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ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНЫЕ И ТЕОРЕТИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ ТЕРМОДИНАМИЧЕСКИХ  
СВОЙСТВ И ФАЗОВЫХ ПРЕВРАЩЕНИЙ УГЛЕВОДОРОДНЫХ СМЕСЕЙ 
 

Оригинальная статья 
УДК 548.58 
EDN: JYOQBC 
 

Измерение температуры выпадения парафинов  
из нефтегазовых и модельных углеводородных растворов 
методом рассеяния света 
 
В.А. Дешабо, В.И. Косов, Д.И. Юдин, И.К. Юдин  
Институт проблем нефти и газа РАН, Россия, 119333, Москва, ул. Губкина, д. 3 

 
Аннотация. Актуальность. Рассеяние света является чувствительным экспериментальным 
методом для тестирования коллоидных характеристик в различных системах. В последние годы 
специальные варианты приборов рассеяния света начинают использоваться для исследования 
коллоидных фракций нефти, таких как асфальтены, смолы и парафины. Цель работы. 
Прецизионное исследование коллоидных свойств парафинов, входящих в состав различных 
нефтей и конденсатов, а также некоторых модельных систем парафин – растворитель. Материалы 
и методы. Исследования проводились с помощью оптического анализатора дисперсных свойств 
углеводородных систем, разработанного в лаборатории фазовых переходов и критических 
явлений. Были исследованы образцы приобской нефти, конденсаты Уренгойского месторождения 
и модельные растворы парафинов в октане. Результаты. В итоге работы был получен ряд 
результатов, которые позволяют более точно определять температуру выпадения парафинов из 
нефтей и конденсатов. При этом для нефти удалось получить характерный многопиковый график, 
показывающий отдельные компоненты парафинов, присутствующих в нефти. Заключение. 
Проведено прецизионное исследование коллоидных свойств парафинов, входящих в состав 
различных нефтей и конденсатов, а также некоторых модельных систем парафин – растворитель. 
Полученные результаты открывают новые перспективы исследования выпадения парафинов из 
углеводородных систем. 

Ключевые слова: парафины, рассеяние света, температурная зависимость, 
асфальтосмолопарафиновые отложения 
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Введение 

В настоящее время появляется интерес 

к корректному и точному исследованию 

процессов выпадения асфальтосмоло-

парафиновых отложений (АСПО) в нефте-

газовых системах. Отечественными и 

западными фирмами разработаны и 

выпускаются приборы для исследования 

таких систем, включая оптические 

исследовательские ячейки. Однако для таких 

ячеек в качестве анализирующих систем 

предлагаются только видеокамеры  

для визуального контроля процессов, 

происходящих в этих ячейках. Этого  

сегодня недостаточно, поскольку методы 

статического и динамического рассеяния 

света уже достаточно широко используются 

для исследования углеводородных систем. 

Разработка специального измерительного 

блока рассеяния света для дополнительной 

комплектации выпускаемого исследова-

тельского оборудования представляется 

актуальной задачей.  

Целью данной работы является 

прецизионное исследование коллоидных 

свойств парафинов, входящих в состав 

различных нефтей и конденсатов, а также 

некоторых модельных систем парафин –

 растворитель. 

 

Материалы и методы 

В лаборатории фазовых переходов  

и критических явлений разработаны 

методические основы и приборные средства 

для проведения оптических исследований 

углеводородного сырья, в том числе  

и для высокоточных измерений температур 

выпадения парафинов. 

Нами разработан первый  

вариант измерительного блока [1]. 

Принципиальная схема блока представ- 

лена на рис. 1. 

 

 
Рис. 1. Принципиальная схема анализатора дисперсных свойств углеводородных систем.  

Вариант с внешней оптической ячейкой 

Fig. 1. Schematic diagram of the analyzer of dispersed properties of hydrocarbon systems.  
An option with an external optical cell 
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Лазер 650 нм предназначен для отно-

сительно прозрачных систем, а лазер 980 нм 

– для малопрозрачных систем. Мощность 

лазеров может варьироваться от 5 мВт  

до 500 мВт. Система счета фотонов  

содержит лавинный фотодиод, работающий  

в одноэлектронном режиме. Коррелятор 

позволяет измерять корреляционную 

функцию рассеянного света, что позволяет 

определить коэффициент диффузии 

коллоидных частиц и их размер  

в диапазоне от долей нанометра до 10 мкм. 

Компьютер осуществляет все необходимые 

расчеты и управление работой блока  

в целом. 

Внешний вид прибора Photocor 

Petrotest, рассчитанного в том числе  

на работу с внешней оптической  

ячейкой высокого давления, представлен  

на рис. 2. Этот вариант прибора позволяет 

значительно расширить его технические 

возможности. 

 

 

Рис. 2. Внешний вид анализатора дисперсных свойств углеводородных систем 

Fig. 2. The appearance of the analyzer of dispersed properties of hydrocarbon systems 

 

В разработанном нами приборе 

впервые был использован инфракрасный 

лазер и соответствующая система счета 

фотонов в качестве фотоприемника [1].  

Это позволило проводить исследования  

в практически непрозрачных для видимого 

света пробах, например, таких как  

нефть и растворы асфальтенов.  

При необходимости возможна разработка 

вариантов анализатора с инфракрасными 

лазерами с длиной волны до 1,5 мкм. 

Универсальный адаптер позволяет проводить 

измерения как в обычных негерметичных 

ячейках, так и в специальных оптических 

ячейках высокого давления. Подобные 

ячейки позволяют проводить исследования  

в особых условиях, например, соответ-

ствующих пластовым давлениям и 

температурам для газовых, конденсатных и 

нефтяных пробах.  

Были исследованы образцы приобской 

нефти, конденсаты Уренгойского нефте-

газоконденсатного месторождения (НГКМ) и 

модельные растворы парафинов в октане. 
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Результаты и обсуждение 

Выпадение парафинов  
из углеводородного сырья 

С использованием разработанного 

прибора динамического рассеяния света 

были проведены исследования выпадения 

парафинов в различных углеводородных 

системах [2–4]. Наиболее интересным и 

актуальным представлялось исследование 

выпадения парафинов из природной  

нефти при уменьшении температуры  

образца. Поскольку в природной нефти 

содержится целый ряд парафинов  

различного молекулярного веса, которые 

характеризуются отличающимися темпера-

турами плавления, авторы данного 

эксперимента поставили задачу просле- 

дить температуру выпадения парафинов. 

Поскольку метод рассеяния света 

характеризуется очень высокой чувстви-

тельностью обнаружения различных  

дисперсных частиц в жидкости, имелись  

хорошие предпосылки решения такой  

задачи. 

Были проведены исследования 

рассеяния света ряда проб нефти  

при уменьшении температуры. Измерения 

начинались с достаточно высокой 

температуры, превышающей температуру 

плавления самого «тяжелого» парафина, 

присутствующего в данной нефти. Было 

интересно увидеть, как происходит 

выпадение парафинов из нефти, т. е.  

из смеси углеводородных жидкостей,  

в большинстве которых парафины  

хорошо растворяются. На рис. 3 пред-

ставлены два характерных графика двух 

различных скоростей охлаждения. 
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Рис. 3. Температурная зависимость интенсивности обратного рассеяния света  
для исследования выпадения парафинов из нефти  

Приобского нефтяного месторождения (образец непрозрачный).  
Скорость охлаждения: а – 30 °С в час; б – 7,5 °С в час 

Fig. 3. Temperature dependence of the backscattering intensity f 
or studying the precipitation of paraffins from oil  
of the Priobskoye oil field (the sample is opaque).  

Cooling rate: a – 30 °C per hour; b – 7.5 °C per hour 
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Действительно, высокая чувствитель-

ность рассеяния света позволяет выделить 

температуры выпадения парафинов различ-

ного молекулярного веса. Более медленная 

скорость охлаждения позволяет более четко 

и детально разделять пики кривой выпадения 

различных парафинов.  

Следует отметить хорошую воспроиз-

водимость положения пиков интенсивности 

рассеяния света в представленных двух 

измерениях, что подтверждает факт 

фиксации температур выпадения парафинов 

различного молекулярного веса. Предвари-

тельный анализ имеющихся публикаций 

показывает, что подобные детальные кривые 

выпадения парафинов из нефти получены 

впервые. Возможно, такая методика 

диагностики поведения парафинов в нефти 

может дать какие-то существенные 

практические результаты. Важно отметить, 

что данные пробы нефти практически 

непрозрачны, однако геометрия обратного 

рассеяния позволяет успешно измерять 

рассеяние света в таких системах. 

Конечно, остается вопрос о том,  

какие именно фракции нефти выпадают  

при проведении измерений, использованных 

в данной работе. Химический анализ 

выпавших из нефти фракций не проводился 

вследствие достаточно сложной и неодно-

значной процедуры подобных измерений. 

Однако, все вторичные факторы позволяют 

говорить о том, что мы наблюдаем именно 

выпадение парафинов из нефти. В первую 

очередь, это диапазон температур, хорошо 

согласующийся с температурами плавления 

парафинов, а также наблюдаемые эффекты 

многопикового характера графика выпадения 

фракции нефти, что соответствует наличию 

целого ряда парафинов с различными 

темпера-турами плавления. Другие тяжелые  

фракции нефти, такие как асфальтены и 

смолы, не оказывают заметного влияния  

в наблюдаемые температурные эффекты. 

Было также важно исследовать 

процессы выпадения парафинов в различных 

модельных системах. Простейшая модель 

представляет собой раствор высшего алкана 

(парафина) в низшем алкане, например, 

октане [5–7]. Результат исследования выпа-

дения парафина С24Н50 из октана при умень-

шении температуры представлен на рис. 4.  
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Рис. 4. Температурная зависимость интенсивности рассеяния света  

при выпадении парафина С24Н50, растворенного в октане 

Fig. 4. Temperature dependence of the light scattering intensity  
during the precipitation of C24H50 paraffin dissolved in octane 
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Наблюдается четкая температура 

выпадения индивидуального парафина  

из индивидуального растворителя. Скорость 

охлаждения – 0,6 °С в час. Весовая концент-

рация парафина в октане 9 вес%. Интересно 

отметить, что парафин в октане выпадает  

в виде неплотных хлопьев белого цвета. Этот 

результат представляет несомненный интерес 

и требует дальнейшего исследования. 

Для подтверждения результатов 

последовательного выпадения парафинов  

из нефти при уменьшении температуры 

пробы нефти были проведены аналогичные 

измерения для модельного раствора двух 

парафинов в октане. Концентрация второго 

добавленного парафина С28Н58 составляла 

1,5 вес%. Полученный график представлен 

на рис. 5. 
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Рис. 5. Температурная зависимость интенсивности рассеяния света  
при выпадении парафинов (С24Н50 + С28Н58), растворенных в октане 

Fig. 5. Temperature dependence of light scattering intensity  
during precipitation of paraffins (C24H50 + C28H58) dissolved in octane 

 

Наблюдается последовательное 

выпадение двух парафинов из раствора. 

Следует отметить, что парафины  

выпадают в виде рыхлых  

фракций, занимающих существенную часть 

объема оптической кюветы, что  

затрудняет четкую фиксацию температур 

переходов.  

Известно, что конденсаты с заметным 

содержанием парафина (малопарафинистые, 

среднепарафинистые) имеют желтоватый 

оттенок. 

В эксперименте для измерения 

температуры выпадения парафинов исполь-

зованы пробы среднепарафинистого конден-

сата Уренгойского НГКМ. 

Полученная кривая представлена  

на рис. 6.  

Температура выпадения парафина  

из конденсата заметно ниже по сравнению  

с нефтью. Это объясняется большой концент-

рацией легких фракций в конденсате. 

Температура выпадения парафинов из кон-

денсата определяется достаточно уверенно. 
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Рис. 6.  Температурная зависимость интенсивности рассеяния света  

для исследования выпадения природных парафинов из конденсата Уренгойского НГКМ.  
Скорость охлаждения 0,3 °С в час 

Fig. 6. Temperature dependence of light scattering intensity for studying the precipitation  
of natural paraffins from condensate of the Urengoy oil and gas condensate field.  

Cooling rate of 0.3 °C per hour 

 

Для оценки полученных результатов  

в пробу конденсата был добавлен парафин 

С28Н58 с концентрацией 18 вес%, что значи-

тельно превышает возможную концентрацию 

данного парафина в конденсате [8, 9]. 

Результат измерения представлен на рис. 7. 
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Рис. 7. Температурная зависимость интенсивности рассеяния света для исследования выпадения 

природных парафинов из конденсата Уренгойского НГКМ с добавкой парафина С28Н58.  
Скорость охлаждения 0,3 °С в час 

Fig. 7. Temperature dependence of light scattering intensity for studying the precipitation of natural paraffins 
from condensate of the Urengoy oil and gas condensate field with an addition of C28H58 paraffin.  

Cooling rate of 0.3 °C per hour 
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При такой высокой концентрации 

выпавший из конденсата парафин образует 

при температуре 31 °С сплошную фазу, зани-

мающую весь объем имеющегося в кювете 

образца [10]. Фотографии кювет с выпав-

шими парафинами представлены на рис. 8. 

 

   

а/a б/b в/c 

Рис. 8. Фотографии кювет с выпавшими парафинами: 
а – смесь парафинов С24Н50 + С28Н58 в октане;  

б – природные парафины в конденсате Уренгойского НГКМ;  
в - парафины в конденсате Уренгойского НГКМ с добавкой 18 вес% парафина С28Н58.  

Температура образования твердой фазы – 31 °С 

Fig. 8. Photos of cuvets with precipitated paraffins:  
a – a mixture of C24H50 + C28H58 paraffins in octane;  

b – natural paraffins in the condensate of the Urengoy oil and gas condensate field;  
c – paraffins in the condensate of the Urengoy oil and gas condensate field with an addition of 18 wt% C28H58 paraffin. 

The solid phase formation temperature is 31 °C 

 

С учетом достаточной прозрачности 

для использования метода рассеяния света 

выпадение парафина может быть удобной 

моделью процесса образования АСПО,  

в том числе и при широких вариациях 

концентрации парафина в конденсате.  

При этом важно отметить, что температура 

выпадения парафинов из нефти и конден- 

сата заметно отличается от температуры 

плавления индивидуальных парафинов. Это 

вполне объяснимо, поскольку при выпадении 

парафинов из раствора кроме температуры 

плавления парафина существенную роль 

начинает играть и состав растворителя,  

из которого выпадает парафин.  

Предварительный анализ имеющихся 

публикаций позволяет говорить о новом 

подходе к исследованию процессов выпаде-

ния парафинов из углеводородных систем. 

Действительно, изучение парафинов вызы-

вает все больший интерес исследователей. 

Значительное количество работ посвящено 

практическим задачам, связанным с добычей 

и транспортировкой углеводородного сырья 

[11–13]. Тонкие и интересные эффекты могут 

оставаться за пределами возможностей 

исследователей, что в значительной степени 

объясняется отсутствием необходимой экспе-

риментальной техники, а также относительно 

простым истолкованием физической природы 

явления выпадения парафина из углеводо-

родного раствора [14, 15]. При этом важно  

не оставлять без внимания особенности 

свойств парафинов, например, таких, как 

появление ротаторных фаз при кристал-

лизации парафинов. Температура плавления 

парафинов довольно низкая. Она близка  

к температуре выпадения парафинов  

из углеводородного раствора, например, 

такого как нефть. Это также может приводить 

к взаимосвязанным процессам при выпа-

дении парафинов из нефти или конденсата. 
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Заключение 

Проведено прецизионное исследование 

коллоидных свойств парафинов, входящих  

в состав различных нефтей и конденсатов,  

а также некоторых модельных систем 

парафин – растворитель. Был получен ряд 

результатов, которые позволяют более  

точно определять температуру выпадения 

парафинов из нефтей и конденсатов. 

Полученные результаты открывают новые 

перспективы исследования выпадения 

парафинов из углеводородных систем. 
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EXPERIMENTAL AND THEORETICAL STUDIES OF THERMODYNAMIC FEATURES AND PHASE  
BEHAVIOR OF HYDROCARBON MIXTURES 
 
Original article 
 

Measurement of paraffin precipitation temperature from oil and 
gas and model hydrocarbon solutions using light scattering 
 
Viktor A. Deshabo, Viktor I. Kosov, Dmitry I. Yudin, Igor K. Yudin  
Oil and Gas Research Institute, Russian Academy of Sciences, 3 Gubkina St., Moscow, 119333, Russia 
 
Abstract. Background. Light scattering is a sensitive experimental method for testing colloidal 
characteristics in various systems. In recent years, special versions of light scattering instruments have 
been used to study colloidal fractions of oil, such as asphaltenes, resins, and paraffins. Objective.  
A precision study of the colloidal properties of paraffins found in various oils and condensates, as well as 
in some model paraffin–solvent systems. Materials and methods. The studies were conducted using an 
optical analyzer of the dispersive properties of hydrocarbon systems developed at the Laboratory of 
Phase Transitions and Critical Phenomena. Samples of the Ob River area oil, condensates from the 
Urengoy field, and model solutions of paraffins in octane were investigated. Results. As an outcome of 
the work, a number of results were obtained that allow for a more accurate determination of the 
temperature at which paraffins precipitate from oils and condensates. In addition, a characteristic 
multipeak graph was obtained for oil, which shows the individual components of paraffins present in the 
oil. Conclusion. A precision study of the colloidal properties of paraffins found in various oils and 
condensates, as well as in some model paraffin–solvent systems, was conducted. The obtained results 
open up new prospects for studying the precipitation of paraffins from hydrocarbon systems. 

Keywords: paraffins, light scattering, temperature dependence, asphaltene–resin–paraffin fractions 
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ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНЫЕ И ТЕОРЕТИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ ТЕРМОДИНАМИЧЕСКИХ  
СВОЙСТВ И ФАЗОВЫХ ПРЕВРАЩЕНИЙ УГЛЕВОДОРОДНЫХ СМЕСЕЙ 
 
Оригинальная статья 

УДК 622.276.32 
EDN: AIIQLN 
 

Методические подходы к созданию моделей пластовой 
нефти для фильтрационных и PVT-исследований 
 
И.И. Ибрагимов  
Альметьевский государственный технологический университет «Высшая школа нефти», Россия, 
423462, Альметьевск, ул. Советская, д. 186а 
 
Аннотация. Актуальность. Для проведения фильтрационных и PVT-исследований в отсутствие 
достаточного объема представительных глубинных проб требуются газированные модели 
пластовой нефти, по свойствам и составу воспроизводящие пластовую нефть исследуемых 
объектов. В фильтрационных исследованиях также последние годы наблюдается переход от 
изовискозных моделей нефти к рекомбинированным пробам, поэтому проблема создания 
качественных моделей пластовой нефти является актуальной. При реализации комплексных и 
серийных исследований для достижения требуемой сопоставимости лабораторных 
экспериментов необходимы методические подходы, обеспечивающие многократное 
приготовление качественных рекомбинированных проб достаточного объема с повторяемостью 
свойств и составов. Цель работы. Разработка и апробация методических подходов к созданию 
качественных рекомбинированных проб для проведения фильтрационных и PVT-исследований.  
Материалы и методы. Методики предусматривают подготовку газовой смеси в ячейке 
рекомбинации, анализ ее состава на хроматографе, далее подачу дегазированной нефти в ячейку 
рекомбинации с последующим растворением в ней газа при сжатии смеси. Результаты. 
Предложены две методики создания рекомбинированных проб: 1) с использованием готовых 
газовых смесей с известным обоснованным составом, 2) c добавлением тяжелых газовых 
компонентов к готовой газовой смеси для более точного моделирования состава. Разработанные 
подходы позволили создать представительные модели пластовой нефти с высокой степенью 
повторяемости. Методики были апробированы при создании модели пластовой нефти для 
объекта с газосодержанием ≈ 50 м3/м3. Заключение. Результаты исследований показали хорошее 
соответствие основных свойств и составов растворенных газов рекомбинированных и глубинных 
проб, а также составов газов, полученных при однократном разгазировании рекомбинированных 
проб, подготовленных различными методами. Приведен подробный разбор и анализ результатов 
с описанием преимуществ и недостатков разработанных методик. Описанные в работе подходы 
помогают создать дизайн получения модели пластовой нефти практически для любого объекта 
разработки в лабораторных условиях. 

Ключевые слова: модель пластовой нефти, рекомбинированная проба, PVT-исследования, 
лабораторный эксперимент, газированная нефть, газосодержание нефти, давление насыщения 
нефти, разработка нефтяных месторождений 
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Введение 

Современные требования к про-

ведению экспериментальных работ в области 

исследования технологий увеличения 

нефтеизвлечения и воздействия на пласт 

предусматривают создание условий, 

наиболее приближенных к пластовым  

(API RP 44:2003 “Recommended practice for 

sampling petroleum reservoir fluids”, [1, 2]). 

Это обусловлено не только стремлением 

более точно воспроизводить пластовые 

процессы в лабораторных условиях  

с целью корректной оценки характеристик  

и эффектов, но и наблюдаемым  

в последние десятилетия развитием  

и совершенствованием лабораторного 

оборудования, колоссальным ростом 

возможностей для проведения сложных 

экспериментов. В связи с этим во многих 

корпоративных исследовательских центрах 

наблюдается переход от использования 

изовискозных моделей нефти к гази-

рованным (рекомбинированным пробам)  

при проведении специальных керновых и 

других видов исследований [3, 4].  

Для определенных видов исследований 

наличие растворенного в нефти газа  

может быть обязательным требованием,  

к примеру, при исследовании фильтрации 

газированных жидкостей при давлении  

ниже давления насыщения, моделировании 

газовых методов увеличения нефте-

извлечения и др. [1, 4, 5]. Следует отметить, 

что на сегодня, в особенности в области 

исследования методов увеличения нефте-

извлечения, нет утвержденных обще-

отраслевых регламентов и методик  

по подготовке моделей флюидов для таких 

экспериментов [6, 7]. Поэтому развитие 

методов получения представительных 

рекомбинированных проб – моделей 

пластовой нефти нефтяных месторождений  

с целью их использования в комплексных 

исследованиях, так же как развитие 

математических подходов к прогно-

зированию поведения углеводородных 

смесей, является актуальной задачей [8–10]. 

Целью работы является разработка  

и апробация методических подходов  

к созданию качественных рекомби-

нированных проб для проведения 

фильтрационных и PVT-исследований.  

При этом учитываются следующие 

требования к методикам приготовления и 

контролю качества рекомбинированных 

проб: 

1) пробы должны обладать повто-

ряемостью свойств при их многократном 

приготовлении (намешивании);  

2) должно корректно учитываться 

содержание компонентов с низкой объемной 

долей (менее 0,1 %), если специфика 

исследований требует включения таких 

компонентов в состав смеси; 

3) объем пробы должен быть 

достаточным для планируемых иссле-

дований;  

4) для контроля качества должна быть 

предусмотрена оценка свойств полученной 

пробы (желательно без потери ее объема).  
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В работе к практическому  

применению предлагаются два подхода  

для создания модели пластовой  

нефти: 

1) с использованием поверочной 

газовой смеси с обоснованным заранее 

составом; 

2) с добавлением тяжелых газовых 

компонентов в поверочную газовую  

смесь для более точного моделирования 

состава. 

Данные подходы являются  

этапами развития методик приготов- 

ления рекомбинированных проб, 

разработанных в лаборатории Иннова-

ционного нефтегазового недропользования 

Центра научно-технических исследований 

Альметьевского государственного техно-

логического университета «Высшая  

школа нефти». Они представляют  

собой готовые для практического 

применения решения для проведения 

экспериментов с газированными моделями 

нефти. 

 

Материалы и методы 

Используемое оборудование 

Для создания рекомбинированных 

проб, как правило, требуются: 

1) установка (ячейка, колба) 

рекомбинации достаточного объема, 

оборудованная эталонным датчиком 

давления; 

2) разделительная емкость для подачи 

нефти; 

3) плунжерный насос;  

4) разделительная емкость увеличен-

ного объема для подачи газа; 

5) газовый хроматограф для анализа 

состава газа. 

Для проведения комплексных 

исследований рекомбинированных проб 

необходимы: 

1) PVT-установка для исследований 

глубинных и рекомбинированных проб; 

2) газометр для оценки газосодержания 

при однократном разгазировании. 

В примерах, приведенных в статье,  

для создания рекомбинированных проб 

использовались ячейка рекомбинации 

(модель AMCORE AMR-T1000.15) объемом 

1,9 л, оснащенная функцией разме- 

шивания и эталонным датчиком давления 

МИДА-ДА-15-Э-RS IP65 класса  

точности ±0,05 %; двухплунжерный 

прецизионный насос (модель AMCORE 

AMR-AMP200); разделительные емкости 

объемами 970 и 5000 мл; газовый 

хроматограф Хроматек Кристалл 5000.2. 

Ячейка рекомбинации и плунжерный  

насос в комплексе использовались  

для исследований базовых свойств 

рекомбинированных проб и контроля их 

качества [11]. Комплексные исследования 

рекомбинированных проб проводились  

в ТатНИПИнефть с использованием PVT-

установки КИНГ-BlackOil, газометра КИНГ-

Газометр КТ 1121, газового хроматографа 

Хроматек Кристалл 5000.2. 

Методы, описанные в работе, 

предусматривают первоначально подготовку 

газовой смеси в ячейке рекомбинации, 

контрольный анализ ее состава  

на хроматографе, далее подачу нефти  

в ячейку рекомбинации с последующим 

растворением в ней газа при сжатии смеси,  

а также оценку давления насыщения, 

газосодержания и объемного коэффициента 

как этап контроля качества полученной 

пробы. 
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Результаты и обсуждение  

Методика создания модели 
пластовой нефти с использованием 
поверочной газовой смеси 

Методика создания модели пластовой 

нефти с использованием поверочной газовой 

смеси (ПГС) подробно рассмотрена в работе 

[12]. В данной работе приведен углубленный 

анализ аспектов, важных для развития 

методических подходов к созданию моделей 

пластовой нефти, более подробно описаны 

преимущества и недостатки базового 

подхода с использованием ПГС. 

Методика предусматривает исполь-

зование в качестве ПГС готовой газовой 

смеси, состав которой обосновывается  

с учетом специфики планируемых 

исследований и требуемого объема 

рекомбинированной пробы. Для обоснования 

состава поверочной газовой смеси 

анализируется база исследований глубинных 

проб объекта. 

В состав ПГС включаются основные 

компоненты нефтяного газа, суммарная 

объемная доля которых не ниже 90 %. Чем 

больше данный показатель, тем лучше 

моделируется состав. Однако важно 

учитывать, что добавление тяжелых 

компонентов и увеличение их концентраций 

ведет к снижению давления начала 

конденсации газовой смеси и, 

соответственно, к снижению объема газа  

(в пересчете на нормальные условия), 

вмещающегося в баллон ПГС [13, 14].  

Для приготовления рекомбинированных проб 

целесообразно заказывать поверочную 

газовую смесь в специализированных 

компаниях в баллонах большого объема –  

40 или 50 л. Так как при каждом отборе газа 

из баллона давление снижается, то после 

достижения давлений ниже необходи- 

мого требуются операции отбора газа  

в разделительную емкость и ее подачи  

в ячейку рекомбинации с помощью 

насосного оборудования, что в определенной 

степени усложняет процесс приготовления 

рекомбинированных проб.  

К примеру, в работе [5] для иссле-

дований фильтрации нефти при давлении 

ниже давления насыщения в состав  

ПГС были включены слаборастворимые 

компоненты: азот, метан, этан и пропан, 

суммарная доля которых в составе нефтяного 

газа составляет 90,4 %. Использование 

поверочной газовой смеси, включающей 

только четыре слаборастворимых компо-

нента, было обусловлено тем, что именно  

эти компоненты выделяются в первую 

очередь из нефти при снижении давления  

на 25–60 % относительно давления 

насыщения. Следовательно, такая модель 

пластовой нефти позволяла корректно 

моделировать газонасыщенность породы 

коллектора в области двухфазной фильт-

рации нефти и газа. 

Концентрации выбранных компо-

нентов для производства четырех-

компонентной ПГС, нормированные к 100%, 

составили:  

1) азот – 10 %,  

2) метан – 36 %,  

3) этан – 32 %,  

4) пропан – 22 %.  

Для длительных комплексных 

исследований были изготовлены идентичные 

ПГС в двух 50-литровых баллонах  

с начальным давлением 29 бар (1 бар = 

0,1 МПа), концентрации компонентов 

которых отличаются от целевых незна-

чительно (баллон 1/баллон 2):  

1) азот – 10,13/10,15 %,  

2) метан – 36,10/35,85 %,  

3) этан – 31,84/32,04 %,  

4) пропан – 21,93/21,96 %. 
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По результатам исследований 

производителя ПГС максимальное абсо-

лютное давление, при котором 

рассматриваемая газовая смесь находится  

в однофазном газообразном состоянии  

при комнатной температуре (20 °С), немного 

превышает 30 бар. Давление начала 

конденсации, рассчитанное на численной 

модели с помощью PVT-симулятора  

без каких-либо настроек, превышает 

фактическое значение на несколько бар. 

Объем газа, вмещающийся в ячейку 

рекомбинации, и целевое газосодержание 

пробы определяют максимально возмож- 

ный объем рекомбинированной пробы, 

который технически возможно приготовить  

с использованием имеющегося обору-

дования. Максимальный объем рекомби-

нированной пробы 𝑉рек.пробы (мл) можно 

приблизительно оценить по формуле: 

 

𝑉рек.пробы =
𝑉газа ст.

𝐺
𝑏н =

𝑉яч.𝑝г.макс.𝑏н

𝑧г(𝑝г.макс.)𝑝атм.𝐺
, 

 

где 𝑝г.макс. – максимальное давление газовой 

смеси в однофазном состоянии, бар, Па 

(рекомендуется задавать давление на 1–2 

бара ниже давления конденсации смеси при 

комнатной температуре); 

𝐺 – предполагаемое газосодержание смеси, 

м3/м3; 

𝑏н – объемный коэффициент модели 

пластовой нефти; 

𝑉яч. – рабочий объем ячейки рекомбинации, 

мл; 

𝑧г(𝑝г.макс.) – коэффициент сверхсжимаемости 

газовой смеси при максимальном давлении 

𝑝г.макс. при комнатной температуре; 

𝑉газа ст. – объем газа, отбираемого в ячейку 

рекомбинации при атмосферном давлении, 

мл; 

𝑝атм. – атмосферное давление, бар, Па. 

 

В данном случае с использо- 

ванием ячейки рекомбинации объемом  

1,9 л отбиралось 61,1 л ПГС (60,2 л  

при 20 °С) и закачивалось 1246 мл 

дегазированной нефти. Отношение объема 

ПГС к объему дегазированной нефти 

составило 48,35 м3/м3. Давление насыщения 

модельной нефти при 40 °С составило 

81,3 бар (абс.) (при температуре 21,5 °С – 

77,4 бар), объемный коэффициент нефти – 

1,11. Объем рекомбинированной пробы 

составил 1383 мл. Этого объема  

было достаточно для исследования 

форсированной фильтрации маловязкой 

нефти в высокопроницаемых коллекторах 

при высоких градиентах давлений,  

близких к условиям фильтрации  

в призабойной зоне скважин, и  

достижения стационарных режимов фильт-

рации [5]. 

Необходимо отметить, что добавление 

еще двух компонентов н-бутана и  

изобутана в состав ПГС в соответствии  

с их содержаниями в нефтяном  

газе привело бы к уменьшению  

давления начала конденсации прибли-

зительно в 1,5 раза, следовательно,  

к возможности отобрать в ячейку 

существенно меньшее количество газа,  

а значит, к получению рекомбини- 

рованной пробы меньшего объема.  

Но меньшего объема рекомбинирован- 

ной пробы было бы недостаточно  

для достижения стационарной фильтрации 

при проводившихся фильтрационных 

исследованиях. Итак, при обосновании 

состава поверочной газовой смеси  

для приготовления рекомбинированных  

проб важно учитывать цели исследований  

и приемлемую точность модели пластовой 

нефти. 
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Сравнение результатов 

исследований модели пластовой 

нефти, приготовленной  

по методике № 1, и глубинной  

пробы  

Рекомбинированная проба, приготов-

ленная по методике № 1, была исследована 

по программе, аналогичной исследованию 

глубинных проб, на специализированной 

PVT-установке КИНГ-BlackOil в институте 

ТатНИПИнефть. На этой же установке  

ранее была исследована глубинная проба,  

по которой обосновывался состав ПГС. 

Зависимости газосодержания от давления, 

полученные по данным дифференциального 

разгазирования, для глубинной и реком-

бинированной проб приведены на рис. 1,  

а составы газа, полученные при однократ-

ном разгазировании, приведены в табл. 1.  

По результатам дифференциального раз-

газирования газосодержание рекомбини-

рованной пробы составило 51,1 м3/м3  

(объем газа при 20 °С), что на 5,7 %  

больше отношения объема ПГС  

к объему дегазированной нефти, равного 

48,35 м3/м3. Данная разница обусловлена  

тем, что в составе выделившегося газа 

присутствуют компоненты, перешедшие  

из нефти в газовую фазу – бутаны, пентаны  

и выше. Газосодержание по результатам 

дифференциального разгазирования и 

давление насыщения глубинной пробы,  

в соответствии с которой готовилась  

модель пластовой нефти, составляли 

53,42 м3/м3 и 85,5 бар (абс.), что законо-

мерно выше соответствующих параметров 

рекомбинированной пробы 51,1 м3/м3 и 

81,3 бар (абс.), так как поверочная газовая 

смесь содержит только слаборастворимые 

компоненты. 

 

 

Рис. 1. Зависимости газосодержания от давления при 40 °С  
(по результатам дифференциального разгазирования,  

объем газа приведен к стандартным условиям) 

Fig. 1. Gas oil ratio vs. pressure relationships at 40 °C 
(based on of differential liberation test;  

gas volume adjusted to standard conditions) 

Источник: [12] / Source: [12]  
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Табл. 1. Компонентные составы газа, полученные при однократном разгазировании, глубинной  
и рекомбинированной проб 

Table 1. Gas blend composition obtained by flash test of bottomhole and recombined oil samples 

Компоненты 
Объемные доли, % 

Глубинная проба Рекомбинированная проба 

1 2 3 

Сероводород (H2S) 0,000 0,000 

Углекислый газ (CO2) 0,16 0,017 

Азот (N2) 9,0 9,233 

Гелий (He) 0,022 0,029 

Водород (Н2) 0,001 0,000 

Метан (CH4) 32,6 34,488 

Этан (C2H6) 28,8 30,337 

Пропан (C3H8) 20,2 19,042 

Изобутан (i-C4H10)   2,32 0,637 

н-Бутан (n-C4H10)   4,77 2,378 

Изопентан (i-C5H12)   1,04 1,399 

н-Пентан (n-C5H12)   0,73 1,420 

Гексаны (C6H14) 0,33 0,866 

Остаток (C7H16+) 0,045 0,154 

Сумма 100 100 

Источник: [12] / Source: [12] 
 

Содержание компонентов С4+ в составе 

газа рекомбинированной пробы составляет 

6,85 %, несмотря на их отсутствие в ПГС. 

Предполагая, что все 4 компонента пове-

рочной газовой смеси полностью выделились 

из нефти, газосодержание при однократном 

разгазировании должно было составить 

48,35 ‧ 100/(100 − 6,85) = 51,9 м3/м3. Данная 

оценка больше фактического результата 

эксперимента на 0,8 м3/м3, что, очевидно, 

связано с частичной конденсацией  

пропана в жидкую фазу. Действительно, 

содержание пропана в объеме слабо-

растворимых компонентов составляет 

19,04/(9,23 + 34,5 + 30,34 + 19,04) = 19,04/93,

1 ≈ 20,5 %, что меньше 22 % – доли  

пропана в ПГС. Невязка 1,5 % соответ- 

ствует разности 0,8 м3/м3 (0,8/51,9 ≈ 1,5 %). 

Несмотря на частичную конденса- 

цию пропана, с учетом испарения  

тяжелых компонентов из нефти  

в газовую фазу, фактическое 

воспроизводство нефтяного газа в модели 

пластовой нефти существенно выше  

доли учтенных компонентов в ПГС  

(90,4 %) и приблизительно составляет 

90,4 − 1,5 + 6,85 ≈ 95,7 %. 

Следует обратить внимание, что 

содержание пентанов и гексанов  

в рекомбинированной пробе оказалось  

даже выше, чем в глубинной пробе  

(см. табл. 1). Это свидетельствует о том,  

что дегазированная нефть, использованная 

для создания рекомбинированных проб,  

была качественно подготовлена (ценные 

компоненты были сохранены в дега-

зированной нефти и не успели испа- 

риться при центрифугировании и термо-

статировании), а оценки содержания 

пентанов и гексанов в газе дегазации 

глубинной пробы занижены и не 

представительны. 
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Содержание углекислого газа  

в пренебрежимо малом количестве в газе 

рекомбинированной пробы скорее связано  

с его некоторым наличием в дегази- 

рованной нефти. А содержание гелия  

связано с тем, что при отборе газа  

из баллона в ячейку рекомбинации  

воздух из «мертвого» объема продувался 

гелием, далее гелий продувался газом  

из баллона ПГС. Оно оказалось близким  

к концентрации гелия в газе глубинной 

пробы случайно. 

На рис. 2 приведены зависимости 

вязкости нефти от давления. Вязкость 

является важнейшим свойством модели 

нефти, влияющим на характеристики 

исследуемых фильтрационных процессов. 

Как видно из рис. 2, вязкость 

рекомбинированной пробы оказалась ниже 

вязкости нефти глубинной пробы 

приблизительно на 15 %, несмотря  

на неполное воспроизводство компонентов 

С4–С7 в составе углеводородной смеси 

рекомбинированной пробы. 

 

 

Рис. 2. Зависимости вязкости нефти от давления при 40 °С  
(по результатам дифференциального разгазирования) 

Fig. 2. Oil viscosity vs. pressure relationship at 40 °C  
(based on differential liberation test) 

Источник: [12] / Source: [12] 

 

Снижение значений вязкости реком-

бинированной пробы по сравнению  

с вязкостью глубинной пробы, возможно, 

связано с различным компонентным 

составом жидких фаз, который не исследо-

вался в рамках данной работы. Такое 

предположение вытекает из данных иссле-

дований глубинных проб, в которых вязкость 

нефти при давлении насыщения и пластовой 

температуре варьирует от 2,57 до 5,65 мПа‧с 

(табл. 2, в которой, кроме эталонной, 

дополнительно представлены данные по 5 

представительным глубинным пробам).  

Качество корреляции и изменчивость 

основных свойств глубинных проб 

рассматриваемого объекта является 

типичным для отрасли, что подтверждается 

анализом больших баз в работах [15, 16].  
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Табл. 2. Основные свойства пластовой нефти по данным исследований представительных 
глубинных проб  

Table 2. Basic properties of reservoir oil based on the studies of bottomhole and recombined oil 
samples 

№ глубинной  
пробы 

Газосодержание, 
м3/м3 

Давление насыщения  
при 40 °С, бар (абс.) 

Вязкость 
нефти при Рнас 
и 40 °С, мПа‧с  

Объемный 
коэффициент нефти 

при Рнас, ед. 

1 (эталонная) 53,4 85,5 3,45 1,15 

Рекомбинированная 
проба 

51,1 81,3 2,90 1,125 

2 50,7 75,8 2,57 1,15 

3 46,4 71,4 3,11 1,14 

4 36,7 66,1 4,20 1,12 

5 43,5 65,0 5,21 1,18 

6 41,4 84,4 5,65 1,14 

Источник: по данным [12] / Source: based on [12] 
 

Ввиду конфиденциальности инфор-

мации порядковые номера глубинных проб  

в разных таблицах и рисунках выбираются 

случайно и между собой не совпадают. 

На рис. 3 приведены зависимости 

объемного коэффициента нефти от давления. 

Объемный коэффициент нефти реком-

бинированной пробы оказался ниже  

на 1,5 %, что связано с отсутствием  

в газовой смеси жирных компонентов  

и меньшим, чем у глубинной пробы, 

газосодержанием. 

 

 

Рис. 3. Зависимости объемного коэффициента нефти от давления при 40 °С  
(по результатам дифференциального разгазирования) 

Fig. 3. Volume formation factor of oil vs. pressure relationship at 40 °C  
(based on differential liberation test) 

Источник: [12] / Source: [12] 
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Сравнительный анализ показывает, что 

использование четырехкомпонентной смеси, 

охватывающей более 90 % объемной доли 

состава газа глубинной пробы, достаточно 

для приготовления рекомбинированных проб 

с вязкостью нефти, близкой к вязкости 

глубинной пробы. 

 

Методика создания модели 

пластовой нефти путем добавления 

жирных компонентов в поверочную 

газовую смесь  

Дальнейшие исследования были 

направлены на совершенствование методики 

создания моделей пластовой нефти  

с помощью добавления жирных компонентов 

в ПГС. Рассмотренный в предыдущем 

подразделе подход позволил смоделировать 

нефтяной газ на 90,4 % без учета 

выделившихся из нефти компонентов С4+ и 

снижения концентрации пропана. 

Для некоторых видов исследований 

требуется более точное воспроизведение 

состава пластовой нефти и выделяющегося 

из нее нефтяного газа. Ниже описан  

метод включения отсутствующих в ПГС 

жирных компонентов н-бутана и изобутана  

в газовую смесь для приготовления модели 

пластовой нефти. Очевидно, что на этапе 

намешивания газов не следует допускать 

конденсации тяжелых компонентов и 

необходимо обеспечить газообразное состоя-

ние смеси. 

Приведем в виде примера предвари-

тельные оценки предполагаемых объемов 

дегазированной нефти, рекомбинированной 

пробы, смеси газов и количества компо-

нентов для второй, более точной модели 

пластовой нефти по тому же объекту 

разработки. В первую очередь с помощью 

PVT-симулятора важно оценить приблизи-

тельное давление отбора газа для предпо-

лагаемой газовой смеси. Допустим, данное 

давление равно 10 бар (pсмеси) за счет наличия 

в газовой смеси бутанов. С ячейку реком-

бинации объемом 1,9 л можно отобрать 

около 1,9 ‧ 10 = 19 л газовой смеси.  

В действительности, этот объем для конкрет-

ной смеси был примерно на  7,5 % больше, а 

именно ≈ 19/0,93 ≈ 20,4 л, с учетом коэффи-

циента сверхсжимаемости газа [12]. С учетом 

целевого газосодержания, к примеру, рав-

ного газосодержанию эталонной пробы № 1 

53,4 м3/м3 можно подготовить рекомбиниро-

ванную пробу, используя объем дегазирован-

ной нефти ≈ 20,4/53,4 = 0,38 л. Следует 

закладывать отношение объема газовой 

смеси к объему дегазированной нефти, 

несколько превышающее целевое газо-

содержание, учитывая, что некоторые доли 

пропана, н-бутана и изобутана ожидаемо 

будут конденсироваться в нефти. Следова-

тельно, объем дегазированной нефти соста-

вит величину менее 0,38 л. Очевидно, что 

при более точном моделировании пластовой 

нефти объем рекомбинированной пробы 

ожидается существенно меньше 1,38 л, кото-

рый получился при использовании только 

слаборастворимых компонентов (методика 

№ 1).  

На подготовительном этапе требуется 

продувка «мертвого» объема ячейки реком-

бинации и ее заполнение поверочной газовой 

смесью при давлении, достаточном для 

преодоления силы трения поршня. Расшире-

ние камеры ячейки рекомбинации до макси-

мального объема и стравливание газа  

до минимально возможного атмосферного 

давления является необходимым этапом 

подготовки ячейки рекомбинации для 

добавления жирных компонентов н-бутана и 

изобутана. Н-бутан в чистом виде конден-

сируется при давлениях 2,5 и 2,8 бар при 

температурах 20 и 25 °С соответственно, а 

изобутан – при давлениях 3 и 3,4 бар при тех 

же температурах. 
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Очевидно, что в первую очередь  

в камеру ячейки рекомбинации следует 

подавать н-бутан, далее изобутан.  

Очевидно, что при снижении давления 

подачи н-бутана уменьшается его 

содержание и увеличивается содержание 

изобутана. Подбирая давление подачи  

н-бутана, можно регулировать относительное 

содержание н-бутана и изобутана в смеси. 

Итак, второй подход к созданию модели 

пластовой нефти предполагает добавление  

в камеру с ПГС н-бутана, далее – изобутана, 

а в заключение – недостающего объема  

ПГС. Важным этапом является расчет 

необходимого объема н-бутана и изобутана  

в рецептуре приготовления модели пласто-

вой нефти. 

Рассмотрим расчет процедуры 

добавления н-бутана и изобутана в ячейку 

рекомбинации, заполненную поверочной 

газовой смесью при атмосферном давлении. 

Для этого пробоотборник с н-бутаном 

подключается к ячейке рекомбинации. 

Линия, соединяющая пробоотборник и 

ячейку рекомбинации, продувается  

н-бутаном. Н-бутан отбирается с верхней 

части пробоотборника. При открытии 

вентиля ячейки рекомбинации н-бутан 

начинает в газообразном состоянии 

перетекать из пробоотборника в ячейку 

рекомбинации из-за разности давлений, 

наблюдается увеличение давления в ячейке 

рекомбинации. При отборе н-бутана 

давление в ячейке рекомбинации возрастает 

от атмосферного до расчетного давления 

отбора н-бутана 𝑝𝑛𝐶4 (не более 2,8 бар  

при температуре 25 °С). Далее аналогичным 

образом отбирается изобутан до давления 

3,4 бар. Если давление при отборе н-бутана 

и/или изобутана не достигает требуемого 

уровня, рекомендуется нагреть линию 

подачи жирных компонентов теплой или 

горячей водой. Суммарный объем н-бутана  

и изобутана (л), отбираемых при увеличении 

давления от атмосферного до 3,4 бар, 

составляет: 

 

𝑉𝑛С4+𝑖С4 =
𝑉яр∆𝑝

𝑝атм.
= 4,48 ,   

 

где 𝑉яр – объем ячейки рекомбинации; 

∆𝑝 – увеличение давления при добавлении н-

бутана и изобутана. 

 

Содержание изобутана в составе 

нефтяного газа в данном случае 

приблизительно в 2,5 раза меньше 

содержания н-бутана. По данным табл. 1 

(эталонной глубинной пробы) данное 

соотношение 
𝜑𝑛𝐶4

𝜑𝑖𝐶4
= 2, значение 

𝜑𝑛𝐶4

𝜑𝑖𝐶4
= 2,5 

будет обосновано ниже. В отбираемой смеси 

бутанов должно быть 71,4 % н-бутана  

и 28,6 % изобутана, соответственно, из 4,48 л 

– 3,2 л н-бутана и 1,28 л – изобутана. 

Следовательно, прирост давления при 

добавлении н-бутана (𝑝𝑛𝐶4 − 𝑝атм.) к при-

росту давления при добавлении изобутана 

(3,4 ─ 𝑝𝑛𝐶4) должен соотноситься как 2,5 : 1. 

Тогда давление отбора н-бутана для первой 

итерации при подборе состава газовой смеси 

можно определить по формуле: 𝑝𝑛𝐶4 =
3,4𝜑𝑛𝐶4/𝜑𝑖𝐶4+𝑝атм.

𝜑𝑛𝐶4/𝜑𝑖𝐶4+1
= 2,72 бар, что меньше 

2,8 бар – давления фазового перехода 

газообразного н-бутана в жидкий  

при температуре 25 °С. Во второй и 

последующих итерациях подбора газовой 

смеси соотношение 
𝜑𝑛𝐶4

𝜑𝑖𝐶4
  и соответственно 

𝑝𝑛𝐶4 требуют уточнения для получения  

более точной модели, так как н-бутан, как 

менее летучий компонент, будет больше 

конденсироваться в нефти. И его содержание 

в газе однократного разгазирования будет 

недостаточным. 
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По закону Авогадро рассчитывается 

кол-во н-бутана 𝜈𝑛С4 = 3,2/22,4 = 0,143 моль 

и изобутана 𝜈𝑖С4 = 1,28/22,4 = 0,057 моль. 

Объем смеси после отбора  

в ячейку рекомбинации бутанов состав- 

ляет 1,9 + 4,48 = 6,38 л, а объемные  

доли компонентов приблизительно равны:  

𝜑𝑛𝐶4 = 52,7 %, 𝜑𝑖𝐶4 = 17,6 %, 𝜑ПГС = 29,7 %.  

С помощью расчетов на PVT-симуляторе 

важно оценить, в газообразном ли состоянии 

будет данная смесь при давлении отбора 

изобутана. 

Далее до этапа добавления нефти 

добавляется порция ПГС с целью 

достижения требуемого объема газовой 

смеси. При этом необходимо учитывать 

коэффициент сверхсжимаемости пред-

полагаемой газовой смеси, который 

возможно оценить с помощью PVT-

симулятора. ПГС следует подавать  

в нижнюю часть ячейки рекомбинации, 

медленно приоткрывая вентиль и избегая 

быстрого роста давления. В противном 

случае при подаче поверочной газовой  

смеси в верхнюю часть ячейки рекомбинации 

даже при медленном впрыскивании может 

возникнуть конденсация н-бутана из-за того, 

что нагнетаемая порция ПГС сжимает 

газовую смесь, находящуюся в ячейке 

рекомбинации. При подаче поверочной 

газовой смеси в нижнюю часть ячейки 

рекомбинации такое явление не наблюдается. 

После отбора нужного объема ПГС  

в ячейку рекомбинации подается расчетное 

количество дегазированной нефти.  

Как отмечалось выше, необходимое 

содержание тяжелых компонентов в заме-

шиваемой смеси для получения требуемой 

модели пластовой нефти должно превышать 

объемные доли этих компонентов  

в нефтяном газе, оцененные по глубинным 

пробам. Состав смеси необходимо подбирать 

экспериментально, на первой итерации 

ориентируясь на состав нефтяного газа, 

полученного при однократном разгазиро-

вании глубинной пробы, далее уточняя 

дизайн приготовления рекомбинированной 

пробы после анализа результатов выпол-

ненных итераций. 

 

Особенности обоснования целевых 
концентраций слаборастворимых  
и легкорастворимых (тяжелых) 
компонентов газовых смесей  
для создания модели пластовой 
нефти 

При описании методики № 1 состав 

газовой смеси обосновывался по данным 

одной пробы – эталонной пробы № 1, 

содержание азота и метана в которой было 

максимальным по сравнению с другими 

глубинными пробами (см. табл. 2). Отбор 

глубинных проб – сложный технологический 

процесс [17, 18]. Для отбора качественных 

глубинных проб требуется соблюдение 

множества условий: давление отбора должно 

быть выше давления насыщения, отобранная 

порция нефти не должна содержать воду и не 

должна была ранее выделять растворенный  

в себе газ (так как глубинная проба 

отбирается при остановке скважины, то 

очень часто, даже если давление отбора 

превышает давление насыщения, часть 

слаборастворимых компонентов успевает 

выделиться из нефти раньше, до остановки 

скважины, и всплыть в стволе скважины  

к устью по затрубному пространству). 

Учитывая это обстоятельство, видится более 

обоснованным рекомендовать определение 

целевых концентраций слаборастворимых 

компонентов на основе данных одной либо 

двух-трех глубинных проб с высоким содер-

жанием азота и метана, нежели использовать 

средние значения по большему количеству 

представительных глубинных проб. 
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Несмотря на то, что проба № 1 

считается представительной и эталонной, 

концентрации компонентов С4+ в ней 

оказались ниже, чем в других представи-

тельных пробах объекта разработки. Анализ 

составов газов, полученных при иссле-

довании представительных глубинных проб, 

показал, что реальное содержание н-бутана и 

изобутана в пластовой нефти выше, чем  

в пробе № 1, представленной в табл. 1. 

Следует отметить, что при анализе 

состава газа глубинных проб возможна 

погрешность из-за процедуры анализа.  

При однократном разгазировании порция 

газированной нефти (≈ 80–100 мл) из ячейки 

PVT-установки стравливается в стакан, далее 

выделившийся газ перетекает в камеру 

газометра по тонкой трубке. При этом 

жидкая фаза приходит в равновесие не  

со всем выделившимся газом, а только с той 

порцией газа, которая остается в стаканчике 

объемом около 200 мл. Учитывая данную 

специфику, можно предположить, что часть 

тяжелых компонентов может остаться  

в нефти из-за высокой концентрации 

компонентов С4+ в порции газа над 

контактом с нефтью в стаканчике. Кроме 

этого, некоторая часть С4+ остается  

в стаканчике, не попадая в газометр,  

из которого берется порция газа для анализа 

состава на хроматографе. Производителям 

газометров следует доработать конструкцию 

используемого оборудования и обеспечить 

условия для установления термодинами-

ческого равновесия между нефтью и 

выделившимся газом при однократном 

разгазировании. 

Поэтому для формирования целевых 

концентраций жирных компонентов неф-

тяного газа использовались средние 

показатели по представительным глубинным 

пробам с газосодержанием, близким  

к газосодержанию пробы № 1. На рис. 4 и 5 

представлены гистограммы концентраций 

пропана, изобутана, н-бутана по 

представительным пробам и их средние 

концентрации (порядковые номера проб  

на рис. 4, 5 не совпадают с номерами проб  

в табл. 2 ввиду конфиденциальности 

информации). 

 

  

    объемная доля пропана 

    среднее значение объемной доли пропана  

 объемная доля н-бутана    объемная доля изобутана  

средние значения долей:     н-бутана      изобутана  

Рис. 4. Объемная доля пропана в нефтяном газе 
по глубинным пробам по результатам 

однократного разгазирования  

Fig. 4. Volume content of propane in petroleum gas 
based on flash test of bottomhole oil samples 

Рис. 5. Объемная доля н-бутана и изобутана  
в нефтяном газе по глубинным пробам  

по результатам однократного разгазирования 

Fig. 5. Volume content of n-butane and i-butane  
in petroleum gas based on flash test  

of bottomhole oil samples 
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Средняя концентрация пропана равна 

22,2 %, что несколько выше значения пробы 

№ 1 – 20,2 % (см. табл. 1). Концентрация  

н-бутана варьирует в относительно широких 

пределах: от 4,7 % (проба № 1) до 9,7 %,  

а изобутана от 2,3 % (проба № 1) до 4,3 %. 

Средние значения составляют: н-бутана – 

7,3 %, изобутана – 2,9 %.  

Содержание н-пентана и изопентана 

относительно небольшое, в среднем – около 

1,6 % и 1,4 % соответственно, а гексанов и 

выше – 0,7 % (гистограммы не приводятся). 

Итак, для получения представительной 

рекомбинированной пробы в качестве 

целевого был принят состав нефтяного  

газа, представленный в табл. 3 (см. 

нормированные значения). В ПГС требуется 

добавлять только н-бутан и изобутан, а 

пентаны и выше предположительно будут 

представлены в нефтяном газе за счет  

их испарения из обезвоженной нефти. 

Добавление пропана возможно для 

компенсации доли,  конденсируемой в нефти,  

но в данном случае не использовалось. 

Сумма концентраций легкорастворимых 

компонентов и добавляемых на данном  

этапе бутанов составляет 96,5 %, что больше, 

чем 90,4 % (аналогичного показателя  

для первого рассмотренного подхода  

к подготовке проб). В действительности  

за счет испарения пентанов из нефти  

полнота воспроизводства состава нефтяного 

газа ожидаемо будет выше 96,5 %.  

По данным табл. 3 соотношение 
𝜑𝑛𝐶4

𝜑𝑖𝐶4
= 2,5, 

как было указано выше. 

 

Табл. 3. Целевые объемные доли основных компонентов нефтяного газа, получаемых  
при однократном разгазировании 

Table 3. Target volume content of main components, obtained in flash tests of oil 

Компоненты 
Целевые объемные доли, % 

не нормированные нормированные 

Азот (N2) 9* 8,6 

Метан (CH4) 32,6* 31,2 

Этан (C2H6) 28,8* 27,6 

Пропан (C3H8) 20,2* 19,3 

Изобутан (i-C4H10) 2,9 2,78 

н-Бутан (n-C4H10)   7,3 6,99 

Изопентан (i-C5H12)   1,6 1,53 

н-Пентан (n-C5H12)   1,4 1,34 

Гексаны (SC6H14) 0,7 0,67 

Сумма 104,5 100,0 

* значения из табл. 1 (проба № 1) 

 

Подбор газовой смеси для модели 

пластовой нефти по методике № 2, 

анализ составов газовых смесей и 

сравнение с целевым составом 

Как отмечалось выше, для приготов-

ления представительной рекомбинированной 

пробы для рассматриваемого объекта 

недостаточно использовать газовую смесь  

с целевым составом, указанным в табл. 3. 

Газовая смесь, находясь в контакте с нефтью, 

приходит с ней в термодинамическое равно-

весие, теряя часть более тяжелых компонен-

тов за счет их растворения в жидкой фазе  

(к примеру, в методике № 1 концентрация 

пропана была ниже, чем в ПГС, из-за его 

частичной конденсации в нефти). 
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При использовании для приготовления 

рекомбинированной пробы газовой смеси  

с целевыми объемными долями основных 

компонентов следует ожидать меньшее 

содержание н-бутана, изобутана и пропана  

в составе газа, выделяющегося при 

однократном разгазировании, так как в обез-

воженной пробе нефти эти компоненты 

скорее всего содержатся в меньшем 

количестве по сравнению с дегазированной 

нефтью глубинной пробы.  

При приготовлении рекомбинирован-

ных проб сложно предугадать требуемый 

состав газовой смеси, так как он зависит не 

только от целевых концентраций компо-

нентов, выделившихся при однократном 

разгазировании глубинных проб, но и  

от фактического состава используемой 

обезвоженной нефти. Именно поэтому добав-

ление жирных компонентов в поверочную 

газовую смесь не рационально из-за непред-

сказуемости состава обезвоженной нефти. 

В данном случае с помощью трех 

итераций были подобраны целевые объемные 

доли (концентрации) компонентов газовой 

смеси. На каждой итерации концентра- 

ции н-бутана и изобутана повышались  

с целью достижения целевых концентраций  

в выделившемся из нефти газе.  

На каждой итерации готовилась газовая 

смесь, далее добавлялась нефть с учетом 

целевого газосодержания и долей 

компонентов, которые должны остаться  

в жидкой фазе. Проводилось однократное 

разгазирование и оценивался состав 

выделившегося газа. В завершение итерации 

состав выделившегося газа сопостав- 

лялся с целевым составом, указанным  

в табл. 3. 

В рассматриваемом примере по раз-

работанному рецепту (регламенту) много-

кратно готовились рекомбинированные 

пробы для серии исследований. Первые  

3 пробы, приготовленные по описанной 

методике, рассмотрены ниже. В табл. 4 

представлены составы смеси намешанных 

газов до подачи рассчитанного объема 

обезвоженной нефти. 

 

Табл. 4. Составы газовых смесей для приготовления модели пластовой нефти 

Table 4. Compositions of gas mixtures for the preparation of a reservoir oil model 

Компоненты 
Объемные доли, % 

Проба № 1 Проба № 2 Проба № 3 

О2 0,040 0,053 0,048 

СО2 0,122 0,159 0,110 

азот 8,195 8,391 8,233 

метан 30,84 31,69 31,39 

этан 26,81 27,35 27,08 

пропан 18,21 18,37 18,27 

изобутан 4,781 4,061 3,919 

н-бутан 10,57 9,91 10,34 

неопентан 0,467 0,034 0,636 

изопентан 0,0025 0,0072 0,0088 

пентан 0,0032 0,0101 0,0124 

гексан 0,0020 0,0072 0,0041 

сумма 100 100 100 
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Следует обратить внимание, что 

объемные доли всех основных компонентов 

(метан, этан, пропан, н-бутан, изобутан, азот) 

при приготовлении рекомбинированных проб 

от раза к разу в серии экспериментов 

воспроизводятся с высокой точностью.  

Такие компоненты, как н-пентан, неопентан, 

изопентан и выше содержатся в смеси  

в небольшом количестве и попали в смесь 

как примеси в пробах н-бутана и изобутана. 

Кислород также является примесью н-бутана 

и изобутана, его объемная доля пренебре-

жимо мала.  

При каждой повторной подготовке 

рекомбинированной пробы в отобранную 

газовую смесь объемом около 22 л подава-

лась нефть объемом 380 мл. Отношение 

объема газовой смеси к объему дегазирован-

ной нефти составляет 22/0,38 = 57,9 м3/м3, 

что закономерно выше целевого газо-

содержания из-за восполнения долей жирных 

газовых компонентов в нефти.  

К сожалению, рекомбинированная 

проба, приготовленная по методике № 2, не 

была исследована аналогично пробе, 

приготовленной по методике № 1 – по 

программе исследований глубинных проб. 

Но с помощью ячейки рекомбинации и 

насосного оборудования были оценены 

базовые свойства пробы, которые пока- 

зали хорошую повторяемость. Давление 

насыщения, объемный коэффициент нефти и 

коэффициент сжимаемости полученных проб 

представлены в табл. 5. 

 

Табл. 5. Основные PVT-свойства рекомбинированных проб (методика № 2) 

Table 5. Basic PVT properties of recombined oil samples (approach No. 2) 

PVT-свойство газированной нефти Проба № 1 Проба № 2 Проба № 3 

Коэффициент сжимаемости β, 10─9 Па─1 2,26 2,02 2,22 

Объемный коэффициент bн 1,104 1,137 1,144 

Давление определения объемного коэффициента Pb, бар 116,85 118,85 120,13 

Давление насыщения Pнас при комнатной температуре ≈ 21,5 °С, бар 74,6 73,52 72,95 

Газосодержание G, м3/м3 56,00 56,29 54,95 

 

Порции объемом ≈ 60 мл каждой 

пробы использовалась для анализа состава 

газа при однократном разгазировании. 

Результаты обобщены в табл. 6, где  

для сравнения приведены целевые 

концентрации основных компонентов газа  

из табл. 3. 

Кроме н-бутана и изобутана при 

намешивании газов в ячейку рекомбинации 

был добавлен СО2 с целью получения  

в рекомбинированной пробе целевой 

концентрации 0,16 %. Методика добавления 

компонентов с низкой концентрацией  

в данной работе не рассматривается. 

Содержание СО2 незначительно превышает 

целевую концентрацию 0,16 %, что, скорее 

всего, связано с наличием некоторого 

количества СО2 в обезвоженной нефти.  

Следует обратить внимание, что 

объемные доли азота, метана, этана и 

пропана имеют хорошую повторяемость, при 

сравнении показателей проб № 2 и № 3 

отличия не превышают 1 %, по бутанам – 

отличие не более 5 %. Так как используемые 

газовые смеси имеют низкое давление 

конденсации, их приготовление требует 

специальных навыков. При неправильной 

технике дозирования компонентов могут 

произойти частичная конденсация н-бутана, 

изобутана и потеря контроля состава смеси. 

Проба № 1 была приготовлена на финальной 

итерации подбора состава газа, пробы № 2  

и № 3 готовились по разработанному 

регламенту с полным повторением всех 

действий строго по программе приготов-

ления рекомбинированной пробы.  
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Табл. 6. Составы газовых смесей, полученных при однократном разгазировании 
рекомбинированных проб 

Table 6. Compositions of gas mixtures obtained in flash tests of recombined oil samples 

Компоненты Проба № 1 Проба № 2 Проба № 3 
Целевые значения  

(на основе глубинных проб) 

О2 0,109 0,116 0,102 0,0 

СО2 0,344 0,219 0,204 0,16 

азот 9,68 9,18 9,236 8,6 

метан 33,69 32,91 33,16 31,2 

этан 27,49 27,00 26,91 27,6 

пропан 16,35 16,81 16,69 19,3 

изобутан 3,10 3,34 3,19 2,78 

н-бутан 7,17 7,99 8,09 6,99 

неопентан 0,29 0,31 0,319 
1,53 

изопентан 0,823 0,969 0,952 

пентан 0,853 1,000 0,991 1,34 

гексан 0,217 0,255 0,255 0,67 

сумма 100 100 100 100 

 

Как видно из табл. 4 и табл. 6,  

при использовании газовой смеси с содер-

жанием н-бутана и изобутана ≈ 10 %  

и ≈ 4 % соответственно их концентрации  

в выделившемся из нефти газе достигают 

значений, равных ≈ 7,5 % и ≈ 3 %, что 

соответствует глубинным пробам. Хотя  

при приготовлении газовой смеси не 

использовались пентаны, гексаны и более 

тяжелые компоненты, они содержатся  

в выделившемся из нефти газе.  

К примеру, пентана получилось  

около 1 %, в то время как целевое  

значение – 1,53 %. Это свидетельствует  

о том, что эти жидкие компоненты  

в небольшом количестве могут испаряться  

из нефти в газовую фазу. Суммарно 

содержание С1-5 и азота в нефтяном газе 

модели пластовой нефти составляет 99,5 % 

(больше значения 96,5 % – аналогичного 

показателя модели, полученной по методике 

№ 1), что свидетельствует о создании 

высококачественной рекомбинированной 

пробы. 

Анализ результатов, ключевых 
преимуществ и недостатков 
разработанных методик 

В предыдущих разделах работы пред-

ставлены методы создания моделей пласто-

вой нефти и предложены две методики, 

которые были опробованы на примере 

объекта разработки с газосодержанием 

≈ 50 м3/м3. Для анализа и обобщения 

результатов ключевые характеристики полу-

ченных рекомбинированных проб (моделей 

пластовой нефти) приведены в табл. 7. 

Безусловно, модель пластовой нефти, 

подготовленная по методике № 2, является 

значительно более качественной: газосодер-

жание и состав нефтяного газа, выделяюще-

гося при однократном разгазировании, прак-

тически соответствуют глубинным пробам. 

Модель, подготовленная по методике № 1, – 

менее точная, но имеет существенно бóль-

ший объем. Примечательным является то, 

что количества слаборастворимых компо-

нентов в обеих моделях совпадают между 

собой и соответствуют их количествам  

в глубинной пробе.  
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Табл. 7. Характеристики моделей пластовой нефти (рекомбинированных проб), приготовленных 
по двум методикам 

Table 7. Characteristics of reservoir oil models (recombined samples) prepared using two approaches 

Характеристика пробы 
Методика № 1 

 
Методика № 2 

(рекомбинированная 
проба № 3) 

Давление насыщения при 40 °С, бар 81,3 не оценивалось 

Давление насыщения при комнатной температуре ≈ 21,50С, бар 77,4 73,0 

Газосодержание при однократном разгазировании, м3/м3 51,1 55,0 

Объемный коэффициент нефти при давлении 120 бар, ед. 1,093 1,144 

Сжимаемость газированной нефти, 10−9 Па−1 1,55 2,22 

Доля компонентов ПГС в нефтяном газе, % 93,1 86,0 

Газосодержание, учитывающее только компоненты ПГС, м3/м3 47,6 47,3 

Степень воспроизводства целевого состава нефтяного газа 
(целевые составы для двух моделей разные), % 

96,5 99,5 

Погрешность моделирования состава нефтяного газа, % 3,5 0,5 

Объем рекомбинированной пробы, мл 1380 430 

Полезный объем рекомбинированной пробы (после вычета 65 мл 
«мертвого» объема ячейки рекомбинации и 15 мл запаса), мл 

1300 350 

 

К основным недостаткам методики № 2 

следует отнести:  

1) необходимость подбора концент-

рации добавляемых жирных газовых 

компонентов под конкретную партию 

обезвоженной нефти;  

2) трудоемкость процедуры приготов-

ления рекомбинированной пробы (по разра-

ботанному регламенту);  

3) относительно небольшой объем 

пробы, доступный для эксперимента  

(меньше объема пробы, подготовленной  

по методике № 1, в 4 раза).  

Если для исследований требуется 

большой объем качественной модели 

пластовой нефти, то можно готовить пробы  

в нескольких ячейках рекомбинации и далее 

объединять их в один сосуд. Либо если 

ячейка рекомбинации только одна, то 

многократно готовить необходимый объем и 

собирать в разделительную емкость. 

Модель пластовой нефти, под-

готовленная по методике № 1, не 

воспроизводит все свойства пластовой 

нефти, но подходит для объектов с высоким 

газосодержанием и имеет большой объем, 

который может быть необходим, например,  

в исследованиях фильтрации с большими 

расходами на удлиненных керновых 

моделях. 

Выше отмечалось, что пробы хорошо 

описывают пластовую нефть и нефтяной газ, 

несмотря на относительно большие отличия 

концентраций бутанов в рекомбинированных 

и глубинных пробах. В действительности 

воспроизвести концентрации жирных 

компонентов с высокой точностью очень 

сложно (необходимо большее количество 

итераций подбора), но этого и не требуется. 

Важным является создание модели нефти, 

близкой к пластовой нефти по требуемым 

для конкретного типа экспериментов 

характеристикам (например, давлению 

насыщения и газосодержанию), и ее 

воспроизводство с высокой точностью  

в серии экспериментов.  

Хорошие результаты по воспроиз-

водству моделей пластовой нефти  

удалось достичь благодаря следующим 

рекомендациям.  
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Для достижения высокой повто-

ряемости состава и свойств рекомбини-

рованных проб при повторной подготовке 

все процедуры и действия следует выполнять 

по утвержденному регламенту. Регламент 

составляется на финальной итерации подбора 

соотношения компонентов в исходной 

газовой смеси. 

Объем рабочей камеры, давление 

отбора газа, объем закачиваемой нефти  

и режимы работы используемых 

насосов/оборудования должны одинаковым 

образом повторяться от раза к разу  

при приготовлении идентичных реком-

бинированных проб. Эти рекомендации 

позволят добиться высокой точности  

и одинакового влияния погрешностей 

измерений во всех случаях. 

Также и используемые пробы 

дегазированной нефти должны быть 

идентичны в серии экспериментов, т. е. быть 

отобраны в один день, обезвожены  

и подготовлены одним специалистом. 

Рекомендуется заранее рассчитать 

требуемый объем нефти для реализации 

программы исследований, собрать всю нефть 

в сосуд большого объема и разлить  

по стеклянным бутылкам после тщательного 

размешивания. Данная мера позволит 

добиться повторяемости свойств рекомби-

нированных проб и корректно исследовать  

в экспериментах влияние других факторов, 

не связанных со свойствами модели  

нефти.  

Отдельного разбора и анализа требует 

давление насыщения полученных моделей. 

Давление насыщения модели, приготов-

ленной по методике № 1, при комнатной 

температуре составило 77,4 бар, что выше 

давления насыщения модели по методике 

№ 2 – 73,0 бар. Результат кажется 

нефизичным: при добавлении жирных 

компонентов и увеличении газосодержания 

давление насыщения снизилось (содержание 

слаборастворимых компонентов в сравни-

ваемых моделях практически совпадают,  

см. табл. 7). Причина такой разницы в том, 

что при разработке и опробовании  

методики № 1 «мертвый» объем ячейки 

рекомбинации продувался гелием, что было 

удобно для интерпретации результатов 

хроматографии. А при разработке методики 

№ 2 вместо гелия использовался СО2,  

так как исследовались добавление и 

моделирование компонентов с низкой 

концентрацией. Таким образом, даже 

небольшое содержание гелия в газовой  

смеси (например, 0,8 %) привело к заметному 

увеличению давления насыщения нефти 

(примерно на 4–5 бар). Содержание гелия  

в пластовой нефти – всего лишь 0,02 %.  

С точки зрения развития методологии 

подготовки проб следует рассмотреть 

возможность добавления гелия (не более 

1 %) в смесь для искусственного увеличения 

давления насыщения рекомбинированных 

проб, если это требуется в каких-либо 

специальных исследованиях. 

Очевидно, что давление насыщения 

модели пластовой нефти, приготовленной  

по методике № 2 при пластовой темпе- 

ратуре 40 °С, будет ориентировочно на 

81,3−77,4 = 3,9 бар выше значения 73,0 бар, 

т. е. составит ≈ 77 бар (к сожалению, 

давление насыщения при пластовой 

температуре не оценивалось). Давление 

насыщения представительных глубинных 

проб №№ 2–6 (см. табл. 2) варьирует от 65  

до 76 бар, т. е. ниже значения 77 бар, так как 

в них содержание азота и метана ниже, чем  

в эталонной глубинной пробе № 1. В этом 

смысле давление насыщения глубинной 

пробы № 1, равное 85,5 бар, так же как  

и пробы № 6, кажется завышенным.  
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Сравнение характеристик рекомбини-

рованных проб (см. табл. 7) показывает, что 

добавление жирных компонентов не ведет  

к увеличению давления насыщения, а лишь 

меняет функцию газосодержания нефти  

от давления, делая ее более выпуклой. 

Давление насыщения зависит от содержания 

слаборастворимых компонентов нефтяного 

газа. 

Поэтому количество газа, выде-

ляющееся из нефти при снижении давления 

ниже давления насыщения в исследованиях 

[5], моделировалось корректно. В модели, 

приготовленной по методике № 1, 

сохранялось такое же соотношение  

объемов слаборастворимых компонентов  

к объему нефти, как в глубинной  

пробе. Таким образом, была получена 

подходящая модель пластовой нефти  

с учетом ключевых потребностей 

фильтрационных исследований при давлении 

ниже давления насыщения – корректного 

воспроизведения объемов выделяющегося 

газа при разгазировании нефти. 

 

Заключение 

В работе описаны методические 

подходы к созданию газированных 

(рекомбинированных) моделей пластовой 

нефти, использование которых может  

быть необходимо при проведении 

специальных керновых или PVT-

исследований. Две разработанные методики 

апробированы на примере объекта  

с газосодержанием около 50 м3/м3. 

Результаты исследований полученных 

рекомбинированных проб сопоставлены  

с исследованиями глубинных проб, дана 

сравнительная характеристика полученных 

рекомбинированных проб. Подробно 

проанализированы преимущества и 

недостатки двух разработанных методик. 

Анализ результатов исследований 

показал, что создание газированных моделей 

нефти с использованием только слабо-

растворимых и среднерастворимых газовых 

компонентов является вполне приемлемым и 

позволяет получить пробы с давлением 

насыщения, соответствующим давлению 

насыщения глубинных проб. Так, учет  

в используемой газовой смеси 90,4 % 

компонентов нефтяного газа позволил 

снизить вязкость модельной нефти до 

вязкости пластовой нефти, а также получить 

воспроизводство состава нефтяного газа  

на 96,5 % за счет испарения из обезвоженной 

нефти жирных компонентов, что является 

относительно высоким показателем модели-

рования состава нефтяного газа. Развитие 

методических подходов к созданию моделей 

пластовой нефти позволило получить еще 

более качественную модель пластовой нефти, 

воспроизводящую состав нефтяного газа  

на 99,5 %. Проведение серии экспериментов 

показало, что при соблюдении высоких 

стандартов работы в лабораторных условиях 

возможно многократное воспроизводство 

разработанной модели пластовой нефти  

с высокой повторяемостью состава и свойств. 

Разработанные алгоритмы подготовки 

рекомбинированных моделей применимы  

для создания моделей пластовой нефти 

практически для любого месторождения,  

как с низким, так и с высоким 

газосодержанием. Корректное моделиро-

вание физико-химических свойств пластовой 

нефти является важнейшим аспектом  

при исследованиях в области разработки 

месторождений углеводородов. Следова-

тельно, применение рекомбинированных 

проб позволяет повысить стандарты  

качества научно-исследовательских работ, 

выполнять более сложные и наукоемкие 

исследования. 
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EXPERIMENTAL AND THEORETICAL STUDIES OF THERMODYNAMIC FEATURES AND PHASE  
BEHAVIOR OF HYDROCARBON MIXTURES 
 
Original article 
 

Approaches for creating reservoir oil models for core and PVT 
studies 
 
Ildar I. Ibragimov  
Almetyevsk State Technological University “Petroleum Higher School”, 186a Sovetskaya St., Almetyevsk, 
423462, Russia 
 
Abstract. Background. When core and PVT studies are conducted without a sufficient number of 
bottomhole oil samples, gas-saturated reservoir oil models are needed that match the target reservoir 
oil in both properties and composition. In recent years, special core laboratory tests have increasingly 
relied on recombined live-oil models rather than isoviscous oil ones, making the preparation of high-
quality reservoir oil models a key challenge. Comprehensive, long term experimental programs require 
laboratory approaches that ensure good repeatability when recombined oil samples are prepared 
multiple times and provide samples in volumes adequate for the specific objectives of the study. 
Objective. Development and approbation of methodological approaches for producing high-quality 
recombined oil samples for special core and PVT studies. Materials and methods. The methods are 
based on preparing a gas mixture in a recombination cell, analyzing its composition using a 
chromatograph, then feeding degassed oil into the recombination cell, followed by dissolution of the gas 
during mixture compression. Results. Two approaches to preparing recombined live oil samples are 
proposed: 1) using pre-prepared gas mixtures with known, validated compositions; 2) improving 
compositional matching by enriching a base gas mixture with heavier components. These approaches 
made it possible to produce representative reservoir oil models with a high level of repeatability. The 
approaches have been validated by preparing a reservoir oil model for a reservoir with a gas–oil ratio of 
approximately 50 m³/m³. Conclusion. The recombined samples showed good agreement with 
bottomhole oil samples in terms of key properties and dissolved gas composition, and the gas 
compositions obtained from flash tests were consistent across recombined samples prepared using the 
approaches. The paper provides a detailed discussion of the results, including the advantages and 
constraints of each method. Overall, the proposed approaches enable laboratory preparation of 
reservoir oil models for any object. 

Keywords: reservoir oil model, recombined sample, PVT studies, laboratory experiment, gas-saturated 
oil, gas–oil ratio, bubble point pressure, oil field development 
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ГИДРОТЕРМОДИНАМИЧЕСКОЕ И ГЕОМЕХАНИЧЕСКОЕ МОДЕЛИРОВАНИЕ ПРОЦЕССОВ  
В НАСЫЩЕННЫХ ГЕОСРЕДАХ 
 
Оригинальная статья 
УДК 622.276.031:532.529.5 
EDN: UQRNJX 
 

Полуэмпирический метод описания динамики пористости 
при нагрузке и разгрузке 
 
В.А. Иктисанов , М.С. Бернатов, А.А. Файнберг 
Санкт-Петербургский горный университет императрицы Екатерины II, Россия, 199106,  
Санкт-Петербург, Васильевский остров, 21-я линия, д. 2 
 
Аннотация. Актуальность. Широко известно, что при приложении нагрузки любые тела,  
в том числе и коллекторы, содержащие углеводороды, деформируются не мгновенно, а  
с запаздыванием. Аналогичные процессы происходят при релаксации напряжений. Вместе с тем, 
в уравнениях неустановившейся фильтрации жидкости и в программных продуктах зависимость 
пористости от времени, как правило, не учитывается. Данный фактор может оказать значимое 
влияние при определении расстояния до границ пласта по результатам гидродинамических 
исследований. Цель работы. Изучение изменения пористости во времени для последующего 
учета влияния этого фактора на вид кривой восстановления давления. Задача решалась  
для более точной, чем линейная, логарифмической зависимости пористости от давления. 
Материалы и методы. Для решения задачи выполнены петрофизические исследования керна 
терригенных отложений на установке всестороннего сжатия. Особенностью исследований было 
получение зависимости пористости во времени при приложении нагрузки и последующем ее 
снятии. Результаты. Для описания результатов первоначально использовалось известное 
решение уравнения Кельвина, но оно не привело к высокой точности. Задача была решена  
только при использовании в этом уравнении времени запаздывания как функции от давления. 
Аналогом послужили ранние реологические исследования гелей полиакриламида во времени,  
по результатам которых было обнаружено, что параметр, обратный времени Кельвина,  
хорошо описывается экспоненциальной зависимостью от напряжения. Это позволило описать 
полученные зависимости пористости от времени при нагрузке и разгрузке с высокой степенью 
точности за счет одновременного учета запаздывания деформации и релаксации давления. 
Заключение. Для описания кривых пористости от времени предложен простой полуэмпирический 
метод, заключающийся в использовании переменного времени запаздывания, зависящего  
от релаксации давления. Данный подход обеспечил высокую точность описания полученных 
кривых. 

Ключевые слова: пористость, керн, реологические уравнения, время запаздывания деформации, 
время релаксации 
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НОВЫЕ МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ИЗУЧЕНИЯ ГЕОЛОГИЧЕСКОЙ СРЕДЫ  
НЕФТЕГАЗОНОСНЫХ БАССЕЙНОВ 
 
Оригинальная статья 
УДК 550.8.055 
EDN: GCYLTW 
 

Влияние техногенных факторов на результаты определения 
пористости образцов осадочных пород 
 
В.Г. Мамяшев , Э.А. Кулиев 
Тюменский индустриальный университет, Россия, 625000, Тюмень, ул. Володарского, д. 38 
 
Аннотация. Актуальность. Пористость – это одна из наиболее значимых характеристик 
емкостных свойств пород нефтегазоносных отложений. Еще в середине восьмидесятых годов 
прошлого столетия были выявлены изменения объема и пористости керна песчано-глинистых 
пород при насыщении их водными растворами различной минерализации и различными 
флюидами. Количественные оценки влияния техногенных факторов на пористость пород  
в условиях пластовой флюидонасыщенности представляют очевидное практическое значение,  
а также научный интерес. Цель работы. Уточнить характер и степень влияния техногенных 
факторов – экстракции и сушки керна, применяемых в современной технологии петрофизических 
исследований, на результаты определений объема, пористости, плотности и водонасыщенности 
образцов пород нефтегазоносных отложений; рассмотреть возможность оценки этого влияния и 
обосновать методики, обеспечивающие определения пористости и других свойств пород, 
соответствующие их пластовой насыщенности. Материалы и методы. Объект исследования – 
керн песчано-глинистых пород терригенного осадочного чехла Западной Сибири и карбонатных 
пород Восточной Сибири. Предмет исследования – методическое обеспечение определений 
пористости, плотности и водонасыщенности осадочных пород коллекторов нефтегазоносных 
отложений по петрофизическим и геофизическим данным. Результаты. Обосновано,  
что изменения объемов образцов и различия результатов определений пористости, 
водонасыщенности и плотности керна осадочных пород методом гидростатического взвешивания 
и газоволюметрии обусловлены влиянием экстракции и сушки керна. Предложена методика 
определения исходной пористости образцов, исключающая данные искажения. Заключение. 
Экспериментально установлено, что значения коэффициента пористости образцов песчано-
глинистых пород-коллекторов Западной Сибири, определяемые стандартными методами, 
занижаются. Обоснованы способы учета влияния деформаций объема образцов керна  
на плотность и емкостные свойства при условии определения объема в исходном состоянии, 
соответствующем пластовой водонасыщенности. 

Ключевые слова: пористость, водонасыщенность, плотность, керн, объемные деформации керна, 
методики и достоверность определений, экстракция, сушка 
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Введение 

Пористость – это одна из наиболее 

значимых характеристик емкостных свойств 

пород нефтегазоносных отложений, 

представляющая объемы запасов нефти и 

газа. Все оценки пористости пород, 

слагающих залежи нефти, газа и 

газоконденсата, так или иначе основы- 

ваются на результатах петрофизических 

исследований керна. Достоверность подсчета 

объемов запасов нефтяных углеводородов 

напрямую зависит от достоверности 

результатов исследований керна. 

Применяемые в настоящее время технологии 

исследований исходят из того, что в процессе 

проведения их отсутствуют объемные 

деформации исследуемых образцов. Вместе  

с тем, в период с 1984 по 1991 гг. в ряде 

работ В.Г. Мамяшева, Л.М. Задориной и 

В.С. Кудрявцева были опубликованы первые 

результаты исследований влияния физико-

химического взаимодействия  насыщающих 

поровых флюидов на объемные 

характеристики керна. Было выявлено 

изменение объема пор и всего образца  

при насыщении его водами разной 

минерализации и разными флюидами 

(керосином, газом), а также в процессе 

длительного нахождения водонасыщенного 

образца в насыщающем растворе.  

В частности, при сопоставлении  

пористости при насыщении пород-

коллекторов керосином (Кп.к) и водой  

(Кп.в) было установлено, что  

при признаках их гидрофобизации,  

начиная с гетерогенного характера 

смачиваемости пород, наблюдается 

превышение пористости «по керосину»  

над пористостью «по воде» (Кп.к > Кп.в).  

По сопоставлениям Кп.к и Кп.в было 

обосновано, что одним из критериев 

цеолитизации пород является обратный 

эффект: превышение пористости пород  

«по воде» над пористостью «по керосину» 

(Кп.к < Кп.в) [1].  

Несколько позже было 

экспериментально подтверждено явление 

«адсорбционной деформации» пород и 

влияние деформации на объемы твердых 

пористых сред [2–4], установленное еще  

в 1928 г. академиком П.А. Ребиндером и 

известное как «эффект Ребиндера». Влияние 

типа насыщающего агента на упруго-

прочностные свойства пород было 

установлено в работах многих авторов,  

в том числе в работе [5]. 

Отбор и исследования керна  

с сохраненной флюидонасыщенностью  

с помощью изолирующих технологий [6–8] 

или растворов на нефтяной (углеводородной) 

основе (РНО, РУО) позволяют определить 

объемные характеристики керна в состоянии 

естественной насыщенности и изменений  

в процессе применения общепринятых 

(стандартных) методик определения 

пористости и водонасыщенности [9]. 

Установлено, что применяемые технологии 

препарирования и подготовки керна 

приводят к занижению объема образцов 

керна и, соответственно, к занижению 

значений коэффициента пористости (Кп) как 

образцов песчано-глинистых пород, так  

и карбонатных. Искажение (занижение) 

значений коэффициента пористости 

составляет от 0,3–0,7 до 2,7–4,1 % 

(абсолютных), соответственно для пород 

юрского и сеноманского возрастов Западной 

Сибири. 
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Цель работы. Накопленные к настоя-

щему времени результаты исследований 

свидетельствуют о необходимости  

анализа влияния применяемых методов 

определения пористости пород,  

в частности, влияния техногенных  

факторов на результаты определений 

емкостных свойств пород с целью  

учета этого влияния, совершенствования 

технологии и методики исследований и 

повышения достоверности петрофизических 

данных.  

 

Материалы и методы 

Определения фильтрационно-емкост-

ных свойств (ФЕС) пород на образцах  

керна были регламентированы государст-

венным стандартом еще в 1985 г.  

(ГОСТ 26450.1-85 «Метод определения 

коэффициента открытой пористости 

жидкостенасыщением»). Этим стандартом 

утверждена методика определения открытой 

пористости образцов пород способом 

гидростатического взвешивания (метод 

И.А. Преображенского). Непреложными 

требованиями методики являются операции: 

экстракция керна, обеспечивающая 

извлечение из порового пространства 

углеводородов и солей, а также  

последующее высушивание образцов  

до постоянного веса при температуре 

+105 °С. Считается, с достаточным 

приближением, что при этой температуре 

удаляется вся поровая вода, включая 

практически весь объем физически  

связанной воды и не происходит 

необратимых изменений минералов твердой 

фазы пород. Исключением является 

присутствие в породе включений гипса, 

которые при температуре +95 °С необратимо 

трансформируются в ангидрит; для глин и 

глинистых пород температура сушки 

ограничивается +70 °С. 

Регламентированные ГОСТом условия 

насыщения керна обеспечивают заполнение 

его сообщающегося пустотного пространства 

насыщающей жидкостью. Коэффициент 

открытой пористости рассчитывается  

по следующей формуле: 

 

Кп = (mв − mс)/(mв − mвв − Δ) ‧ 100, %,  (1) 

 

где mс – масса сухого образца горной 

породы;  

mв – масса образца после насыщения 

жидкостью (при условии корректного 

удаления излишков жидкости с поверхности 

образца);  

mвв – масса насыщенного жидкостью образца 

в насыщающей жидкости;  

Δ – поправка на массу подвеса образца  

в воде (обычно не превышает 5 мг и 

игнорируется при расчетах).  

 

Объем сообщаемого пустотного 

пространства образца определяется 

числителем уравнения (1), а объем  

самого образца (Vо) – знаменателем  

(в обоих случаях с учетом плотности 

насыщающей жидкости). Регламентиро-

ванная ГОСТом относительная погрешность 

определения открытой пористости 

составляет от 2 до 10 %, в зависимости  

от диапазона ее величины. 

Западные компании руководствуются 

аналогичными технологиями, регламентиро-

ванными стандартами API (Американского 

института нефти), что может рассматри-

ваться как обеспечение метрологического 

требования единства измерений на 

международном уровне (API RP 40:1998 

«Recommended practices for core analysis»). 
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В рамках сложившейся парадигмы 

петрофизического обеспечения геолого-

разведочных работ на нефть и газ  

по умолчанию принимается, что резуль- 

таты определений пористости методом 

жидкостенасыщения (гидростатического 

взвешивания) представляют пористость 

пород, соответствующую условиям 

пластового залегания (с учетом введения 

соответствующей поправки на влияние 

термобарических факторов). При этом  

были установлены следующие особенности 

результатов, получаемых при таких 

исследованиях: в случае гидрофильных 

терригенных осадочных пород наблюда- 

лось занижение значений коэффициента 

пористости по данным керосино- 

насыщения (Кп.к) относительно пористости, 

определенной при насыщении образцов 

водными растворами (Кп.в). В публикациях 

В.Г. Мамяшева и соавторов 1984–1991 гг. 

показано, что величина коэффициента 

пористости «по воде» Кп.в зависит  

от минерализации насыщающего раствора  

и возрастает с уменьшением минерализации, 

а также с увеличением времени нахождения 

керна в насыщающем растворе. Поэтому 

ГОСТ 26450.1-85 на определение пористости 

предусматривает проведение исследований 

при насыщении образцов пород растворами, 

моделирующими минерализацию пластовых 

вод. Предполагалось, что эти явления 

обусловлены набуханием глинистого 

цемента пород, влиянием расклинивающего 

давления, а также «адсорбционными 

деформациями» твердой фазы пород [2, 3]. 

Новые результаты были получены  

с помощью газоволюметрического метода 

определения открытой пористости, основан-

ного на законе Бойля – Мариотта. Примене-

ние газоволюметрического метода определе- 

ния открытой пористости, с одной стороны,  

было обусловлено совершенствованием 

технологии применения этого метода,  

а с другой – существенным повышением 

качества изготовления образцов. Приме-

няемые технические средства обеспечивали 

строго заданную геометрическую форму 

образцов и качество их поверхности, 

колебания размеров образца не превышали 

0,02 мм. Соответствующие погрешности 

определения объемов образцов стандартных 

размеров (30  30  30 мм) по их размерам 

при этом не превышали 0,2 % 

(относительных), что обеспечивало 

достаточную достоверность определений 

объема образцов и их пористости, не 

уступающую достоверности данных метода 

гидростатического взвешивания. Коэффи-

циент пористости, определяемый с помощью 

газоволюметрического метода (Кп.г),  

в практике петрофизических исследований 

получил название пористость «по гелию». 

Существуют две модификации этого 

метода: в первой (традиционной) 

обеспечивается определение объема твердой 

фазы образца (Vтф), а во второй – 

определение объема его пустотного 

пространства (Vп). В каждой из этих 

модификаций объемы образцов (Vo) 

определяют по измерениям геометрических 

размеров (стандарт API RP 40:1998) [10, 11]. 

При комплексировании этих модификаций 

метода газоволюметрии допускается 

определение объема образца как суммы 

объемов пор и твердой фазы:  

 

Vo = Vп + Vтф.             (2) 

 

При этом необходимо обратить 

внимание на то, что объем твердой фазы 

образцов определяется с несколько меньшей 

погрешностью, чем объем их порового 

пространства. 
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В традиционном варианте применения 

метода газоволюметрии определяется объем 

твердой фазы (Vтф). Объем образца (Vо) 

рассчитывается по его геометрическим 

размерам, пористость «по гелию» (Кп.г)  

в этом случае рассчитывается как: 

 

Кп.г = (Vo − Vтф)/Vo ‧ 100, %. 

 

По результатам применения этого 

метода была установлена тесная связь  

между результатами определений пористости 

«по гелию» и пористости по данным 

керосинонасыщения [12]. Сопоставления  

Кп.к и Кп.г, приведенные ниже, 

свидетельствуют о высокой степени связи 

рассматриваемых параметров (R2 > 0,996). 

Максимальные отклонения значений 

коэффициента пористости от линии равных 

значений (в интервале значений 5–30 %)  

не превышают ±(0,5–1,0) % (абсолютных). 

Совершенствование метода газоволюметрии 

позволило устранить сомнения о возмож-

ности определения объемов образцов 

правильной геометрической формы по 

измерениям линейных размеров. 

Представление о том, что завышение 

пористости «по воде» над пористостью  

«по керосину» и «по гелию» обусловлено 

набуханием глинистого цемента пород  

и глинистых минералов, таких как 

монтмориллонит и смешаннослойные обра-

зования, и поэтому вызывает необходимость 

определения пористости «по керосину» или 

«по гелию», не выдерживает критики. 

Очевидно, что в условиях пластового 

залегания дисперсная (глинистая) компо-

нента пород находится в разбухшем, 

естественном состоянии, отражающем 

реальную пористость пород. Следовательно, 

необходимо выяснить фактические причины 

занижения пористости при определении  

«по керосину» или «по гелию» относительно 

пористости «по воде» для керна, не 

подвергавшегося техногенным воздействиям. 

Решение этой задачи может быть  

обеспечено при наличии керна,  

отобранного с сохранением его  

пластовой водонасыщенности [13, 14].  

Такая возможность представляется при 

отборе керна с применением растворов  

на нефтяной основе или отобранного  

с помощью изолирующих технологий [7, 8]. 

Технология работ с изолированным 

керном предусматривает следующий порядок 

исследований: 

1. Расконсервация керна и выпили-

вание образцов стандартных размеров 

правильной, обычно цилиндрической формы 

в условиях, минимизирующих потерю 

поровых флюидов. 

2. Измерение электрического сопротив-

ления и геометрических размеров  

образца с последующим помещением его  

в герметичный бюкс с целью минимизации 

потери поровых флюидов.  

3. Определение массы образца  

(в бюксе) и перенос его в аппарат Закса  

для экстракции (при температуре кипения 

толуола Т = +110,6 °С) и определения 

объемов и массы сохраненных в образце 

воды и нефти.  

4. Высушивание при температуре 

Т = +105 °С, охлаждение и определение 

массы высохшего образца, измерение 

геометрических размеров. 

Затем, в зависимости от принятой 

программы исследований, следуют операции 

определения пористости «по гелию», 

определения абсолютной проницаемости, 

пористости «по воде», плотности, водо-

удерживающей способности, пористости  

«по керосину» и других запланированных 

свойств.  
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Из приведенного порядка исследо-

ваний изолированного керна следует, что 

предусмотрены измерения геометрии 

образцов в условиях максимально 

возможного сохранения исходного состояния 

и свойств: объема, флюидонасыщенности, 

свойств поровых флюидов (минерализации, 

плотности, химического состава) и характера 

смачиваемости поверхности твердой фазы 

пород. Однако в рамках стандартной 

технологии используют измерения размеров 

образцов, выполненные после экстракции  

и высушивания перед определением 

пористости образцов «по гелию» или  

«по керосину». Таким образом, регистрация 

размеров образцов изолированного керна  

с сохраненной водонасыщенностью и 

размеров образцов после экстракции и 

высушивания позволяет обеспечить контроль 

объемов образцов в процессе исследований. 

Для анализа техногенного влияния на 

определение коэффициента пористости были 

рассмотрены доступные нам результаты 

исследований коллекции из 1285 образцов 

изолированного керна консолидированных 

песчано-глинистых пород-коллекторов оса-

дочного комплекса Западной Сибири.  

В исследуемой коллекции представлены все 

основные нефтегазоносные стратиграфиче-

ские горизонты рассматриваемого разреза  

от сеноманского возраста до юрского. 

Пористость образцов «по гелию» после 

экстракции и сушки (Кп.с), варьирует от 4  

до 35 %, плотность (δ) сухих образцов 

варьирует от 1,6 до 2,53 г/см3, проницаемость 

(Кпр.) – от 10−6 до 1,3 мкм2. 

Кроме того, нами использованы дан-

ные коллекции из 110 образцов карбонатных 

пород нефтегазоносных объектов Восточной 

Сибири, также отобранных с помощью 

изолирующих технологий. Образцы этой 

коллекции характеризуются следующими 

свойствами: коэффициент открытой 

пористости (Кп.) – от 4 до 22 %, плотность (δ) 

– от 2,06 до 2,77 г/см3, проницаемость (Кпр.) – 

от 10−5 до 2–3 мкм2. 

Оси всех образцов ориентированы 

перпендикулярно оси колонки керна, 

образцы имеют цилиндрическую форму, 

диаметр (в зависимости от размеров 

«алмазных» коронок) составляет 

(30 ± 0,4) мм, длина – от 27 до 38,5 мм. 

Несмотря на то, что образцы изготовлены из 

керна, отобранного по изолирующей 

технологии, данные по контролю качества по 

водонасыщенности отсутствовали. 

 

Результаты и обсуждение 

На рис. 1 приведено сопоставление 

объемов образцов песчано-глинистых пород 

Западной Сибири до (Vо.и) и после (Vо.с) 

экстракции и сушки, объемы образцов 

рассчитаны по геометрическим размерам. 

Из рис. 1 следует, что объемы образцов 

в исходном состоянии, как правило, больше, 

чем объемы тех же образцов после 

экстракции и высушивания (далее – сушки), 

уравнение линии аппроксимации (тренда) 

этого сопоставления имеет следующий вид:  

 

Vо.с = 0,9766 ‧ Vо.и,  

 

т. е. уменьшение объемов образцов после 

сушки в среднем составляет 2,34 %. 

У небольшой части образцов это 

различие находится в пределах погреш- 

ности определения, но может достигать  

6–7,8 %. Уменьшение объемов объясняется 

термической дегидратацией образцов  

в процессе экстракции и последующей  

сушки, происходит сублимация остаточной,  

в частности, физически связанной воды  

с поверхности твердой минеральной фазы 

пород и  из межпакетного пространства глин. 
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а/a б/b 

Рис. 1. Сопоставление объемов образцов до (Vо.и) и после (Vо.с) сушки:  
а – для песчано-глинистых пород; б – для карбонатных пород 

Fig. 1. Comparison of sample volumes before (Vo.s) and after (Vd.s) drying: 
a – for sandy-clay rocks; b – for carbonate rocks 

 

В результате (по П.А. Ребиндеру) 

исчезает расклинивающее давление  

полярной фазы (воды), увеличивается 

термодинамический потенциал поверхности 

твердой фазы, происходит «упрочение» 

агрегатов дисперсной твердой фазы.  

Очень грубой, но наглядной аналогией 

происходящего, является усыхание влажной 

глины или ила с превращением их  

в твердый такыр. Для небольшой части 

образцов не наблюдается существенного 

уменьшения. 

Собственный объем твердой фазы 

породы в процессе ее экстракции и сушки 

сохраняется неизменным: Vтф = const.  

Из уравнения материального баланса 

(2), следует, что изменение объема  

образца породы (Vo) обуславливается 

соответствующим изменением объема его 

пустотного пространства:  

Δ = Vо.и − Vо.с = Vп.и − Vп.с,  

 

где Vп.и  и Vп.с  – объемы образца до и после 

сушки.  

 

Коэффициент пористости образца 

после сушки можно выразить через разность 

объемов Δ и исходную пористость (Кп.и)  

до операций экстракции и высушивания: 

 

Кп.с = 1 − (Vтф/Vо.c) =  

= (Кп.и − Δ/Vо.с)/(1 − Δ/Vо.с), д. ед.,   

 

где Кп.и  и Кп.с – коэффициенты пористости 

образцов до и после сушки;  

величина Δ = Vо.и − Vо.с  – разность объемов 

образца.  

Поскольку в этом уравнении 

знаменатель всегда больше числителя, то 

будет соблюдаться условие: Кп.с < Кп.и. 

Vо.с = 0,9766 ‧ Vо.и 

R2 = 0,9848 

 

Vо.с = 0,9866 ‧ Vо.и 

R2 = 0,982 
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В терригенных осадочных породах 

мелкодисперсный материал глинистых и 

мелкоалевритовых фракций, находящихся  

на контактах зерен псаммоалевритовых 

фракций, также «усыхает», способствуя 

уменьшению объема всей породы.  

С очевидностью это явление отражается  

на структуре пустотного пространства  

и на значениях фильтрационно-емкостных 

свойств пород. При последующих после 

сушки операциях насыщения образцов 

инертными газами (гелием, азотом) или 

неполярными жидкостями (очищенным 

керосином) структура пустотного 

пространства и объемные характеристики 

пород остаются неизменными. Этим 

объясняется практически полное совпадение 

коэффициентов пористости образцов 

осадочных пород, определенных «по гелию» 

и «по керосину». При насыщении водными 

растворами со временем начинается некое 

«восстановление» исходного состояния 

объемов пор породы и пористость  

«по воде» может незначительно возрастать 

(по В.Г. Мамяшеву и др.). 

Пористость (Кп.и), соответствующая 

исходному объему образцов (Vи), 

определяется как:  

 

Кп.и = 1 − Vтф/Vо.и,  

 

где Vтф – объем твердой фазы образца «по 

гелию». 

 

На рис. 2 приведены сопоставления 

коэффициентов пористости, определенных 

«по гелию»: после сушки и пересчитанных к 

исходному состоянию образцов.  

 

 

 

а/a б/b 

Рис. 2. Сопоставление коэффициентов пористости, определенных «по гелию» после сушки (Кп.с)  
и пересчитанных к исходному объему образцов до сушки (Кп.и), для образцов:  

а – песчано-глинистых пород; б – карбонатных пород 

Fig. 2. Comparison of porosity coefficients determined “by helium” after drying (Kd.p)  
and recalculated to the initial volume of samples before drying (Ko.p) for the samples of: 

a – sandy-clay rocks; b – carbonate rocks 

Kп.и = 0,9475 ‧ Kп.с + 1,52 

     R2 = 0,9233 

 

Kп.и = 1,051 ‧ Kп.с − 0,4152 

  R2 = 0,9523 
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В общем случае, если известны объемы 

образцов до и после сушки и выполнено 

определение коэффициента пористости 

любым способом (Кп.с,i), например, при 

насыщении керосином, то коэффициент 

пористости в исходном состоянии может 

быть рассчитан как:  

 

Кп.и = 1 − (Vо.с./Vо.и)(1 − Кп.с,i) 

 

или  

 

Кп.и = (k` + Кп.с,i)/(1 + k`),  

 

где k` = (1 − Vо.с/Vо.и).  

 

Из этих уравнений следует, что 

пористость образцов в исходном состоянии 

превышает их пористость после сушки 

Кп.и > Кп.с и что применяемая традиционная 

технология петрофизических исследований 

приводит к систематическому занижению 

значений коэффициентов пористости керна. 

В консолидированных песчано-глинистых 

породах-коллекторах Западной Сибири 

занижение составляет, в среднем, от 0,4  

до 1,8 %, соответственно при коэффициенте 

пористости от 15 до 40 %. Для слабо-

сцементированных пород сеноманского 

возраста систематическое занижение 

значений коэффициента пористости  

по данным, приведенным в работе [12], 

составляет от 2,7 до 4,1 %, при этом 

наибольшее занижение значений коэффи-

циента пористости (до 4–5 %) присуще 

глинистым породам со значениями ФЕС, 

близкими к граничным. 

В коллекции карбонатных пород 

разность значений коэффициента пористости 

до и после сушки варьирует от нуля  

и до 3–3,5 %, при этом примерно у 20 % 

образцов пористость значимо не изменилась. 

Среднее занижение значений коэффициента 

пористости по всей коллекции составило  

от 1 до 0,5 %, соответственно при 

коэффициенте пористости от 10 до 20 %. Как 

уже было отмечено, эти особенности могли 

быть обусловлены потерей начальной 

водонасыщенности у части образцов еще  

до операций сушки и экстракции [12, 15]. 

Изменения объема керна напрямую 

влияют и на другие свойства: плотность (δп) 

и остаточную водонасыщенность. В общем 

случае плотность породы можно  

представить как аддитивную сумму вкладов 

составляющих ее компонент. Плотность 

твердой фазы песчано-глинистых пород  

(δтф) при отсутствии минеральных  

включений с аномальной плотностью  

(углей, керогена, пирита) достаточно 

стабильна и составляет (2,68 ± 0,015) г/см3. 

Соответственно плотность водонасыщенной 

породы (δпв) в исходном состоянии можно 

представить как сумму двух компонент:  

 

δпв.и = (1 − Кп.и) ‧ δтф + Кп.и ‧ δв,  

 

где δтф и δв – соответственно плотности 

твердой фазы породы и поровой воды.  

 

После сушки плотность этой же 

породы (δпв.с) при условии ее полной 

водонасыщенности рассчитывается как:  

 

δпв.с = (1 – Кп.с) ‧ δтф + Кп.с ‧ δв, 

 

т. е. легко показать, что расчетная плотность 

водонасыщенной породы окажется больше 

плотности водонасыщенной породы в ее 

исходном состоянии: δпв.с > δпв.и. Это  

будет приводить к занижению значений 

коэффициента пористости, рассчитываемого 

по определениям пористости по керну после 

сушки. 
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Такая же закономерность следует  

из сопоставления плотности сухой породы  

по данным до (δп.и) и после (δп.с) сушки керна 

(рис. 3). 

 

 

Рис. 3. Сопоставление плотности сухой породы по 
данным до (δп.и) и после (δп.с) сушки керна  

Fig. 3. Comparison of the density of dry rock 
according to the data before (δo.d) and after (δd.d) 

core drying 

 

Отдельный интерес вызывает оценка 

влияния операции экстракции и сушки  

керна на результаты моделирования 

термобарических условий (ТБУ). Поправка 

на влияние ТБУ может быть установлена  

с помощью коэффициента объемной 

сжимаемости породы: β = Кп,тбу/Кп, где Кп,тбу  

и Кп – коэффициенты пористости породы, 

соответственно в термобарических и 

атмосферных условиях. Допустим, что 

объемная сжимаемость керна до и после 

сушки останется неизменной. Тогда, если 

известна пористость керна после сушки 

(Кп.с), то пористость его в пластовых 

условиях (Кп.и,тбу) можно рассчитать как 

Кп.и,тбу = β ‧ Кп.и. Вместе с тем желательно 

предусмотреть экспериментальное подтверж-

дение принятого допущения. 

Одной из первоочередных задач 

исследования керна с сохраненной флюидо-

насыщенностью является определение 

водонасыщенности [14, 16, 17]. Известно, что 

в зонах предельного насыщения залежей 

водонасыщенность соответствует остаточной 

водонасыщенности пород (Ков). Объем воды, 

определяемый с помощью аппаратов Закса 

(Vов), равняется объему воды в исследуемом 

образце, а объемы образца и пор, 

определенные после сушки керна, 

уменьшаются. Соответственно коэффициент 

остаточной водонасыщенности, опреде-

ляемый по данным скважин на РНО или  

по изолированному керну с помощью 

стандартных методик (по ГОСТ 26450.1-85) 

оказывается завышенным. По этой причине 

коэффициент водонасыщенности образцов 

глин и аргиллитов, отобранных на РНО, 

превышает 100 %, что не получило коррект-

ного объяснения. В свете изложенного выше 

это объясняется занижением объема пор 

после сушки по отношению к исходному 

состоянию. Очевидно, что при определении 

остаточной водонасыщенности по Заксу 

объем воды, извлеченной из образца, следует 

относить к объему пор исходного образца. 

Коэффициент водонасыщенности (Кв.и), 

соответствующий исходному состоянию 

керна, можно рассчитать как: 

 

Кв.и = Vов/[Vо.и − Vо.с ‧ (1 − Кп.с)]. 

 

Аналогично объемную водонасы-

щенность керна, приведенную к исходному 

состоянию (Wов.и), можно рассчитать как: 

 

Wов.и = Wов.с ‧ Vо.с/Vо.и,  

 

где Wов.с – объемная остаточная водо-

насыщенность керна, определенная после его 

сушки. 

δп.и = 1,013 ‧ δп.с 

R2 = 0,9195 
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Очевидно, что исследованные и 

установленные изменения объемов образцов 

песчано-глинистых пород в процессе их 

исследований отразятся и на результатах 

данных таких методов, как капиллярометрия 

и определение проницаемости образцов 

пород, что заслуживает отдельного 

рассмотрения. 

 

Заключение 

Таким образом, из приведенного 

анализа влияния техногенных факторов  

на результаты определения емкостных 

свойств и плотности пород нефтегазо- 

носных отложений очевидна необходимость: 

а) корректировки применяемых технологий 

лабораторных исследований; б) учета 

систематического занижения пористости и 

завышения остаточной водонасыщенности 

коллекторов, приводящих к занижению 

запасов нефти и газа примерно на 4–9 %. 

В работе рассмотрены причины 

различия результатов определений коэф-

фициентов открытой пористости осадочных 

пород методом гидростатического 

взвешивания при насыщении их водой и 

керосином, и методом газоволюметрии. 

Подтверждено, что различия результатов 

определений обусловлены влиянием 

«адсорбционных деформаций» керна или 

влиянием расклинивающего давления по 

П.А. Ребиндеру. 

Установлено, что различия результатов 

определений коэффициентов открытой 

пористости вызваны техногенным 

воздействием в процессе петрофизических 

исследований в операциях экстракции и 

сушки, в результате которых происходит 

уменьшение объемов образцов. Следствием 

этого являются искажения определяемых 

свойств пород: пористости, водо-

насыщенности, плотности керна, а также 

электрических свойств пород. Влияние 

техногенного воздействия возрастает  

с уменьшением степени сцементированности 

пород и с увеличением содержания  

в породах набухающих глинистых 

минералов. 

Наличие керна с сохраненным 

флюидонасыщением (на РНО или 

изолированного) позволяет выполнить 

определения объемов образцов, не 

искаженных влиянием сушки и установить 

фактические изменения в процессе 

термической дегидратации керна. 

Установлено, что среднее занижение 

значений коэффициента пористости песчано-

глинистых пород-коллекторов Западной 

Сибири составляет от 0,4 % в породах 

юрского возраста до 1,8 % в 

консолидированных породах сеноманского 

возраста, при Кп., равном 15 и 30–35 %, 

соответственно. Для слабосцементиро-

ванных пород сеноманского возраста 

систематическое занижение значений 

коэффициента пористости пород в области 

значений, соответствующих границе между 

пористостью коллекторов и неколлекторов, 

составляет до 4,1 %, а для «чистых» 

песчаников – 2,5–2,7 %. 

Занижение значений коэффициента 

пористости наблюдается и в карбонатных 

породах, причем по имеющимся данным  

в среднем составляет ~1 % для образцов  

с Кп. ~10 % и 0,5 % – с Кп. ~20 %. 

Показано, что объемные деформации 

керна приводят к соответствующим 

изменениям их водонасыщенности и 

объемной плотности. Обоснованы способы 

учета влияния деформаций объема керна  

на плотность и его емкостные свойства  

при условии определений объема керна  

в исходном состоянии, соответствующем 

пластовой флюидонасыщенности. 
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NEW METHODS AND TECHNOLOGIES OF STUDYING THE GEOLOGICAL ENVIRONMENT  
OF OIL AND GAS BASINS 
 
Original article 
 

Influence of technogenic factors on the results of determining 
porosity of sedimentary rocks 
 
Vener G. Mamyashev , Elchin A. Kuliev 
Industrial University of Tyumen, 38 Volodarskogo St., Tyumen, 625000, Russia 
 
Abstract. Background. Porosity is one of the most significant characteristics of the reservoir properties 
of rocks in oil and gas deposits. Back in the mid-eighties of the last century, changes in the volume and 
porosity of the core of sandy-clay rocks were revealed when they were saturated with aqueous 
solutions of various mineralization and various fluids. Quantitative estimates of the influence of 
anthropogenic factors on the porosity of rocks in conditions of their reservoir fluid saturation are of 
obvious practical importance, as well as scientific interest. Objective. To clarify the nature and degree of 
influence of technogenic factors – core extraction and drying, used in modern petrophysical research 
technology, on the results of measurements of volume, porosity, density, and water saturation of rock 
samples from oil and gas deposits; to consider the possibility of assessing this influence and to 
substantiate techniques for determining porosity and other properties of rocks corresponding to their 
reservoir saturation. Materials and methods. The object of the study is the core of sandy-clay rocks of 
the terrigenous sedimentary cover of Western Siberia and carbonate rocks of Eastern Siberia. The 
subject of the study is methodological support for the determination of porosity, density, and water 
saturation of sedimentary rocks of reservoirs of oil and gas deposits based on petrophysical and 
geophysical data. Results. It is proved that changes in sample volumes and differences in the results of 
measurements of porosity, water saturation, and core density of sedimentary rocks by hydrostatic 
weighing and gas volumetry are due to the influence of core extraction and drying. A method for 
determining the initial porosity of samples is proposed, which excludes these distortions. Conclusion. 
The values of the porosity coefficient of samples of sandy-clay reservoir rocks of Western Siberia 
determined by standard methods are proved experimentally to be underestimated. The methods of 
accounting for the effect of deformations of the volume of core samples on density and capacitance 
properties are substantiated, provided that the volume is determined in the initial state corresponding 
to reservoir water saturation. 

Keywords: porosity, water saturation, density, core, core volume deformations, methods and reliability 
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���b�g�l�_�j�\�Z�e�v�g�h�_�� �\�j�_�f�y�� �i�j�h�[�_�]�Z�� �m�i�j�m�]�h�c�� �\�h�e�g�u��
�'�7�S���� �l�j�_�d�� �������� �\�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�_�� �b�k�k�e�_�^�h�\�Z�g�b�y��
�O�O�����±�O�O�������� �f�� �n�b�d�k�b�j�m�_�l�k�y�� �i�j�h�^�m�d�l�b�\�g�u�c��
�^�h�e�h�f�b�l�h�\�u�c�� �i�e�Z�k�l�����g�Z�k�u�s�_�g�b�_�� �d�h�l�h�j�h�]�h��
�h�i�j�_�^�_�e�_�g�h���d�Z�d�� �©�i�j�h�^�m�d�l�ª�����I�h�j�b�k�l�h�k�l�v�����j�Z�k-
�k�q�b�l�Z�g�g�Z�y�� �i�h�� �^�Z�g�g�u�f���j�Z�^�b�h�Z�d�l�b�\�g�h�]�h�� �d�Z�j�h-
�l�Z�`�Z�����G�G�D�����G�=�D�����=�=�D�������k�h�k�l�Z�\�e�y�_�l�������±���� ���� 
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Fig. 1. �>�}�P�������š�����]�v�š���Œ�‰�Œ���š���Ÿ�}�v�����Z���Œ�š���(�}�Œ���š�Z�����}�‰���v���Z�}�o�����}�(���š�Z�����Á���o�o���E�}�X���í���~�s���Œ�l�Z�v�����]�o�]�Œ���^�µ���(�}�Œ�u���Ÿ�}�v�• 

 
�G�Z�� �j�b�k���� ���� �i�j�_�^�k�l�Z�\�e�_�g�� �i�e�Z�g�r�_�l���k��

�j�_�a�m�e�v�l�Z�l�Z�f�b���b�k�k�e�_�^�h�\�Z�g�b�y���k�d�\�����‹  �����f�_�l�h�^�h�f��
�y�^�_�j�g�h-�f�Z�]�g�b�l�g�h�]�h�� �d�Z�j�h�l�Z�`�Z���� �<�� �b�k�k�e�_�^�m�_�f�h�f��
�b�g�l�_�j�\�Z�e�_�� �]�e�m�[�b�g�� �O�O�����±�O�O���� �f �� �g�Z�[�e�x�^�Z-
�_�l�k�y���k�e�_�^�m�x�s�_�_�� 

�± �<�h�^�h�g�Z�k�u�s�_�g�g�h�k�l�v�����d�j�b�\�Z�y���6�:�,�B�&�0�5����
�l�j�_�d�����������k�h�k�l�Z�\�e�y�_�l���h�d�h�e�h������ �� �� 

�± �D�j�b�\�Z�y���)�)�9���g�Z�� �l�j�_�d�_�������i�h�d�Z�a�u�\�Z�_�l��
�h�[�t�_�f�� �i�h�j���� �a�Z�g�y�l�u�o�� �i�h�^�\�b�`�g�u�f�� �n�e�x�b�^�h�f����
�>�e�y�� �g�Z�]�e�y�^�g�h�k�l�b���k�i�j�Z�\�Z���h�l�� �g�_�_�� �i�h�k�l�j�h�_�g�Z��
�[�b�j�x�a�h�\�Z�y���a�Z�e�b�\�d�Z�����h�[�h�a�g�Z�q�_�g�g�Z�y���©�D�i���w�n�n�ª�� 

�± �D�j�b�\�u�_�� �g�Z�� �l�j�_�d�_������ ���0�%�3���B�&�0�5����
�0�%�3���B�&�0�5���� �0�%�3���B�&�0�5���� �h�l�j�Z�`�Z�x�l��
�i�h�j�b�k�l�h�k�l�v���� �i�j�b�o�h�^�y�s�m�x�k�y�� �g�Z�� �h�i�j�_�^�_�e�_�g�g�u�_��
�b�g�l�_�j�\�Z�e�u�� �\�j�_�f�_�g�b�� �L���� ���\�� �f�k������ �g�Z�a�u�\�Z�_�f�u�o��
�©�[�b�g�Z�f�b�ª���� �<�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�_�� �O�O�����±�O�O�������� �f��
�i�j�_�\�Z�e�b�j�m�x�l�� �[�b�g�u�� �`�_�e�l�h�]�h�� �p�\�_�l�Z���� �q�l�h��
�]�h�\�h�j�b�l���h���d�j�m�i�g�h�f���j�Z�a�f�_�j�_���i�h�j���d�h�e�e�_�d�l�h�j�Z�� 

�± �>�e�b�g�g�h�_���\�j�_�f�y���j�_�e�Z�d�k�Z�p�b�b���7�������7���/�0 ����
���������±���������� �f�k�����7���&�8�7�2�)�)�B�&�0�5���� �a���������� �f�k����

�o�Z�j�Z�d�l�_�j�g�h�� �^�e�y�� �i�h�^�\�b�`�g�u�o�� �m�]�e�_�\�h�^�h�j�h�^�h�\��
���l�j�_�d�������� 

�L�Z�d�b�f�� �h�[�j�Z�a�h�f���� �d�h�f�i�e�_�d�k�� �=�B�K�� �b�� �Y�F�D��
�i�h�a�\�h�e�y�_�l�� �g�_�� �l�h�e�v�d�h�� �\�u�y�\�b�l�v�� �d�h�e�e�_�d�l�h�j���� 
�g�h�� �b�� �h�p�_�g�b�l�v�� �_�]�h�� �n�b�e�v�l�j�Z�p�b�h�g�g�h-�_�f�d�h�k�l- 
�g�u�_�� �k�\�h�c�k�l�\�Z�� �b�� �o�Z�j�Z�d�l�_�j�� �g�Z�k�u�s�_�g�b�y���� 
�q�l�h�� �y�\�e�y�_�l�k�y�� �d�j�b�l�b�q�_�k�d�b�� �\�Z�`�g�u�f�� 
�^�e�y�� �i�e�Z�g�b�j�h�\�Z�g�b�y�� �]�_�h�e�h�]�h-�l�_�o�g�b�q�_�k�d�b�o��
�f�_�j�h�i�j�b�y�l�b�c�� 

 
�À�����1�#�=�/���/�<���*�,�(���������&���A���%���!�,�(-�§�À�¿�� 
�����-�!���������&�����¶ �í 

�I�h�k�e�_�� �a�Z�\�_�j�r�_�g�b�y�� �d�h�f�i�e�_�d�k�Z�� �]�_�h-
�n�b�a�b�q�_�k�d�b�o�� �b�k�k�e�_�^�h�\�Z�g�b�c�� �b�� �y�^�_�j�g�h-
�f�Z�]�g�b�l�g�h�]�h�� �d�Z�j�h�l�Z�`�Z�� �[�u�e�� �h�k�m�s�_�k�l�\�e�_�g�� 
�k�i�m�k�d�� �i�j�b�[�h�j�Z���0�'�7 �� �^�e�y�� �i�j�h�\�_�^�_�g�b�y��
�b�k�i�u�l�Z�g�b�c�� �i�j�h�^�m�d�l�b�\�g�h�]�h�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�Z���� 
�G�Z�� �l�h�q�d�_�� �a�Z�f�_�j�Z�� �[�u�e�Z�� �\�u�i�h�e�g�_�g�Z��
�]�_�j�f�_�l�b�a�Z�p�b�y�� �i�Z�d�_�j�h�f���� �i�h�k�e�_�� �q�_�]�h�� �g�Z�q�Z�l�Z��
�i�j�h�d�Z�q�d�Z���b�k�k�e�_�^�m�_�f�h�]�h���m�q�Z�k�l�d�Z�� 
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Fig. 2. ���Z���Œ�š���Á�]�š�Z���š�Z�����Œ���•�µ�o�š�•���}�(���v�µ���o�����Œ���u���P�v���Ÿ�����Œ���•�}�v���v�������o�}�P�P�]�v�P���(�}�Œ���š�Z�����Á���o�o���E�}�X
®�í 
 
�G�Z�� �j�b�k�������� �h�l�h�[�j�Z�`�_�g�u�� �j�_�a�m�e�v�l�Z�l�u�� ������-

�f�b�g�m�l�g�h�c�� �i�j�h�d�Z�q�d�b�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�Z���� �I�h�� �h�k�b��
�Z�[�k�p�b�k�k�� �h�l�e�h�`�_�g�h�� �\�j�_�f�y�� �\�� �f�b�g�m�l�Z�o���� �i�h�� �h�k�b��
�h�j�^�b�g�Z�l���±���i�Z�j�Z�f�_�l�j�u���^�Z�l�q�b�d�h�\�� �i�j�b�[�h�j�Z���� �<��
�o�h�^�_�� �b�k�i�u�l�Z�g�b�c�� �g�Z�[�e�x�^�Z�e�k�y�� �k�l�Z�[�b�e�v�g�u�c��
�i�j�b�l�h�d���\�h�^�g�h�c���n�j�Z�d�p�b�b�����h�l�h�[�j�Z�`�Z�_�l�k�y���k�b�g�b�f��
�p�\�_�l�h�f�� �g�Z�� �]�j�Z�n�b�d�_������ �i�j�b�� �w�l�h�f�� �g�_�� �[�u�e�h��
�a�Z�n�b�d�k�b�j�h�\�Z�g�h�� �i�j�b�a�g�Z�d�h�\�� �m�]�e�_�\�h�^�h�j�h�^�h�\����
�D�j�Z�k�g�u�f�� �p�\�_�l�h�f�� �g�Z�� �]�j�Z�n�b�d�_�� �h�l�f�_�q�_�g�u��
�b�g�l�_�j�\�Z�e�u�� �i�h�k�l�m�i�e�_�g�b�y�� �[�m�j�h�\�h�]�h�� �j�Z�k�l�\�h�j�Z�� �b��
�^�j�m�]�b�o���l�_�o�g�h�e�h�]�b�q�_�k�d�b�o���`�b�^�d�h�k�l�_�c�� 

�H�l�k�m�l�k�l�\�b�_�� �i�j�b�a�g�Z�d�h�\�� �g�_�n�l�_-
�]�Z�a�h�g�h�k�g�h�k�l�b���i�j�b���i�h�e�h�`�b�l�_�e�v�g�u�o���i�h�d�Z�a�Z�g�b�y�o��
�=�B�K�� �i�h�k�e�m�`�b�e�h�� �h�k�g�h�\�Z�g�b�_�f�� �^�e�y�� �i�j�b�g�y�l�b�y��
�j�_�r�_�g�b�y�� �h�� �i�j�h�\�_�^�_�g�b�b���f�b�d�j�h-�=�J�I�� �k�� �p�_�e�v�x��
�h�p�_�g�d�b�� �i�h�l�_�g�p�b�Z�e�Z�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�Z�� �b�� �\�h�a�f�h�`�g�h�]�h��
�\�k�d�j�u�l�b�y���i�j�h�^�m�d�l�b�\�g�u�o���a�h�g�� 

�<���j�_�a�m�e�v�l�Z�l�_���i�j�h�\�_�^�_�g�b�y���f�b�d�j�h-�=�J�I���g�Z��
�]�e�m�[�b�g�_�� �O�O���������� �f�� ���H�k�b�g�k�d�b�c�� �]�h�j�b�a�h�g�l���� �[�u�e��
�i�j�h�b�a�\�_�^�_�g�� �]�b�^�j�h�j�Z�a�j�u�\�� �i�e�Z�k�l�Z�� �b�� �i�y�l�v��
�p�b�d�e�h�\�� �a�Z�d�Z�q�d�b�� �n�e�x�b�^�Z�� �^�e�y�� �h�p�_�g�d�b�� �^�Z�\�e�_-
�g�b�c�� �h�l�d�j�u�l�b�y���j�Z�k�i�j�h�k�l�j�Z�g�_�g�b�y�� �b�� �a�Z�d�j�u�l�b�y��

�l�j�_�s�b�g�u�� ���j�b�k���� �������� �I�h�� �j�_�a�m�e�v�l�Z�l�Z�f��
�k�l�b�f�m�e�y�p�b�b�� �[�u�e�b�� �i�h�e�m�q�_�g�u�� �k�e�_�^�m�x�s�b�_��
�i�Z�j�Z�f�_�l�j�u���i�e�Z�k�l�Z�� 

�± �^�Z�\�e�_�g�b�_�� �]�b�^�j�h�j�Z�a�j�u�\�Z�� �i�e�Z�k�l�Z��
�k�h�k�l�Z�\�b�e�h�����������������Z�l�f�� 

�± �^�Z�\�e�_�g�b�_�� �h�l�d�j�u�l�b�y���j�Z�k�i�j�h�k�l�j�Z�g�_�g�b�y��
�l�j�_�s�b�g�u���\���^�b�Z�i�Z�a�h�g�_�����������������±���������������Z�l�f�� 

�± �^�Z�\�e�_�g�b�_�� �a�Z�d�j�u�l�b�y�� �l�j�_�s�b�g�u�� 
�\���^�b�Z�i�Z�a�h�g�_�����������������±���������������Z�l�f�� 

�K�i�m�k�l�y�� ������ �f�b�g�� �i�h�k�e�_�� �i�j�h�\�_�^�_�g�b�y��
�k�l�b�f�m�e�y�p�b�b�� �i�e�Z�k�l�Z�� �[�u�e�� �i�h�e�m�q�_�g�� �i�j�b�l�h�d��
�g�_�n�l�b�� �b�� �]�Z�a�Z�� �b�� �\�u�i�h�e�g�_�g�h���h�i�j�h�[�h�\�Z�g�b�_���� 
�\�� �o�h�^�_�� �d�h�l�h�j�h�]�h�� �[�u�e�Z�� �h�l�h�[�j�Z�g�Z�� 
�h�^�g�Z�� �i�j�h�[�Z�� �b�� �i�j�h�Z�g�Z�e�b�a�b�j�h�\�Z�g�Z�� �^�b�g�Z�f�b�d�Z��
�i�Z�j�Z�f�_�l�j�h�\�� �h�l�[�h�j�Z�� �b�� �k�h�k�l�Z�\�Z�� 
�n�e�x�b�^�Z�� ���k�f���� �j�b�k���� �������� �N�Z�d�l�b�q�_�k�d�h�_�� �k�h�^�_�j�`�Z-
�g�b�_�� �m�]�e�_�\�h�^�h�j�h�^�h�\�� �\�� �i�j�h�[�_���� �g�_�n�l�v���±�������� ������ 
�]�Z�a���±�� �������� ������ �\�h�^�g�Z�y�� �n�j�Z�d�p�b�y���±�� ������ ������ 
�K�h�k�l�Z�\�� �i�j�b�l�h�d�Z�� ���[�m�j�h�\�h�c�� �j�Z�k�l�\�h�j�� 
�b�� �\�h�^�g�Z�y�� �n�j�Z�d�p�b�y���� �k�f���� �j�b�k���� ������ �b�a�f�_�g�b�e�k�y�� 
�g�Z�� �g�_�n�l�v�� �b�� �]�Z�a�� �k�� �h�[�\�h�^�g�_�g�g�h�k�l�v�x�� �� ����  
���k�f�����j�b�k���������� 
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Fig. 3. �'�Œ���‰�Z�•���}�(���Œ���•���Œ�À�}�]�Œ���‰�Œ�}�‰���Œ�Ÿ���•�����µ�Œ�]�v�P���š���•�Ÿ�v�P�����š�����������‰�š�Z���}�(���È�È�ô�í�X�ì���u�� 
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Fig. 4. �'�Œ���‰�Z�•���}�(���Œ���•���Œ�À�}�]�Œ���‰�Œ�}�‰���Œ�Ÿ���•�����µ�Œ�]�v�P���š���•�Ÿ�v�P�����š�����������‰�š�Z���}�(���È�È�ô�í�X�ì���u�� 
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�l�Z�l�h�\���d�h�f�i�e�_�d�k�Z�� �=�B�K�� ���j�b�k���������� �\�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�_��
�b�k�k�e�_�^�h�\�Z�g�b�y�� �O�O���������±�O�O�������� �f�� �n�b�d�k�b�j�m-
�_�l�k�y�� �i�j�h�^�m�d�l�b�\�g�u�c�� �^�h�e�h�f�b�l�h�\�u�c�� �i�e�Z�k�l����
�g�Z�k�u�s�_�g�g�u�c�� �g�_�n�l�v�x���� �i�h�j�b�k�l�h�k�l�v�� �d�h�l�h�j�h�]�h��
�i�h�� �b�f�i�m�e�v�k�g�h�f�m�� �g�_�c�l�j�h�g-�g�_�c�l�j�h�g�g�h�f�m��
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�i�h�� �%�.-������ �%�.-������ �]�h�\�h�j�b�l�� �h�� �g�Z�k�u�s�_�g�b�b��
�b�a�m�q�Z�_�f�h�]�h�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�Z�� �m�]�e�_�\�h�^�h�j�h�^�Z�f�b����
�G�b�a�d�b�_�� �a�g�Z�q�_�g�b�y�� �d�j�b�\�u�o�� �g�_�c�l�j�h�g�g�h�]�h��
�d�Z�j�h�l�Z�`�Z�� ���1�.�7�E�� �b���1�.�7�V���� �k�\�b�^�_�l�_�e�v�k�l�\�m�x�l�� 
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�i�h�g�b�`�_�g�g�u�_���i�h�d�Z�a�Z�g�b�y���i�h���k�j�Z�\�g�_�g�b�x���k���\�h�^�h-
�g�Z�k�u�s�_�g�g�u�f�b���i�h�j�h�^�Z�f�b�� 
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Fig. 5. �>�}�P�������š�����]�v�š���Œ�‰�Œ���š���Ÿ�}�v�����Z���Œ�š���(�}�Œ���š�Z�����}�‰���v���Z�}�o�����}�(���š�Z�����Á���o�o���E�}�X���î���~�E�]�Ì�Z�v�����]�o�]�Œ���^�µ���(�}�Œ�u���Ÿ�}�v�• 
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Fig. 6. ���Z���Œ�š���Á�]�š�Z���š�Z�����Œ���•�µ�o�š�•���}�(���v�µ���o�����Œ���u���P�v���Ÿ�����Œ���•�}�v���v�������o�}�P�P�]�v�P���(�}�Œ���š�Z�����Á���o�o���E�} �î 
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�b�k�i�u�l�Z�g�b�c�� �i�j�h�^�m�d�l�b�\�g�h�]�h�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�Z����
�I�j�h�d�Z�q�d�Z�� �i�j�h�\�h�^�b�e�Z�k�v�� �k�� �i�_�j�b�h�^�b�q�_�k�d�b�f�b��
�h�k�l�Z�g�h�\�d�Z�f�b�� �g�Z�k�h�k�Z�� �^�e�y�� �\�h�k�k�l�Z�g�h�\�e�_�g�b�y��
�^�Z�\�e�_�g�b�y�� �\�� �f�_�`�i�Z�d�_�j�g�h�f�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�_�� 
�i�h�� �i�j�b�q�b�g�_�� �g�b�a�d�b�o�� �N�?�K���� �F�Z�d�k�b�f�Z�e�v�g�Z�y��
�^�_�i�j�_�k�k�b�y���g�Z���i�e�Z�k�l���k�h�k�l�Z�\�b�e�Z���a���������Z�l�f�� 

�G�Z���j�b�k���� ���� �h�l�h�[�j�Z�`�_�g�u�� �j�_�a�m�e�v�l�Z�l�u�� 
��-�q�Z�k�h�\�h�c���i�j�h�d�Z�q�d�b�� �b�g�l�_�j�\�Z�e�Z���� �I�h�� �h�k�b��
�Z�[�k�p�b�k�k�� �h�l�e�h�`�_�g�h�� �\�j�_�f�y�� �\�� �f�b�g�m�l�Z�o���� �i�h�� �h�k�b��
�h�j�^�b�g�Z�l���±���i�Z�j�Z�f�_�l�j�u���n�e�x�b�^�Z�� 
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Fig. 7. Graphs of reservoir properties during testing at a depth of �È�È10.0 m  
(Nizhnebilir Subformation) prior to reservoir stimulation in the well No. 2 

 

�<�� �j�_�a�m�e�v�l�Z�l�_�� �i�j�h�\�_�^�_�g�b�y�� �f�b�d�j�h-�=�J�I��
�[�u�e�� �m�k�i�_�r�g�h�� �b�g�b�p�b�b�j�h�\�Z�g�� �]�b�^�j�h�j�Z�a�j�u�\��
�i�e�Z�k�l�Z���� �i�h�k�e�_�� �q�_�]�h�� �\�u�i�h�e�g�_�g�h�� �q�_�l�u�j�_�� 
�p�b�d�e�Z�� �a�Z�d�Z�q�d�b�� �`�b�^�d�h�k�l�b�� �^�e�y�� �h�p�_�g�d�b�� 
�^�Z�\�e�_�g�b�c�� �h�l�d�j�u�l�b�y�� �b�� �a�Z�d�j�u�l�b�y�� 
�l�j�_�s�b�g�u�� �b�� �i�j�h�Z�g�Z�e�b�a�b�j�h�\�Z�g�Z�� �^�b�g�Z�f�b�d�Z��
�i�Z�j�Z�f�_�l�j�h�\�� �h�l�[�h�j�Z�� �b�� �k�h�k�l�Z�\�Z�� 
�n�e�x�b�^�Z�� ���j�b�k���� �������� �<�� �o�h�^�_�� �j�Z�[�h�l�� 

�[�u�e�b�� �a�Z�n�b�d�k�b�j�h�\�Z�g�u�� �k�e�_�^�m�x�s�b�_�� �d�e�x�q�_�\�u�_��
�i�Z�j�Z�f�_�l�j�u�� 

�± � �̂Z�\�e�_�g�b�_�� �]�b�^�j�h�j�Z�a�j�u�\�Z���i�e�Z�k�l�Z��
�k�h�k�l�Z�\�b�e�h�����������������Z�l�f�� 

�± � �̂Z�\�e�_�g�b�_�� �h�l�d�j�u�l�b�y���j�Z�k�i�j�h�k�l�j�Z�g�_�g�b�y��
�l�j�_�s�b�g�u���\���^�b�Z�i�Z�a�h�g�_�����������������±���������������Z�l�f�� 

�± � �̂Z�\�e�_�g�b�_�� �a�Z�d�j�u�l�b�y�� �l�j�_�s�b�g�u�� �\�� �^�b�Z�i�Z-
�a�h�g�_�����������������±���������������Z�l�f�� 
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