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ВВЕДЕНИЕ 

Актуальность темы работы.  

В настоящее время полагается, что залежам тяжёлой нефти характерна 

неоднородность вязкости насыщающего флюида как по глубине, так и по 

простиранию, причём значение вязкости может изменяться в диапазоне 

нескольких порядков. Однако, на сегодняшний день не существует 

достоверного способа для определения этой неоднородности и оценки 

вязкости нефти непосредственно в пластовых условиях. Существующие 

методы измерения не позволяют определить значение вязкости нефти без её 

извлечения из породы-коллектора. Большой практический интерес 

представляет использование метода ядерно-магнитного резонанса (ЯМР) для 

описания характеристик флюида, насыщающего коллектора с тяжёлой нефтью 

непосредственно в пластовых условиях  

В настоящее время ЯМР-каротаж является единственной технологией, 

позволяющей непрерывно оценивать распределение вязкости нефти в 

скважине. Наиболее широко применяемые методики интерпретации данных 

ЯМР-каротажа основаны на измерении характеристик ядерной магнитной 

релаксации пород-коллекторов, насыщенных различными флюидами, 

обработке и анализе получаемых спектров распределения времен релаксации, 

и установлении временных отсечек. При этом, используя различные 

эмпирические и теоретические модели, строят предположения о свойствах 

пород и их насыщающих флюидов.  

Получение информации о пространственном распределении нефти 

различной вязкости обеспечит возможность оптимально проектировать 

систему разработки залежей, контролировать её состояние и проводить 

оптимальные геолого-технические мероприятия с целью повышения текущей 

и накопленной добычи. Поэтому разработка методов исследования таких 

характеристик, а также использование этих результатов для повышения 
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эффективности разработки является важной и актуальной научно-технической 

задачей. 

Степень разработанности темы. 

Значительный вклад в изучение геологических особенностей и решение 

проблем разработки залежей битумов и тяжёлой нефти в различное время 

внесли такие исследователи как Акишев И.М, Амерханов М.И, 

Валовский В.М., Вахитов Г.Г., Гатиятуллин Н.С., Дияшев Р.Н., Зарипов А.Т., 

Ибатуллин Р.Р., Кондрашкин В.Ф., Киямов Е.П., Кудинов В.И., 

Муслимов Р.Х, Мусин К.М., Мусин М.М., Хисамов Р.С., Хусаинов В.М., 

Фаткуллин А.Х. и др.  

В развитие исследований нефти и коллекторов методом ядерного 

магнитного резонанса внесли значительный вклад Губайдуллин А.А., Головко 

С.Н., Двояшкин Н.К., Дорогиницкий М.М., Дубровский В.С., Митюшин Е.М., 

Мурзакаев В.М., Мухамадиев Р.С, Неретин В.Д., Скирда В.Д., 

Сынгаевский П.Е., Чухвичев В.Д., Харисов Р.Г. и др. Существенный вклад в 

изучение связей между параметрами, измеряемыми методом ЯМР и вязкостью 

нефти внесли Bloembergen N., Bryan J., Brown R., Burcaw L., Cheng Y., 

Freedman R., LaTorraca G., Morriss C., Starley C., Vinegar H., Yang Z., Zega J., 

Zhang Q., Zheng Y. и др. 

Цель диссертационной работы. 

Повышение эффективности разработки месторождений тяжёлой нефти, 

приуроченных к терригенным коллекторам на территории Республики 

Татарстан по результатам разработки методики определения неоднородности 

распределения вязкости нефти по залежи на основе применения метода ЯМР.  

Основные задачи исследования.  

Для достижения поставленной цели решались следующие задачи: 

1. Разработка методики определения вязкости тяжёлой нефти в поровом 

пространстве образцов керна терригенных коллекторов Республики Татарстан 

при стандартных условиях методом ЯМР. 
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2. Разработка и опробование методов получения представительных 

образцов тяжёлой нефти из нефтенасыщенного керна и сравнительный анализ 

эффективности их применения. 

3. Разработка методики интерпретации данных ЯМР-каротажа в 

сильном поле для определения вязкости тяжёлой нефти в условиях пласта. 

4. Разработка методики интерпретации данных ЯМР-каротажа в 

сильном поле для определения положения водонефтяного контакта по залежи 

тяжелой нефти. 

5. Оценка влияния неоднородности распределения вязкости тяжёлой 

нефти на показатели разработки по данным гидродинамического 

моделирования участка залежи тяжелой нефти. 

6. Оценка эффективности технологии парогравитационного 

дренирования в зависимости от вязкости нефти и геологических условий 

расположения горизонтальных стволов скважин. 

Научная новизна. 

1. Разработан алгоритм согласования величин коэффициента 

динамической вязкости тяжелой нефти, определяемых прямым измерением на 

вискозиметре и по методу ядерно-магнитного резонанса, на основе 

эмпирически полученной формулы, связывающей время спин-спиновой 

релаксации и коэффициент динамической вязкости. Причем первое слагаемое 

вносит доминирующий вклад в величину коэффициента динамической 

вязкости при вязкости тяжелой нефти в стандартных условиях от 1000 до 

10000 мПа·с, а второе слагаемое – свыше 10000 мПа·с.  

2. Установлено, что литологический тип породы и объем её порового 

пространства с увеличением вязкости насыщающей нефти по степенному 

закону снижают свое влияние на величину разброса значений времени спин-

спиновой релаксации, при этом, начиная с величины динамической вязкости 

нефти, равной 400 мПа·с, отношение максимального и минимального времен 

спин-спиновой релаксации стремится к единице. 
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3. Определено, что для коллекторов тяжелой нефти время спин-

спиновой релаксации, равное 20 мс, является граничным значением, 

идентифицирующий тип и подвижность пластовых флюидов, причем при 

времени спин-спиновой релаксации менее 20 мс регистрируется сигнал 

тяжелой нефти или тяжелой нефти со связанной водой, а более 20 мс – сигнал 

свободной воды. 

Основные защищаемые положения. 

1. Методика определения динамической вязкости тяжёлой нефти в 

поровом пространстве образцов керна терригенных коллекторов при 

стандартных условиях на основе исследований методом ЯМР. 

2. Методика получения представительных образцов тяжёлой нефти из 

нефтенасыщенного керна. 

3. Алгоритм обработки и интерпретации данных ЯМР-каротажа в 

сильном поле для определения вязкости тяжёлой нефти в пластовых условиях 

и положения водонефтяного контакта. 

4. Результаты учета неоднородности распределения вязкости при 

проектировании разработки залежи тяжёлой нефти на примере участка залежи 

тяжелой нефти. 

Практическая значимость работы. 

1. Разработана методика получения представительных образцов 

тяжёлой нефти из нефтенасыщенного керна который позволяет получить 

наиболее точную информацию о физико-химических свойствах нефти.  

2. На основании разработанной методики определены значения 

динамической вязкости тяжелой нефти по залежам шешминского горизонта 

Республики Татарстан, часть из которых использовались в процедуре 

постановки запасов на баланс в Государственной комиссии по запасам 

полезных ископаемых (ФБУ «ГКЗ»). 

3. Разработанная методика интерпретации данных скважинного ЯМР-

каротажа в сильном поле позволяет получать детальную информацию о 

неоднородности распределения вязкости тяжелой нефти по разрезу залежи. 
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4. Предложена методика определения положения водонефтяного 

контакта по разрезу залежи тяжелой нефти на основании данных ЯМР-

каротажа. 

Результаты работы положены в основу двух руководящих документов 

ПАО «Татнефть» им. В. Д. Шашина: РД 153-39.0-955-16 «Методика 

определения коэффициента динамической вязкости сверхвязкой нефти при 

пластовых условиях на основе проб, извлеченных из нефтенасыщенного 

керна» и РД 153-39.0-959-16 «Руководство по определению вязкости тяжёлой 

нефти в породах-коллекторах терригенных отложений методом ядерного 

магнитного резонанса (ЯМР)».  

Методы исследований.  

Для проведения лабораторных исследований при стандартных условиях 

использовались ЯМР-релаксометры: Oxford Instruments «GeoSpec 2/100», 

Bruker «Minispec MQ-10» и Хроматек «Протон-20М». Измерение 

коэффициентов самодиффузии образцов нефти производилось на двух ЯМР-

спектрометрах высокого разрешения: “Gemini 2000” с приставкой 

импульсного градиента магнитного поля и управляющей консолью «Apollo» 

фирмы «Tecmag» и ЯМР фурье-спектрометр AVANCE III TM. Для обработки 

исходных данных ЯМР использовалось программное обеспечение MultiExp, 

использующий метод Тихонова для вычисления спектра релаксации, 

разработанного в соавторстве с Институтом физики Казанского Федерального 

университета. Скважинные исследования проводились с использованием 

приборов ЯМР-каротажа в сильном поле - ЯМК1 (Казанский Федеральный 

университет) и МРКТ (ТНГ-Групп). Измерение коэффициентов динамической 

вязкости при стандартных и термобарических условиях пласта проводилось на 

специализированном вибрационном вискозиметре Vinci Technology «HOV-

700». Для построения геологической модели использовался лицензионный 

программный пакет RMS. Гидродинамическое моделирование производилось 

с помощью лицензионной программы CMG Stars для термических методов. 
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Апробация работы.  

Результаты работы докладывались и обсуждались на следующих 

конференциях и семинарах: посвященной 100-летию со дня рождения 

В.Д.  Шашина международной научно-практической конференции 

«Инновации в разведке и разработке нефтяных и газовых месторождений» 

(г.  Казань, 2016 г.); международном семинаре-конференции «Термические 

методы увеличения нефтеотдачи» (г. Казань, 2016 г.); Российской технической 

нефтегазовой конференции и выставке SPE по разведке и добычи 

(г.  Москва, 2014 г.); Российской нефтегазовой технической конференции 

SPE-2015 (г.  Москва, 2015 г.); Российской нефтегазовой технической 

конференции и выставке SPE-2016 (г. Москва 2016 г.); всероссийской научно-

практической конференции «Ядерно-магнитные скважинные и аналитические 

методы в комплексе ГИС при решении петрофизических, геофизических и 

геологических задач на нефтегазовых месторождениях» (г. Тверь, 2014 г.); 

межрегиональной научно-технической конференции «Проблемы разработки и 

эксплуатации месторождений высоковязких нефтей и битумов» 

(г.  Ухта,  2014 г.); технической конференции SPE: «Петрофизика XXI век: 

навстречу новым вызовам» (г.  Петергоф, 2016 г.); научно-практической 

конференции по вопросам геологоразведки и разработки месторождений 

нефти и газа «Геомодель 2016» (г. Геленджик, 2016 г.); научно-техническом 

семинаре главных инженеров, главных геологов и специалистов 

ПАО  «Татнефть» на тему: «Роль науки в инновационном развитии 

ПАО  «Татнефть» (г.  Бугульма, 2016 г.); конференции молодых специалистов 

института ТатНИПИнефть (г. Бугульма, 2014, 2016 гг.); научно-практической 

конференции молодых работников компании «Татнефть»: «Проблемы поиска 

и разведки нетрадиционных запасов из нетрадиционных коллекторов» 

(г.  Казань, 2017 г.). 
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Публикации.  

Основные положения диссертационной работы отражены в 

15 публикациях, в т.ч. в 5 статьях из списка научных журналов, 

рекомендованных ВАК Министерства образования и науки РФ. 

Личный вклад автора. 

В работах, написанных в соавторстве с коллегами, соискателю 

принадлежит участие в постановке, планировании и решении поставленных 

задач, выбор объекта исследований, непосредственное выполнение 

аналитических и лабораторных исследований, проведение опытно-

промысловых работ, анализ, интерпретация иобобщение полученных 

результатов, получение научных выводов и разработка практических 

рекомендаций. 

Структура и объем работы.  

Диссертационная работа состоит из введения, 4 глав и заключения, 

списка литературы из 67 наименований, 2 приложений. Диссертация изложена 
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1 ОСОБЕННОСТИ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЙ ТЯЖЁЛОЙ 

НЕФТИ РЕСПУБЛИКИ ТАТАРСТАН  

1.1 Изученность геологического строения месторождений тяжёлой нефти 

Республики Татарстан 

В связи со значительным снижением за последние десятилетия в 

структуре мировых запасов доли традиционной нефти всё более 

существенную долю занимают трудноизвлекаемые запасы нефти. Наиболее 

существенными запасами трудноизвлекаемых углеводородов является 

тяжёлая нефть и природные битумы, запасы которых в мире в более чем в 2 

раза превышают запасы традиционных углеводородов [1]. По различным 

оценкам мировые запасы тяжёлой нефти и природных битумов оцениваются 

от 500 млн. до 1 триллиона млрд.м3, около половины из них являются 

доказанными запасами, а остальными прогнозными. [2, 3, 4]. Самые крупные 

разведанные залежи находятся на территориях Венесуэлы и Канады. По 

данным экспертов BP [5] это около 180 и 350 млрд. тонн соответственно. 

Россия является третьей после Канады и Венесуэлы страной по объёмам 

ресурсов тяжёлой нефти и природных битумов. По различным оценкам на 

территории Российской Федерации геологические запасы и ресурсы тяжёлой 

нефти составляют от 7,2 до 8,8 млрд.т., а природных битумов значительно 

больше - от 30 до 70 млрд.т. Главным образом они расположены в Западно-

Сибирском, Тимано-Печорском и Волго-Уральском регионах. [6] На 

территории Волго-Уральской провинции выявлено свыше 500 залежей 

тяжёлой нефти, значительная часть которых расположена в её северных и 

центральных районах. Большинство залежей приурочена к пермским 

отложениям восточного борта Мелекесской впадины и западного склона 

Южно-Татарского свода. Ресурсы тяжёлой нефти пермской системы 

центральной части Волго-Уральской НГП составляют около 2,5 млрд.т, из 

которых свыше 1,4 млрд.т. расположены на территории Республики Татарстан 

[7, 8] (Рисунок 1.1). 
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Рисунок 1.1 Ресурсы тяжёлой нефти и природных битумов Республики 

Татарстан 

В настоящее время идет активное промышленное освоение и подготовка 

к вводу в эксплуатацию наиболее крупных месторождений тяжёлой нефти на 

территории Республики Татарстан (РТ). Тяжёлые нефти и природные битумы 

образуют не сплошные нефтеносные месторождения, а залегают в форме 

рассеянных локальных скоплений. Продуктивные отложения, содержащие 

основные запасы и ресурсы тяжёлой нефти и природного битума, 

расположены на сравнительно небольшой глубине (от 50 до 300 м) [9]. Залежи 

песчаной пачки шешминского горизонта характеризуются аномально низким 

пластовым давлением – от 0,4 до 0,8 МПа и пластовой температурой 7 – 9 0С 

[10, 11, 12]. 

Геологоразведочными работами в различных районах Татарстана 

установлено, что условия локализации битумов однозначно исключали 

возможность формирования сплошных битумоносных полей. Обширные 

битумоносные ареалы, намеченные ранее редкой сетью скважин, не 

представляли сплошных полей, а состояли из множества мелких залежей, 

окруженных густым фоном слабых битумопроявлений. Анализ особенностей 

пространственного размещения нефтяных залежей и скоплений пермских 

битумов указывает на их тождественность – залежи битумов сохранили 

основные особенности строения и залегания нефтяных залежей – 

приуроченность к ловушкам и зависимость строения залежей от типов 



18 

 

природного резервуара. Большинство исследователей сходятся во мнении о 

формировании битумных месторождений за счет вертикальной миграции по 

трещиноватым карбонатным толщам в процессе переформирования и 

разрушения нефтяных залежей в каменоугольных и пермских отложениях 

[13]. 

Нефтеносный разрез пермской системы состоит из толщи карбонатных 

и терригенных коллекторов, который расслаивается пачками глинистых и 

гипсосодержащих пород. Все выявленные залежи тяжёлой нефти и 

природного битума относятся к пластово-сводовому типу сложного строения, 

ограниченные водой и непроницаемыми породами. Обычно коллекторы 

месторождений тяжёлой нефти в терригенных коллекторах характеризуются 

довольно высокими ёмкостными свойствами. Значения пористости могут 

находится в пределах от 20 до 40%. Величина весовой нефтенасыщенности 

изменяется от 7,5 до 16 %, достигая в отдельных случаях 20 %. Среди 

интенсивно нефтенасыщенных коллекторов, по результатам лабораторных 

исследований керна, выделяются пропластки с пониженной весовой 

нефтенасыщенностью от 3,0 до 7,5 %. При визуальном описании керна такие 

пропластки среди интенсивно нефтенасыщенных интервалов практически 

невозможно выделить [14, 15, 16]. 

1.2 Метод парогравитационного дренирования пласта  

В пластах-коллекторах с высокими фильтрационно-ёмкостными 

свойствами выбор технологии разработки в большей степени обусловлен 

подвижностью флюида в пласте. Как показали исследования, физические 

свойства нефти могут существенно различаться по площади и разрезу залежи. 

Данные измерений вязкости нефти могут предоставить полезную 

информацию как основание для принятия технологических решений для 

разработки залежей тяжёлой нефти, в т.ч. на основе использования 

результатов исследований в геологических и гидродинамических моделях 

[17]. 
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Механизм извлечения битума при скважинном способе разработки 

путем закачки пара определяется в основном тепловым расширением битума, 

капиллярной пропиткой, гравитационными эффектами, вытеснением 

теплоносителем и депрессией на пласт [18, 19, 20]. Роль этих факторов 

определяется температурой нагрева и охватом пласта тепловым воздействием. 

Отметим некоторые объективные причины, препятствующих достижению 

приемлемых результатов с помощью наработанных технологий и технических 

средств при скважинной добыче тяжёлой нефти. Эти причины связаны, в 

первую очередь, с такими особенностями месторождений тяжёлой нефти, как 

малые глубины их залегания, низкие пластовые давления и температура, 

высокая вязкость нефти в пластовых условиях [21, 22, 23]. Неблагоприятными 

факторами являются: неоднородность пласта по разрезу и по площади, 

наличие воды в нефтенасыщенной части пласта, а также подстилающей 

залежь нефти, слабая сцементированность песчаных пород коллектора, 

небольшие толщины продуктивных пластов и практическое отсутствие в 

залежах растворенного газа и наличие газовых пропластков и газовой шапки 

[24, 26, 28]. 

На сегодняшний день эффективным способом паротеплового 

воздействия на пласт является метод парогравитационного дренирования 

пласта (SAGD) [25] (Рисунок 1.1). 

 

Рисунок 1.2 Метод парогравитационного дренирования пласта (SAGD) 

В классическом описании эта технология требует бурения двух 

горизонтальных скважин, расположенных параллельно одна над другой, через 
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нефтенасыщенные толщины вблизи подошвы пласта. Верхняя горизонтальная 

скважина используется для нагнетания пара в пласт и создания 

высокотемпературной паровой камеры. Процесс парогравитациононого 

воздействия начинается со стадии предподогрева, в течение которой 

(несколько месяцев) производится циркуляция пара в обеих скважинах. При 

этом за счет кондуктивного переноса тепла осуществляется разогрев зоны 

пласта между добывающей и нагнетательной скважинами, снижается вязкость 

нефти в этой зоне и, тем самым, обеспечивается гидродинамическая связь 

между скважинами. на основной стадии добычи производится уже нагнетание 

пара в нагнетательную скважину [26]. Закачиваемый пар, из-за разницы 

плотностей, пробивается к верхней части продуктивного пласта, создавая 

увеличивающуюся в размерах паровую камеру. на поверхности раздела 

паровой камеры и холодных нефтенасыщенных толщин постоянно 

происходит процесс темплообмена, в результате которого пар конденсируется 

в воду и вместе с разогретой нефтью стекает вниз к добывающей скважине под 

действием силы тяжести. Рост паровой камеры вверх продолжается до тех пор, 

пока она не достигнет кровли пласта, а затем она начинает расширяться в 

стороны. При этом нефть всегда находится в контакте с высокотемпературной 

паровой камерой. Таким образом потери тепла минимальны, что делает этот 

способ разработки выгодным с экономической точки зрения [27]. 

Профессор Ян Гейтс с сотрудниками из Университета Калгари 

опубликовал ряд работ, в которых был проведен глубокий анализ 

пространственного распределения геолого-физических свойств 

битумонасыщенных пластов, а также изменений свойств битума в пределах 

залежей [29, 30, 31]. Среди прочего, было показано, что вязкость битума в 

пределах 15-30 метров насыщенной толщины пласта может изменяться на 

порядок, а плотность на несколько десятков кг/м3. Причем менее вязкий битум 

с меньшей плотностью, как правило, концентрируется в верхней части залежи. 

Кроме того, многочисленные исследования выявили существенные вариации 

вязкости и плотности по латерали, вдоль стволов горизонтальных скважин. 
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Анализ этих и других форм неоднородности привел авторов к целому ряду 

предложений по повышению эффективности технологии SAGD. Среди них 

можно отметить оптимизацию расположения пары скважин в пределах пласта 

по высоте. При расположении скважин вблизи кровли пласта с высоким 

градиентом изменения вязкости, есть возможность сократить время прогрева 

скважинной пары, увеличить дебит добывающей скважины, однако в этом 

случае существует опасность снижения конечного коэффициента извлечения 

нефти, так как более тяжёлая нефть, у подошвы пласта, останется не 

извлеченным.  

В работе [30] была произведена оптимизация расположения пар скважин 

по вертикали таким образом, что извлечение нефти интенсифицировалось, а 

накопленная добыча была выше, чем по базовому варианту, в котором 

скважины располагались близ подошвы пласта. Общеизвестно, что одна из 

причин низкой эффективности SAGD в пластах небольшой толщины 

объясняется именно причиной близости паронагнетательной скважины к 

кровле. В этом случае возрастают потери тепловой энергии в вышележащие 

породы и паронефтяное отношение также возрастает. 

Ещё одной модификацией SAGD, призванной учесть распределение 

вязкости по высоте пласта, стала технология JAGD [31]. При данной 

технологии, нагнетательная скважина бурится близ кровли пласта, а 

добывающая имеет J-образный профиль. По предложению авторов 

технологии, при таком подходе, вся битумонасыщенная область оказывается 

пересеченной добывающей скважиной. На начальном этапе разработки, 

добывается более «легкая» нефть, а по мере роста паровой камеры, в процесс 

добычи вовлекаются нижние участки пласта. Кроме того, при наличии 

изначально подвижной высоковязкой нефти в верхней части пласта, возможна 

организация «холодной» добычи, с последующим переводом верхней 

скважины под нагнетание пара. В результатах термогидродинамического 

моделирования JAGD было показано, что предложенная технология позволяет 

достичь большего значения накопленной добычи, а также снизить 
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паронефтяное отношение. В то же время, оптимизированное расположение 

скважин обычной технологии SAGD для тех же условий, было более 

эффективным. 

1.3 Актуальность применения технологии ЯМК в сильном поле при 

геофизическом изучении скважин залежей тяжёлой нефти Республики 

Татарстан 

На территории центральных районов Волго-Уральской провинции 

изучение нефтенасыщенных пород пермской системы включает бурение 

скважин с отбором керна и их геофизические исследования. Отбор керна дорог 

и трудоемок, необходим частый подъем бурового снаряда из-за 

необходимости исследования не менее 80 % керна. Лабораторный анализ 

керна занимает от 6 до 12 недель на 1 скважину. Это исключает возможность 

оперативной корректировки поисковых и разведочных работ при изучении 

нефтеперспективных площадей и объектов. Для пермских нефтенасыщенных 

отложений данные петрофизических анализов керна не позволяют полностью 

охарактеризовать коллекторские свойства пород. Керн из высокопористых 

коллекторов разрушается при подъеме на поверхность. Поэтому изучение 

нефтенасыщенных отложений более эффективно на материалах 

геофизических исследований скважин.  

Технологии геофизических исследований обеспечивают возможность 

снижения капиталоемких видов работ на различных этапах (параметрическое, 

структурное, специальное бурение) и стадиях геологоразведочных работ на 

нетрадиционные источники углеводородного сырья. Определение 

коллекторских свойств пермских пород, по данным ГИС, позволило бы 

существенно сократить материальные и временные затраты при оценке 

промышленных запасов углеводородов. Однако, применение в 

сложнопостроенных коллекторах верхней части осадочного покрова 

комплекса ГИС и методик интерпретации, ориентированных на решение 

задач, связанных с подсчетом запасов традиционных нефтей оказалось 
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недостаточно информативным. В настоящее время лабораторные 

исследования образцов керна являются единственной основой для 

количественных оценок коллекторских свойств нефтенасыщенных пород 

верхней части разреза – пористости и нефтенасыщенности.  

Практика опробования различных сочетаний методов ГИС в отложениях 

пермского возраста показала, что эффективность скважинной геофизики 

зависит от ряда причин, обусловленных как геологическими особенностями, 

так и возможностями используемых методов. Основными причинами, 

снижающими эффективность геофизических методов, служат низкая 

минерализация пластовых вод (от 1-6 г/л до 40-50 г/л), ее непостоянство по 

разрезу, высокая степень неоднородности коллекторов по толщине и 

простиранию, различная консистенция углеводородов. Выполнение методов 

НГК, ГК, БКЗ, БК, КНК, ДС, ИК, КС, ПС позволяет, в определенной мере, 

изучить строение геологического разреза, преимущественно его терригенной 

части. Но ряд задач, таких, как оценка состава и основных свойств тяжёлой 

нефти (вязкость, подвижность и т. д.) в пластовых условиях, данным 

комплексом промысловых геофизических методов, решается недостаточно 

эффективно [10]. 

Выбор рационального комплекса и методики определения подсчетных 

параметров запасов тяжелых нефтей в сложнопостроенных терригенных и 

карбонатных коллекторах пермской системы возможен на базе дополнения 

традиционного комплекса методами НГК-С, ГК-С, ВАК, ЯМК и др. путем его 

осуществления на опорных полигонах. Революционные изменения в 

электронной базе и схемотехнике, совершенствование и появление новых 

способов интерпретации обуславливают важность широкого внедрения в 

геологоразведочный процесс наукоёмких и более информативных 

геофизических технологий. К числу последних относится в том числе и метод 

ядерно-магнитного каротажа в сильном поле.  

Исторически, началом работ по ЯМР в геологии следует считать 

появление метода ядерно-магнитного каротажа в магнитном поле Земли в 
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начале 60-ых годов. В 90-е годы прошлого века фирмой NUMAR разработан 

скважинный прибор ЯМР с сильным магнитным полем, создаваемым 

постоянным магнитом. В их каротажном приборе постоянные магниты 

создавали поле, в котором магнитные моменты ядер водорода в молекулах 

веществ, содержащихся в пластовых флюидах, ориентировались по 

направлению этого поля, а генератор испускал радиочастотные импульсы, 

изменявшие эту ориентацию. Вскоре компания Schlumberger создала свой 

прибор ЯМК – «CMR», а позже и прибор ядерно-магнитного зондирования 

«MR Scanner». В приборе «MR Scanner» используется метод многочастотного 

ядерно-магнитного резонанса в градиентном поле для проведения измерений 

на различных глубинах за один проход. Компания Oxford Instrument, 

являющееся одним из лидеров создания лабораторного ЯМР-оборудования 

создала линейку приборов «GeoSpec2» с частотой 2 МГц, для образцов керна 

различного диаметра – от 30 до 100 мм. Очевидны успехи и отечественного 

приборостроения на основе ЯМР - это появление скважинной аппаратуры: 

«ЯМТК» (Нефтегазгеофизика), «МРКТ» (ТНГ-Групп), «ЯМК1» (К(П)ФУ) и 

мобильной установки для проведения измерений на полноразмерном керне: 

«ЯМР-керн» (К(П)ФУ). Также были разработаны приборы ЯМР-каротажа в 

процессе бурения, сообщающие коллекторские свойства исследуемых 

интервалов пласта в режимах реального времени. На сегодняшний день 

большинство сервисных компаний предлагают услуги скважинных измерений 

с помощью различных приборов ядерно-магнитного каротажа.  

С помощью метода ЯМР можно оперативно получать информацию при 

исследовании образцов керна и шлама: определять содержание флюида в 

породе, характер насыщения (водную и нефтяную фазы), оценивать свойства 

нефти и воды, определять такие параметры, как пористость (открытую, 

закрытую, эффективную), содержание связанной воды и остаточной нефти, 

проницаемость породы и вязкость нефти [17]. 
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1.4 Выводы по главе 1 

Из проведенного анализа можно отметить следующее: 

1. Залежи тяжёлой нефти и природных битумов на территории РТ 

небольшие по размерам и запасам. Залегают в форме рассеянных локальных 

скоплений, относятся к пластово-сводовому типу сложного строения, 

ограниченные водой и непроницаемыми породами. 

2. Месторождения тяжёлой нефти в терригенных коллекторах 

характеризуются довольно высокими ёмкостными свойствами - пористостью 

в пределах от 20% до 45% и весовой нефтенасыщенностью от 7,5 до 16 %, 

достигая в отдельных случаях до 20 %. 

3. Изучение пород пермской системы включает бурение скважин с 

отбором керна и их геофизические исследования. Отбор керна дорог и 

трудоемок, а лабораторный анализ керна занимает от 6 до 12 недель. Керн из 

высокопористых коллекторов разрушается при подъеме на поверхность и не 

позволяют полностью охарактеризовать коллекторские свойства пород.  

4. Установлено, что физические свойства (плотность, вязкость и т.д.) 

тяжёлой нефти существенно различаются по площади и разрезу залежи. 

Однако, отсутствуют данные об установленном характере изменения, в связи 

с отсутствием соответствующей технологии и методики.  

5. Применение в сложнопостроенных коллекторах пермских 

отложений комплекса ГИС и методик интерпретации, ориентированных на 

решение задач, связанных с подсчетом запасов традиционных нефтей, 

оказалось недостаточно информативным. Ряд задач, таких, как оценка состава 

и основных свойств тяжелых нефтей (вязкость, подвижность и т. д.) в 

пластовых условиях, комплексом промысловых геофизических методов, 

решается недостаточно эффективно. 

6. Определение коллекторских свойств пород-коллекторов пермских 

отложений, по данным оптимального комплекса ГИС, дополненным методами 

НГК-С, ГК-С, ВАК, ЯМК и др., позволило бы существенно сократить 



26 

 

материальные и временные затраты при оценке промышленных запасов 

углеводородов. 

7. На сегодняшний день эффективным способом паротеплового 

воздействия на пласт является метод парогравитационного дренирования 

пласта (SAGD). Однако, существует ряд факторов, препятствующих 

достижению максимальной эффективности при скважинной добыче тяжёлой 

нефти: малые глубины залегания, низкие пластовые давления и температура, 

высокая вязкость нефти в пластовых условиях, неоднородность пласта по 

разрезу и по площади, наличие воды в теле залежи и ее подстилающей, слабая 

сцементированность песчаных пород коллектора, небольшие толщины 

продуктивных пластов и практическое отсутствие в залежах газа. 

8. Анализ пространственного распределения геолого-физических 

свойств битумонасыщенных пластов, а также изменений свойств битума в 

пределах залежей привел к целому ряду предложений по повышению 

эффективности технологии SAGD. Среди них можно отметить оптимизацию 

расположения пары скважин в пределах пласта по высоте. При расположении 

скважин вблизи кровли пласта с высоким градиентом изменения вязкости, 

есть возможность сократить время прогрева скважинной пары, увеличить 

дебит добывающей скважины. 
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2 УСТАНОВЛЕНИЕ КОРРЕЛЯЦИОННОЙ ЗАВИСИМОСТИ 

МАГНИТНО-РЕЛАКСАЦИОННЫХ ХАРАКТЕРИСТИК И 

ВЯЗКОСТИ ТЯЖЁЛОЙ НЕФТИ ТЕРРИГЕННЫХ 

КОЛЛЕКТОРОВ РТ 

2.1 Анализ результатов ранее проведенных исследований по 

определению вязкости нефти методом ЯМР-релаксации 

Величина вязкости продолжает служить наиболее важным физическим 

параметром, определяющим выбор схемы разработки месторождения и 

методы добычи нефти. Зарубежный опыт крупномасштабного производства 

по добыче и переработке тяжелых и сверхтяжелых нефтей – свидетельство 

хорошей организации и инвестирования научно-исследовательских и опытно-

промышленных работ. Пояс Ориноко тяжелых нефтей, лежащий на Юге от 

Восточно-Венесуэльского бассейна, содержит, по имеющимся оценкам, 1,2 

трлн. барр. (190 млрд.м3) тяжёлой нефти. ЯМК является неотъемлемой частью 

программ оценки скважин, пробуренных в этом регионе.  

Попытка оценки вязкости нефти методом ЯМР не нова. Сильная связь 

между параметрами измеряемыми методом ЯМР и вязкостью была давно 

замечена Bloembergen (1948) [39] в процессе изучения релаксации различных 

углеводородов и полярных жидкостей. Применимость к тяжелой нефти была 

обнаружена позднее Brown (1961) [40] и Morris (1994) [41]. Эмпирически 

полученные зависимости разработанные Straley (1994) [42] и Vinegar (1996) 

[43] для «мертвой тяжёлой нефти» включали в себя пропорциональные 

соотношения между скоростью ЯМР релаксации, показателем вязкости и 

абсолютной температурой. Корреляция для бескислородных алканов и смесей 

алканов также была рассмотрена Zega (1990) [44] и Zhang (1998) [45], она 

связывает влияние парамагнитного вклада в ЯМР релаксацию. Из 

литературных данных известны несколько математических моделей:  
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где: HI – относительный водородный индекс для нефти, TE – интервал 

межэхо. 

Несмотря на кажущиеся отличия, можно констатировать, что вязкость 

нефти пропорциональна скорости спин-спиновой релаксации 1/Т2. Поэтому 

оценивая относительные различия скорости спин-спиновой релаксации можно 

говорить о различиях вязкости нефти [57].  

Однако, в то время как эти эмпирические корреляции могут достаточно 

точно описывать традиционные нефти, однако вязкость тяжелой нефти они 

описывают с недостаточной точностью. В сравнении с маловязкой нефтью, 

тяжёлая нефть - значительно более сложная система из-за большого 

количества высокомолекулярных компонент, которые обладают малой 

водородонасыщенностью, что приводит к меньшей амплитуде сигнала ЯМР 

или меньшему «мнимому» водородному индексу. Распределение Т2 и Т1 

коллектора вязкой нефти обычно включает в себя сигналы, которые возникают 

от глинисто- и капиллярно-связанной воды, сигнала от вязкой нефти и сигнала 

от подвижной воды. У битумов чрезвычайно малые времена релаксации, и 

скважинные приборы ЯМК могут оказаться не в состоянии измерить их. 

Сложность в интерпретации возникает, когда часть очень быстро 

релаксирующих компонент вязкой нефти перекрывается сигналом от 

глинисто- или капиллярно-связанной воды. У тяжелых нефтей, также, как и у 

глинисто- и капиллярно-связанных флюидов, времена релаксации также малы 
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и тоже могут оказаться за пределами измерительных возможностей приборов 

ЯМК [37] (Рисунок 2.1). 

 
Рисунок 2.1 Распределение Т2 в зависимости от типа коллектора и вязкости 

флюида [37] 

 Так же характеризация флюида ЯМР методом осложняется конечным 

минимальным межэховым интервалом (ТЕ) которое могут достигать приборы 

ЯМР-каротажа. Как результат, быстро релаксирующие по Т1 и Т2 компоненты 

зачастую теряются и их недостаток отражается на мнимой пористости или 

мнимом водородном индексе. По этой причине, восстановление сигнала или 

корректировка времен релаксации обладает особенной важностью для точного 

прогнозирования вязкости методом ЯМР. Предыдущие работы LaTorracca 

(1999) [46] показывают, как недостатки ЯМК могут быть преодолены 

введением эмпирического отношения вязкости к Т2 и ТЕ. Bryan (2005) [47, 48, 

49] ввел отношение водородного индекса и Т2 для создания корреляции, с 

вязкостью которая должна хорошо работать для вязких нефтей определенного 

порядка вязкости, однако это требует дополнительных данных нейтронного 

каротажа.  
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Технология определения свойств флюидов методом ЯМР была признана 

перспективной, возможности измерений были ограничены лишь одной малой 



30 

 

величиной радиуса зондирования. Были разработаны методы использования 

данных ЯМК для оценки вязкости нефти по всему песчаному интервалу на 

основе среднего логарифмического распределений T2. Полученные 

результаты обнадеживали, но в них недоставало данных о фактической 

пластовой вязкости флюидов. Не было калиброванной формулы 

преобразования, которая бы связывала логарифмическое среднее 

распределений T2 с вязкостью в забойных условиях и одновременно 

учитывала кажущийся водородный индекс HI (hydrogen index) нефти [50, 52]. 

Измерения методом ЯМР могут предоставить важную для оценки 

коллекторов тяжёлой нефти информацию о свойствах пластовых флюидов. В 

настоящее время ЯМР-каротаж в сильном поле является единственной 

технологией, позволяющей получать непрерывное распределение параметра, 

коррелирующего со значением вязкости.  

Известно, что методом ЯМР измеряется ограниченное число 

параметров: амплитуда сигнала, времена релаксации Т1 и Т2 и коэффициент 

самодиффузии (КСД). Поэтому достоверность определения того или иного 

свойства в общем случае зависит от используемой модели и степени её 

адекватности реальной ситуации. Используемые приёмы интерпретации 

полученных результатов требуют серьёзной петрофизической настройки на 

основе комплексного изучения кернового материала с помощью 

лабораторных ЯМР-релаксометров [53]. 

Для определения вязкости тяжёлой нефти в терригенных коллекторах 

Республики Татарстан необходима разработка и опробование собственной 

методики интерпретации данных ЯМР. 
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2.2 Влияние характеристик порового пространства пород-коллекторов и 

самодиффузии на магнитно-релаксационные свойства нефти различной 

вязкости 

Скорость ядерной магнитной релаксации флюида в поровом 

пространстве породы-коллектора в общем случае зависит от ряда факторов 

(Рисунок 2.2), включающих в себя: 

- ЯМР-характеристики насыщающего флюида в объёмном состоянии 

(полярность, вязкость); 

- влияние порового пространства породы (размер, геометрия пор, 

распределение пор по размерам, смачиваемость, наличие парамагнитных 

примесей) 

- влияние молекулярной диффузии. 

Каждый из этих факторов вносит свой вклад в получаемый сигнал, 

который необходимо определить для разработки качественной методики 

оценки вязкости тяжёлой нефти в поровом пространстве терригенных пород-

коллекторов. 

 
Рисунок 2.2 Факторы, влияющие на скорость ядерной магнитной релаксации 

флюида в поровом пространстве породы-коллектора 

Диффузионная релаксация и объёмная релаксация прямо зависят от 

свойств флюида, а влияние поровой среды обусловлено свойствами самой 

породы (распределение пор по размерам, гидрофобность, гидрофильность, 

наличие парамагнитных примесей). Поэтому первоочередной задачей 
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является последовательное установление влияния каждого из этих факторов 

на структуру сигнала [54]. 

На первом этапе проведены лабораторные исследования для 77 образцов 

нефти бобриковского, заволжского, шешминского, пашийского, кыновского, 

алексинского и верейского горизонтов по определению реологических 

характеристик и магнитно-релаксационных свойств нефти в свободном 

объёме. Значения коэффициентов динамической вязкости образцов нефти 

находятся в диапазоне от 10 до 60 000 мПа·с. ЯМР-исследования проводились 

с использованием двух различных приборов - Bruker «Minispec MQ-10» и 

Хроматек «Протон-20М» для исключения ошибок, связанных с техническими 

особенностями реализации релаксометров. 

Важным этапом при оценки вязкости на основе ЯМР-характеристик 

флюида является выбор измеряемого параметра. Основными критериями 

выбора тех или иных ЯМР-характеристик выступает возможность проведения 

измерений как на лабораторном оборудовании, так и приборами ЯМР-

каротажа. В ходе проведения исследовании установлено, что наиболее 

перспективным является измерение времен спин-спиновой и спин-

решеточной релаксации. Так как данные параметры наиболее точно 

коррелируют с характеристиками молекулярного движения (трансляционной 

и вращательной подвижностью), и, соответственно, с вязкостью. Учитывая, 

что вязкость является интегральным параметром, зависящим от основных 

свойств нефти, необходимо из спектра Т2 получить некую интегральную ЯМР-

характеристику, отражающую свойства углеводородной системы в целом [58]. 

Установлено, что параметром, коррелирующим с вязкостью наилучшим 

образом является среднегеометрическое время спин-спиновой релаксации - 

Т2GM, которое вычисляется следующим образом:  

𝑇2𝐺𝑀  =  𝑒𝑥𝑝 ∑ 𝑃𝑖𝑙𝑛𝑇2𝑖     (8) 

где: Pi – доля населенности компоненты, 

T2i – время релаксации компоненты. 
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На основе проведенных исследований построены корреляционные 

зависимости, связывающие реологические и магнитно-релаксационные 

характеристики нефти при различных параметрах проведения эксперимента 

(Рисунок 2.3).  

 
Рисунок 2.3 Зависимость среднегеометрического времени релаксации от 

вязкости нефти в свободном объёме 

Полученные результаты подтвердили применимость метода ЯМР для 

определения вязкости нефти коллекторов Республики Татарстан.  

Следующий этап направлен на изучение влияния характеристик 

порового пространства, свойств породы-коллектора и самодиффузии на 

магнитно-релаксационные характеристики нефти различной вязкости.  

Была отобрана коллекция 40 образцов турнейского яруса (Кп= 0,93 – 

20,41%) и 40 образцов терригенного девона (Кп= 0,6 – 23,98%). Порядок 

проведения исследований включал в себя насыщение моделью пластовой 

воды, центрифугирование, для удаления «свободной» воды, последующее 

донасыщение керосином и вытеснение нефтью известной вязкости (Рисунок 

2.4). 
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Рисунок 2.4 Порядок насыщения образцов керна различными флюидами 

На каждом этапе выполнения работ проведены ЯМР-исследования 

образцов насыщенных различными флюидами. По результатам проведённых 

исследований методом ЯМР установлено снижение разброса значения 

интегрального параметра спектра спин-спиновой релаксации Т2GM с 

увеличением вязкости (Рисунок 2.5). 

 
Рисунок 2.5 Разброс значений среднегеометрического времени релаксации от 

вязкости в поровом пространстве образцов керна различной пористости 

Показано, что литологический тип породы и объем её порового 

пространства с увеличением вязкости насыщающей нефти снижают свое 

влияние на величину разброса значений времени спин-спиновой релаксации 

по степенному закону, при этом, начиная с величины динамической вязкости 

нефти, равной 400 мПа·с, отношение максимального и минимального времен 

спин-спиновой релаксации стремится к единице (Рисунок 2.6).  
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Рисунок 2.6 Отношение максимального и минимального времен спин-

спиновой релаксации в зависимости от вязкости нефти 

Для установления влияния поровой среды горной породы на 

диффузионные характеристики исследуемых нефтей подобрана дублирующая 

коллекция для изучения на высокочастотных ЯМР-спектрометрах. Порядок 

проведения исследований включал в себя изучение самодиффузии нефти в 

свободном объёме, самодиффузии воды в поровом пространстве породы 

коллектора, а также изучение влияния поровой пространства горной породы 

на коэффициент самодиффузии нефти различной вязкости.  

Показано, что фильтрационно-емкостные свойства порового 

пространства не оказывают влияния на коэффициенты самодиффузии (<D>) 

воды (Рисунок 2.7).  

 
Рисунок 2.7 Влияние свойств пород-коллекторов на коэффициент 

самодиффузии воды 
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Для высоковязкой нефти значение КСД (<D>) кратно меньше по 

сравнению с аналогичным параметром легкой нефти традиционных 

коллекторов (Рисунок 2.8).  

 
Рисунок 2.8 Зависимость коэффициента самодиффузии от вязкости нефти в 

свободном объёме 

Стоит отметить, что КСД нефти также хорошо коррелирует со значением 

вязкости, однако требует высокочастной магнитной системы которую 

невозможно реализовать в скважинных приборах ЯМР-каротажа. 

Одним из методов, уменьшающих влияние диффузии является 

использование ЯМР-приборов с низким магнитным полем. Так, согласно 

данным полученным в результате исследования негативный эффект на 

измерение времен релаксации полностью нивелируется использованием 

магнитов со значением поля 50 мТл с частотой протонного ядерного 

магнитного резонанса 2МГц и ниже.  

По результатам проведенного комплекса ЯМР-исследований 

установлено, что влияние поровой среды гидрофобных и гидрофильных 

коллекторов и самодиффузии тяжёлой нефти вязкостью свыше 400 мПа·с не 

оказывает значительного влияния на характеристики измеряемые методом 

ЯМР (Рисунок 2.9). Таким образом, измеренная скорость спин-спиновой 

релаксации тяжёлой нефти в поровом пространстве нефтенасыщенного керна 

будет соответствовать сигналу от нефти в свободном объёме. 
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Рисунок 2.9 Распределение времён спин-спиновой релаксации Т2 для 

различных комбинаций смачиваемости породы и свойств флюида 

Полученные результаты обнадеживали, но для разработки достоверной 

методики оценки вязкости тяжёлой нефти в поровом пространстве 

терригенных пород-коллекторов РТ недоставало данных о фактической 

пластовой вязкости нефти.  

2.3 Методика получения представительных образцов тяжелой нефти из 

нефтенасыщенного керна и определение их физико-химических свойств  

Точная оценка свойств флюидов и потенциала их добычи в коллекторах 

особенно сложна. Наряду с технологическими сложностями добычи нефти с 

аномально высокой вязкостью, возникают сложности и при исследованиях их 

свойств.  

Первой и основной проблемой является отбор глубинных проб нефти с 

аномально высокой вязкостью из-за низкой подвижности флюида. При 

вязкости нефти свыше 10 000 мПа·с ее подвижность и текучесть крайне 

низкие, а низкая энергетика пласта делает вызов притока нефти в скважину и 

отбор глубинных проб практически невыполнимым. [61] Единственным 

решением в данной ситуации представляется получение глубинных проб 

методом вызова притока с применением паротепловой либо химической 

обработки зоны коллектора, однако полученные пробы нефти являются 

сильнозагрязненными и не отражают истинный состав и свойства флюида, 

содержащегося в пласте (Рисунок 2.10).  
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Рисунок 2.10 Глубинная проба тяжелой нефти «до» и «после» экстракции 

В связи с этим были разработаны и опробованы различные методы 

получения представительных образцов тяжёлой нефти из нефтенасыщенного 

керна: «Метод вытеснения флюида из линейной модели», «Метод 

высокоскоростного центрифугирования» и «Метод химической экстракции». 

«Метод высокоскоростного центрифугирования» (ВСЦ) оказался наиболее 

успешным и наименее трудоёмким.  

Принцип метода высокоскоростного центрифугировании заключается в 

извлечении нефти из керна за счет воздействия центробежной силы (Рисунок 

2.11).  

 
Рисунок 2.11 Принципиальная схема центрифугирования нефтенасыщенного 

керна: 1- горизонтальный ротор; 2 – полиэтиленовый стакан; 3 – 

измельченный нефтенасыщенный керн; 4 – интенсивно-нефтенасыщенный 

слой; 5 – зона перфорации полиэтиленового стакана 
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Количество флюида, получаемая при центрифугировании, зависит от 

насыщенности керна и при недостатке извлечённого объёма производится 

замена центрифугированного керна с верхней части стакана на «свежий».  

В поровом пространстве коллекторов совместно с углеводородом 

присутствует также вода, находящаяся в «свободном» и в «связанном» 

состояниях. Водонасыщенные пропластки отмечаются на разных уровнях и 

приурочены к прослойкам коллекторов с пониженным нефтенасыщением. 

Вода, также, как и нефть (вместе с нефтью), извлекается из керна в процессе 

экстракции методом ВСЦ, что приводит к обводненности получаемого 

образца тяжелой нефти. Плотность тяжёлой нефти в большинстве случаев 

близка к плотности воды, поэтому наличие воды не может быть установлено 

визуально. Контроль обводненности пробы проводится методом ЯМР, 

который позволяет не только на качественном, но и на количественном уровне 

определить содержание воды в полученном объёме образца нефти. 

Обезвоживание образца проводится методом «реверсивного 

термодинамического воздействия», суть которого заключается в различии 

влияния температуры на физико-химические свойства тяжелой нефти и воды. 

Полученный образец флюида, после предварительного нагрева подвергается 

резкому охлаждению, в результате чего наблюдается разделение фаз и 

кристаллизация воды (Рисунок 2.12). После чего проба готова к исследованию 

реологических и физико-химических свойств. 

 
Рисунок 2.12 Фазовое разделение флюидов в объёме при реверсивном 

термодинамическом воздействии 
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Для оценки степени извлечения флюида проведен ряд контрольных 

замеров: Из анализа снимков можно сделать вывод, что в первом случае 

наблюдается значительное содержание остаточной нефти. В случае 

химической экстракции образец полностью очищен от углеводородов 

(Рисунок 2.13).  

Проведенный, для оценки степени извлечения флюида, ряд контрольных 

замеров независимыми методами, показал, что пробы тяжелой нефти, 

наиболее соответствующие естественным, т.е. не подвергавшиеся 

химическому и термическому воздействию, можно получать методом ВСЦ. В 

образце остается только нефть, связанная с породой, и коэффициент 

извлечения нефти достигает 95 % [64]. 

 
Рисунок 2.13 Иллюстрация результатов контроля качества различных 

методом экстракции тяжёлой нефти из керна 
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Таким образом, были отработаны три метода извлечения 

представительных образцов тяжелой нефти из нефтенасыщенного керна. В 

качестве основного рекомендовано к использованию метод 

высокоскоростного центрифугирования. Полученные образцы тяжелой нефти 

наиболее точно отражают состав потенциально извлекаемого флюида. Они 

требуют даже меньшей предварительной подготовки, чем глубинные, 

полученные после паротепловой обработки призабойной зоны (приток 

пластового флюида при опробовании, как правило, получают после 

паротепловой обработки призабойной зоны, поэтому скважинная проба имеет 

повышенное содержание мехпримесей и привнесенной воды, в т.ч. в виде 

эмульсий). 

Для измерения вязкости полученных проб тяжёлой нефти 

использовалась разработка французской компании VINCI Technologies  

вибрационный вискозиметр «HOV-700» с возможностью имитации 

термобарических условий пласта. Технические характеристики представлены 

в таблице ниже (Таблица 2-1) 

Таблица 2-1 Технические характеристики вискозиметра «HOV-700» 

Измеряемый диапазон вязкости: от 1000 сПз до 105 сПз 

Точности измерения: ±5 % от измеренного значения 

Воспроизводимость: ±0,75 % полной шкалы 

Объем пробы нефти: 15 см3 

Рабочая температура: от -10  до 180 °C 

Рабочее давление: до 700 бар (10000 psi) 

 

Принцип действия вискозиметра «HOV-700» основан на вибрационном 

методе, который заключается в том, что амплитуда колебаний металлического 

штока (датчик вязкости), погруженного в исследуемую жидкость, обратно 

пропорциональна её вязкости. Температура и давление жидкости измеряются 

отдельными датчиками. Обработка результатов измерения заключаются в 

вычислении среднего арифметического значений вязкости при постоянных и 

стабильных значениях температуры и давления в течение часа: 
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- ±0,1 °С от установленного значения температуры;  

- ±0,05 МПа от установленного значения давления. 

На основании полученных данных по значениям вязкости 107 образцов 

тяжёлой нефти 24 залежей при термобарических условиях пласта была 

построена карта площадного распределения залежей шешминского горизонта 

на территории РТ с различной вязкостью тяжелой нефти (Рисунок 2.14).  

 
Рисунок 2.14 Карта площадного распределения залежей шешминского 

горизонта на территории РТ с различной вязкостью нефти 

Проведена оценка степени неоднородности значений коэффициентов 

динамической вязкости исследуемых образцов тяжелой нефти (Рисунок 2.15). 
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Рисунок 2.15 Зависимость динамической вязкости исследуемых образцов 

тяжелой нефти терригенных коллекторов РТ 

Установлена зависимость коэффициента динамической вязкости 

тяжелой нефти при термобарических условиях пласта от значения вязкости 

нефти при стандартных условиях (Рисунок 2.16). 

 
Рисунок 2.16 Зависимость коэффициента динамической вязкости тяжелой 

нефти при термобарических условиях пласта от значения вязкости нефти при 

стандартных условиях 

В ходе проведения исследований были также проведены исследования 

по определению плотности образцов, компонентного состава нефти, 

содержания серы и микроэлементов, в том числе редкоземельных металлов. 

При проведении работ выявлена зависимость вязкости тяжёлой нефти от её 

плотности (Рисунок 2.17). Данный факт согласуется с теорией, говорящей о 

том, что на вязкость нефти преимущественное влияние оказывают «тяжелые», 

высокомолекулярные соединения, такие как смолы, асфальтены и парафины, 
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а также их агрегаты. В то же время, увеличение содержания данных компонент 

приводит к увеличению вязкости нефти. 

 
Рисунок 2.17 Зависимость плотности тяжёлой нефти от её вязкости при 

стандартных условиях. 

На основе результатов проделанной работы разработан и внедрен в 

производственную деятельность ПАО «Татнефть» руководящий документ РД 

153-39.0-955-16 «Методика определения коэффициента динамической 

вязкости сверхвязкой нефти при пластовых условиях на основе проб, 

извлеченных из нефтенасыщенного керна». 

Подана заявка на получение патента в ФГБУ «Федеральный институт 

промышленной собственности» (ФИПС) рег.№2016122501 от 07.06.2016г. 

«Способ получения представительных образцов сверхвязкой нефти из 

нефтенасыщенного керна и устройство для его осуществления».  

Значения динамической вязкости тяжелой нефти, полученные на 

основании разработанной методики, впервые использовались в процедуре 

постановки запасов на баланс в ФБУ «ГКЗ» 5 залежей тяжелой нефти РТ. 

2.4 Согласование величин коэффициентов динамической вязкости, 

определяемых прямым измерением на вискозиметре и по методу ядерно-

магнитного резонанса  

Для каждого из полученных образцов тяжёлой нефти проведены ЯМР 

исследования с использованием ЯМР-релаксометра «GeoSpec 2/100». 
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Расчетные значения вязкости нефти по данным ЯМР сопоставлялись со 

значениями коэффициентов динамической вязкости нефти, измеренных на 

вискозиметре.  

Попытка применить известные аналитические модели к образцам 

тяжёлой нефти Республики Татарстан приводит к значительной погрешности 

в оценке вязкости, и как следствие к неудовлетворительному результату 

(Рисунок 2.18).  

 
Рисунок 2.18 Результат проверочных расчетов на применимость известных 

аналитических моделей для численных значений динамической вязкости 

образцов тяжелой нефти РТ 

Процесс определения вязкости на основе магнитно-релаксационных 

характеристик флюида можно разделить на несколько этапов. Отсутствие 

стандартизации этапов проведения исследования реологических и ЯМР-

релаксационных свойств нефти приводит к большому числу научных работ, 

результаты которых слабо коррелируют между собой, несмотря на сходные 

модели и теории, применяемые при анализе экспериментальных данных.  

Предварительная обработка экспериментальных данных включает в 

себя преобразование кривых затухания продольной и поперечной 

намагниченности в спектр времен релаксации. 
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При этом необходимо найти решение некорректно поставленных задач 

вида 𝐴𝑥 = В, где, для задачи нахождения спектра времён релаксации: A - 

набор значений временных отсчётов в моменты, когда происходила запись 

ЯМР сигнала в последовательностях ССИ и (или) КПМГ, скомбинированная с 

сеткой заранее заданных времен релаксации, для значений которых мы ищем 

показатели относительной доли сигнала в спектре, В - экспериментально 

полученный спад намагниченности, х - относительная доля компоненты, 

соответствующей каждому из заранее заданных на сетке значений времен 

релаксации. 

Данная задача по своей природе является некорректной. Это означает, 

что не существует единственного правильного решения. Самым 

распространенным вариантом решения является алгоритм "обратное 

преобразование Лапласа" или «ILT». Однако, при всех своих достоинствах, 

данный алгоритм обладает рядом недостатков. Так, низкое разрешение во 

временной области, является критичным при анализе тяжёлой нефти. В 

качестве альтернативного способа получения спектра нами предложено 

использовать регуляризационный алгоритм, а именно "метод Тихонова" [55]. 

Предварительные расчеты указывают на более высокую разрешающую 

способность данного метода вычисления спектров времен релаксации 

(Рисунок 2.19).  

 
Рисунок 2.19 Спектр времен релаксации, полученные различными методами 

обработки исходных данных о спаде 

0,01 0,1 1 10 100 1000 10000

Время релаксации Т2, мс

Обратное преобразование Лапласа метод Тихонова
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Вторым, но не менее важным недостатком «обратного преобразования 

Лапласа» является большое количество задаваемых входных параметров, 

существенно влияющих на качество результатов. С данной точки зрения, 

метод Тихонова показывает более стабильные результаты, вследствие наличия 

единственного явного задаваемого входного параметра (параметр 

регуляризации α, влияющего на ширину и разрешение спектра. Оптимизация 

и фиксация данного параметра позволяет полностью избавиться от 

нежелательных субъективных факторов при обработке данных. 

Несмотря на очевидные преимущества покомпонентного анализа 

корреляционных зависимостей коэффициента вязкости с магнитно-

релаксационными характеристиками нефти, большинство моделей их 

корреляции пользуются усредненными спектральными характеристиками. В 

работах при вычислении среднего времени релаксации оперируют всем 

диапазоном времён, представленных на спектре. Однако, как показано в 

работе [], вязкость в большей степени зависит от высокомолекулярных, 

малоподвижных компонент состава, которые, в свою очередь, обладают 

малыми временами релаксации (Т2~ 1мс). Таким образом, в работе было 

решено исследовать влияние границ спектра T2 на точность прогнозирования 

вязкости тяжелой нефти (Рисунок 2.20). 

 
Рисунок 2.20 Расположение компонент, соответствующих тяжёлой нефти и 

воде, на спектре времен релаксации Т2 
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Экспериментально установлено, что времена релаксации более 20 мс. 

относятся к низкомолекулярной фракции, или в случае обводненного образца 

тяжелой нефти к воде. При этом, находясь в смеси в достаточно большой 

объёмной доле, данные компоненты вносят существенный вклад в среднее 

время релаксации, что приводит к ухудшению наблюдаемых корреляций. 

Исключая из дальнейшего рассмотрения данные компоненты можно 

значительно улучшить сходимость полученных результатов. 

Последним этапом прогнозирования вязкости по ЯМР характеристикам 

является получение эмпирической формулы, которая наилучшим образом 

описывала бы полученные данные.  

Расчетные значения вязкости нефти по ЯМР сопоставлялись со 

значениями вязкости нефти, извлеченной из породы методом ВСЦ и 

замеренными напрямую.  

Проведенные исследования показали, что наилучшее согласование 

величин коэффициентов динамической вязкости, определяемых прямым 

измерением на вискозиметре и по методу ядерно-магнитного резонанса 

достигается на основе эмпирически полученной двучленной формулы (9), 

связывающей время спин-спиновой релаксации (Т2) и коэффициент 

динамической вязкости. Данная зависимость в общем случае выглядит как: 

𝜂 =
𝐴

𝑇2
+

𝐵

𝑇2
5      (9) 

где А и В –коэффициенты, зависящие как от свойств физической 

системы, так и от параметров аппаратуры. Второе слагаемое компенсирует 

потерю информации о коротких временах релаксации, и не является 

отражением процессов, происходящих в системе. Подобный подход 

показывает высокую точность определения вязкости как при лабораторных 

ЯМР-исследованиях, так и при использовании скважинной аппаратуры ЯМР-

каротажа. 

С учетом технических особенностей прибора «GeoSpec2/100» формула 

(9) примет следующий вид:  
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𝜇 =
4000

𝑇2
+

2500

𝑇2
5     (10)  

причем первое слагаемое вносит доминирующий вклад в величину 

значения коэффициента динамической вязкости при вязкости тяжелой нефти 

в стандартных условиях от 1000 до 10000 мПа·с, а второе слагаемое – свыше 

10000 мПа·с (Рисунок 2.21). 

 
Рисунок 2.21 Вклад слагаемых эмпирической формулы в расчетную 

величину коэффициента динамической вязкости при стандартных условиях 

В качестве демонстрации достоверности метода проведен 

статистический анализ полученных результатов (Рисунок 2.22). 

 
Рисунок 2.22 Соответствие в численных значениях коэффициентов 

динамической вязкости, полученных методом ЯМР и на вискозиметре при 

стандартных условиях 

Таким образом, разработанная процедура согласования величин 

коэффициентов динамической вязкости, полученных различными методами, 

позволяет достоверно определить значение вязкости тяжелой нефти. 
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2.5 Выводы по главе 2 

По результатам проведенного анализа полученных результатов можно 

сделать следующие выводы: 

1. Ранее полученные корреляционные зависимости вязкости нефти и 

ее магнитно-релаксационных свойств в свободном объеме с различной 

степенью достоверности позволяют оценить реологические свойства 

традиционной нефти, однако они часто неточны при определении вязкости 

тяжёлой нефти. Следовательно, для определения вязкости тяжёлой нефти в 

терригенных коллекторах Республики Татарстан необходима разработка и 

опробование собственной методики интерпретации данных ЯМР-

исследований. 

2. На основе проведенных исследований построена корреляционная 

зависимость, связывающая реологические и магнитно-релаксационные 

характеристики нефти при различных технических параметрах используемого 

оборудования и физических свойств проведения исследований. Полученные 

результаты подтвердили применимость метода ЯМР для определения 

вязкости нефтей коллекторов Республики Татарстан. 

3. По результатам комплекса проведенных исследований методом 

ЯМР установлено, что литологический тип породы и объем её порового 

пространства с увеличением вязкости насыщающей нефти снижают свое 

влияние на величину разброса значений времени спин-спиновой релаксации 

по степенному закону, при этом, начиная с величины динамической вязкости 

нефти, равной 400 мПа·с, отношение максимального и минимального времен 

спин-спиновой релаксации стремится к единице. Таким образом, получаемый 

спектр времен спин-спиновой релаксации тяжёлой нефти в поровом 

пространстве нефтенасыщенного керна будет соответствовать спектру от 

нефти в свободном объёме.  

4. Образцы тяжелой нефти, наиболее соответствующие 

естественным, т.е. не подвергавшиеся химическому и термическому 
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воздействию, можно получать методом высокоскоростного 

центрифугирования (ВСЦ). В керне остается только нефть, связанная с 

породой, и коэффициент извлечения нефти достигает 95 %. Полученные 

образцы наиболее точно отражают состав потенциально извлекаемого 

углеводорода. 

5. На основании полученных данных по значениям вязкости 107 

образцов тяжёлой нефти 24 залежей установлена зависимость коэффициента 

динамической вязкости тяжелой нефти при термобарических условиях пласта 

от значения вязкости нефти при стандартных условиях 

6. Попытка применить известные аналитические модели к образцам 

тяжёлой нефти Республики Татарстан приводит к значительной погрешности 

в оценке вязкости, и как следствие к неудовлетворительному результату 

7. Проведенные исследования показали, что наилучшее 

согласование величин коэффициентов динамической вязкости, определяемых 

прямым измерением на вискозиметре и по методу ядерно-магнитного 

резонанса достигается на основе эмпирически полученной двучленной 

формулы (1), связывающей время спин-спиновой релаксации (Т2) и 

коэффициент динамической вязкости: 

𝜇 =
4000

𝑇2
+

2500

𝑇2
5

 

причем первое слагаемое вносит доминирующий вклад в величину 

значения коэффициента динамической вязкости при вязкости тяжелой нефти 

в стандартных условиях от 1000 до 10000 мПа·с, а второе слагаемое – свыше 

10000 мПа·с 

8. Таким образом, разработанная процедура согласования величин 

коэффициентов динамической вязкости, полученных различными методами, 

позволяет достоверно определить значение вязкости тяжелой нефти в поровом 

пространстве. 
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3 РЕЗУЛЬТАТЫ ОПЫТНО-ПРОМЫСЛОВЫХ РАБОТ 

ПРИМЕНЕНИЯ ЯМР-КАРОТАЖА В СИЛЬНОМ 

МАГНИТНОМ ПОЛЕ НА МЕСТОРОЖДЕНИИ ТЯЖЁЛОЙ 

НЕФТИ РТ. 

3.1 Порядок проведения опытно промысловых работ и описание 

используемых методик и оборудования ЯМР-каротажа 

Опытно-промысловые работы выполнялись в следующем порядке 

(Рисунок 3.1): 

1. Бурение скважины с отбором керна. Изоляция отобранного керна. 

2. Проведение стандартного комплекса ГИС и ЯМР-каротажа в сильном 

поле в оценочной скважине тяжёлой нефти РТ приборами «ЯМК1» (К(П)ФУ) 

и «МРКТ» (ТНГ-Групп). Интерпретация данных ГИС стандартным методом. 

3. Получение исходных данных о распределении времен спин-спиновой 

и спин-решеточной релаксации тяжёлой нефти в пластовых условиях по 

разрезу оценочной скважины. Обработка результатов и интерпретация данных 

ЯМР-каротажа согласно разработанному методическому подходу. 

4. Проведение лабораторных исследований фильтрационно-ёмкостных 

и петрофизических свойств керна стандартными методами. Измерение 

вязкости тяжёлой нефти при стандартных условиях.  

5. Получение исходных данных о распределении времен спин-спиновой 

и спин-решеточной релаксации тяжёлой нефти при стандартных условиях по 

образцам керна на лабораторном ЯМР-релаксометре «GeoSpec2/100». 

Обработка результатов лабораторных ЯМР-исследований керна согласно 

разработанному методическому подходу. 

6. Сравнительный анализ полученных результатов. 
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Рисунок 3.1 Схема проведения ОПР в оценочной скважине залежи тяжёлой 

нефти РТ 

Опытно-промысловые работы проводились совместно с ООО «ТНГ-

Групп». ООО "ТНГ-Групп" (до реорганизации ОАО "Татнефтегеофизика") 

является крупнейшей в Российской Федерации высокотехнологичной 

нефтесервисной компанией с полувековой историей, имеющий большой опыт 

успешной работы в различных климатических и геологических условиях не 

только России, но также в странах СНГ, Азии и Ближнего Востока. ООО "ТНГ-

Групп" проводит геолого-геофизические работы для разведки и эксплуатации 

месторождений нефти и газа, оказывает полный спектр геофизических услуг в 

нефтяных и газовых скважинах, включая горизонтальные. Наличие 

современных технологий, высокий профессионализм специалистов, 

реализация собственных научных разработок обеспечивает компании высокий 

рейтинг на рынке нефтесервисных услуг. По результатам сотрудничества 

компании «ТНГ-Групп» с Казанским (Приволжским) федеральным 

университетом создан полноценный комплекс современных геофизических 

приборов, отвечающих самым современным требованиям, в том числе и 

приборы ЯМР-каротажа в сильном поле: «МРКТ» и «ЯМК1», которые были 

использованы при проведении работ. Приборы «ЯМК1» и «МРКТ» 

отличаются магнитными системами, техническими параметрами и 

программой обработки данных. Основные технические параметры 

представлены в таблице (Таблица 3-1).  
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Магнитная система прибора «ЯМК1» представлена в виде встречно 

расположенных постоянных магнитов. Прибор состоит из двух частей: 

электронного блока и зонда. Область регистрации сигналов спинового эха 

представляет собой тороид со средним диаметром 480 мм, которая находится 

за пределами ствола скважины. Прибор «МРКТ» состоит из двух частей: 

электронного блока и зонда. Магнитная система «МРКТ» представлена в виде 

длинного магнита, намагниченного перпендикулярно его оси. Областью 

исследования является цилиндрический слой диаметром 360 мм с образующей 

около 60 см и толщиной 0,5-1 мм, которая также находится за пределами 

скважины диаметром 215,9 мм (Рисунок 3.2).  

  

Прибор «ЯМК1» Прибор «МРКТ» 

Рисунок 3.2. Модификации аппаратуры ядерно-магнитного резонанса в 

сильном поле 
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Таблица 3-1 Основные характеристики приборов ЯМК в сильном поле 

Модель прибора: МРКТ ЯМК1 

Магнитная система Дипольный магнит Встречные магниты 

Длина, мм 6350 6500 

Диаметр, мм (с 

отклонителями/без) 

170/155 175/155 

Вес, кг 250 280 

Скорость каротажа, м/ч 100 

Область исследования Цилиндр  Тороид 

диаметром 480мм 

Толщина области 

исследования, мм 

0,5-1 40 

Измеряемый параметр, % Пористость (общая, эффективная) 

Диапазоны измеряемого 

параметра 
1-100% 

Диаметр скважины, мм 190-265 190-290 

Положение в скважине Центрируется  

Каротажный кабель, длина 

(м)/кол-во жил 

5000/3 5000/7 

Измерение в режиме  

пористости 
Да 

Измерение диффузии Есть Нет 

Измерение Т1 Нет Есть 

Программа обработки  

данных 

NuMaRePr Кernel 

 

Исследования выполнялись по схеме «снизу - вверх» со скоростью 100 

м/час. Основное измерение. TW = 3000 мс, ТE = 1.2 мс, N = 200. TW (время 

намагничивания, мс); ТE (время раздвижки между импульсами, мс); N (число 

сигналов спин - эхо). 

Данные расширенного комплекса ГИС с использованием прибора 

«ЯМК1» и «МРКТ» представлены в виде геофизического планшета (Рисунок 

3.3Рисунок 3.4). 
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Рисунок 3.3 Планшет данных расширенного комплекса ГИС с 

использованием прибора «ЯМК1» 

Результат интерпретации данных «ЯМК1» специалистами 

ООО «ТНГ-Групп»: «Песчаное тело в интервале 172.0-193.0 м по данным 

«ЯМК1» неоднородно по своим фильтрационно-ёмкостным характеристикам 

и условно делится на четыре пачки. В кровельной части, до глубины 178.4 м 

песчаные породы проницаемы. Распределяется в диапазоне от 3 до 100 мс.  

Общая пористость составляет 8 – 12 %, эффективная до 10 %. Ниже по разрезу 

в интервале глубин 178.5 — 183.6 м. по данным «ЯМК1» эффективная 

пористость отсутствует. Временное распределение Т2 сопоставимо со 

спектром, характерным для глинистых пород Казанского яруса. Это может 

свидетельствовать об изменении состава пород или изменении типа флюида в 

зоне исследования прибора. Далее в интервале 183.6 - 193.0 м. спектр 

смещается вправо, в сторону более длинных времен, в кровельной части 

песчаные породы характеризуются ухудшенными ФЕС. Общая пористость 

меняется от 5.0 до 15.0 %, эффективная от 3.0 - 9.0 %. В интервале 193.0-

200.0 м по данным «ЯМК1» залегают непроницаемые породы, эффективная 

пористость отсутствует. По результатам сопоставления данных «ЯМК1» со 
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стандартным комплексом ГИС, можно предположить, что отсутствие 

эффективной пористости связано с уплотнением пород. Ниже по разрезу в 

интервале 200.0 - 212.0 м. породы неоднородны по своему составу. В 

интервале уфимского яруса (172.0 – 200.0 м.) коллекторы насыщены битумом. 

Для этого интервала характерны разномодальные спектры времен релаксации. 

Битум определяется по наличию составляющей в спектре в области 

капилярно-связанного флюида. При этом в кровле и подошве уфимского яруса 

определяется наличие подвижного флюида, что может быть либо подвижного 

битума или обводненной его частью. В подтверждение предположения об 

обводненности говорят данные электрического каротажа, которые имеют 

малые значения в кровельной и подошвенной части уфимского яруса.» 

 
Рисунок 3.4 Планшет данных расширенного комплекса ГИС с 

использованием прибора «МРКТ» 

Результат интерпретации данных «МРКТ» специалистами 

ООО «ТНГ-Групп»: «Отложения Уфимского яруса (172.0 - 206.0 м.) 

представлены преимущественно песчаными породами. Песчаное тело в 

интервале 172.0-193.0 м по данным «МРКТ» неоднородно по своим 

фильтрационно-ёмкостным характеристикам и условно делится на три пачки. 
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В кровельной части, до глубины 175.5 м песчаные породы проницаемы. 

Распределяется в диапазоне от 3 до 100 мс. Общая пористость составляет 12 - 

18.4 %, эффективная до 12.4 %. Ниже по разрезу в интервале глубин 175.5 - 

183.6 м по данным МРКТ эффективная пористость отсутствует. Временное 

распределение Т2 сопоставимо со спектром, характерным для глинистых 

пород. Это может свидетельствовать об изменении состава пород или 

изменении типа флюида в зоне исследования прибора. Далее в интервале 183.6 

- 193.0 спектр смещается вправо, в сторону более длинных времен, в 

кровельной части песчаные породы характеризуются ухудшенными ФЕС. 

Общая пористость меняется от 5.0 до 20.0%, эффективная – 2.0 - 2.5 %. В 

интервале 193.0 - 200.0 м по данным «МРКТ» залегают непроницаемые 

породы, эффективная пористость отсутствует. По результатам сопоставления 

данных МРКТ с основным комплексом ГИС, можно предположить, что 

отсутствие эффективной пористости связано с уплотнением пород. Ниже по 

разрезу в интервале 200.0 - 212.0 м породы неоднородны, эффективная 

пористость по данным «МРКТ» возможно связано с кавернами.» 

Результат определения вязкости: На основе разработанной методики 

оценки вязкости тяжёлой нефти в терригенных породах-коллекторах 

проведена интерпретация данных ЯМР-каротажа в сильном поле (Рисунок 

3.5). 
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Рисунок 3.5 Распределение значений вязкости нефти по данным ЯМР-

каротажа в условиях пласта 

Различия исходных данных ЯМР-каротажа с использованных приборов 

указывает на необходимость создания методик калибровки и эталонирования 

каротажных приборов по экспериментальным данным с лабораторных ЯМР-

релаксометров, таких как «GeoSpec2/100». Важной является в том числе, и 

привязка данных ЯМР-каротажа к стандартному комплексу исследования 

скважин (ГИС) и лабораторному анализу керна. 

3.2 Результаты лабораторных исследований керна и образцов нефти 

Проведение опытно-промысловых работ включало в себя также 

проведение комплекса лабораторных исследований керна и полученных из 

него образцов тяжёлой нефти, которые были проведены в отделе исследования 

скважин, коллекторов и углеводородов института ТатНИПИнефть. 

Отобранные изолированные образцы керна до анализа ФЕС и вязкости 

замерялись на ЯМР-релаксометре Oxford Instruments «GeoSpec 2/100». 

Проведены лабораторные исследования коллекторских свойств керна 

согласно ГОСТ 26450.1-85 «Породы горные. Метод определения 
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коэффициента открытой пористости жидкостенасыщением», измерение 

коэффициента абсолютной газопроницаемости проводилось согласно 

методике измерений МИ 251.0073/01.00258/2016 «Методика измерений 

коэффициента абсолютной газопроницаемости горных пород на газовом 

пермеаметре «КА-210», измерение доли весовой битумонасыщенности 

образцов керна проводилось согласно методическому руководству «Способы 

определения нефтеводонасыщенности и удельного веса остаточной нефти в 

породах». Результаты представлены в Приложении А. 

Проведен сравнительный анализ результатов интерпретации данных 

ЯМР-каротажа и лабораторного анализа керна (Рисунок 3.6).  

 
Рисунок 3.6 Сравнительный анализ результатов интерпретации данных ЯМР-

каротажа и лабораторного анализа керна 

Показано, что применение стандартных отсечек по шкале спектра 

времен Т2 (3 - 33 мс.) приводит к ошибочной интерпретации данных. 

Например, в интервале интенсивного битумонасыщения, интерпретация 

данных ЯМР-каротажа указывает на интервал с неизвлекаемым флюидом. 
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Также отмечена ошибочная интерпретация данных ЯМР-каротажа в интервале 

с пластовой водой, в то время как макроописание керна свидетельствует о 

продуктивном интервале. На основании полученных данных, показано, что 

необходимо создание новых подходов и методических рекомендаций к 

интерпретации данных ЯМР-каротажа в сильном поле. 

Оставшийся керн использовался для извлечения из него нефти методом 

высокоскоростного центрифугирования с последующим исследованием 

физико-химических свойств используя в том числе: цифровой анализатор 

плотности Mettler Toledo ME40, вибрационных вискозиметр VINCI 

Technologies «HOV-700». Исследования проводились в соответствии с РД 153-

39.2-258-02 «Унифицированные методики определения физико-химических 

свойств нефти и анализа пластовых и сточных вод».  

Из продуктивного интервала керна оценочной скважины методом ВСЦ 

получено 12 образцов тяжёлой нефти. Полученные на лабораторном ЯМР-

релаксометре данные по вязкости нефти в образцах керна сопоставлены с 

результатами измерения на специализированном вискозиметре при 

стандартных условиях. (Рисунок 3.7).  

 
Рисунок 3.7 Распределение физических свойств образцов нефти (вязкости и 

плотности) при стандартных условиях по глубине отбора керна. 
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Установлено, что с ростом глубины отбора образца нефти увеличивается 

его плотности (Рисунок 3.8). По всей видимости это является результатом 

разделения нефти по плотности в пределах залежи в течении геологического 

времени, и, как следствие одной из причин проявления неоднородности 

распределения вязкости в пределах залежи. 

 
Рисунок 3.8 Распределения плотности образцов нефти по глубине при 

стандартных условиях 

3.3 Анализ результатов проведения опытно-промысловых работ 

Результаты измерений значений коэффициентов динамической вязкости 

нефти при термобарических условиях пласта сопоставлялись с результатами, 

рассчитанными на основе обработки данных ЯМР-каротажа в сильном поле 

согласно разработанной методике с учетом коэффициентов (Рисунок 3.9).  
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Рисунок 3.9 Сопоставление значений коэффициентов динамической 

вязкости, измеренных на вискозиметре при термобарических условиях 

пласта и по данным ЯМР-каротажа по разрезу скважины 

Из приведенного рисунка видно, что полученные значения 

коэффициентов динамической вязкости согласуются со значениями 

динамической вязкости образцов тяжёлой нефти в пластовых условиях, 

измеренной с помощью вискозиметра. С учетом технических особенностей 

используемых приборов ЯМК и физических условий проведения измерений, 

корреляционная зависимость примет следующий вид (11, 12): 

-для прибора МРКТ: 

 

(11) 

-для прибора ЯМК1: 

 

(12) 

Из приведенного рисунка видно, что полученная корреляционная 

зависимость может быть использована для оценки распределения вязкости в 

пласте на основании данных ЯМР-каротажа в сильном поле. Полученные 

значения вязкости качественно повторяют распределение вязкости тяжёлой 

𝜇 =
7,5 · 105

𝑇2
+

47,5 · 103

𝑇2
5  

𝜇 =
105

𝑇2
+

62,5 · 103

𝑇2
5  
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нефти в пластовых условиях, измеренную с помощью вискозиметра, что 

подтверждает успешность проведенной работы. В интервале 187,0 – 189,0 

наблюдается заниженные значения вязкости, что по всей видимости связанно 

с наличием сигнала от связанной воды, перекрывающая диапазон сигнала 

тяжелой нефти. 

Завышенные значения вязкости, полученные на основе данных пробора 

«МРКТ» в диапазоне глубин 177,0 - 178,0 м., 187,0 - 189,0 м., связанно с тем, 

что он характеризует меньший динамический диапазон наблюдаемых времен 

релаксации, что наряду с низким отношением «сигнал-шум» может быть 

связано с высокой неоднородностью магнитного поля рабочей зоны прибора. 

Однако, технические особенности каждого прибора, как лабораторного, так и 

каротажного можно нивелировать, проведя ряд калибровочных 

экспериментов и введя поправочные данные в разработанную методику. 

Для данной комбинации скважина-прибор разработанная формула 

имеет отличные от лабораторных измерений коэффициенты. Это происходит 

по двум причинам: 

- большое значение времени ТЕ у приборов ЯМР-каротажа по 

сравнению с лабораторными ЯМР-релаксометрами.  

- низкая пластовая температура, приводящая к уменьшению 

значений времен Т2. 

Данные факторы приводят к большой потере информации о наиболее 

быстро релаксирующих компонент нефти, которые являются определяющими 

при формировании вязкости. В связи с чем необходимо вносить большую 

коррекцию, что и отражено в увеличенных коэффициентах.  

Определено, что для пластовых условий залежи тяжелой нефти время 

спин-спиновой релаксации, равное 20 мс, является временем, 

разграничивающим природу и подвижность пластовых флюидов, причем при 

времени спин-спиновой релаксации менее 20 мс фиксируется тяжелая нефть 

или тяжелая нефть со связанной водой, а более 20 мс – свободная вода 

(Рисунок 3.10). 
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Рисунок 3.10 Распределения спектра времен спин-спиновой релаксации для 

минерализованной воды и нефти, различной вязкости и характерное 

распределение Т2 для коллекторов тяжелой нефти шешминского горизонта 

РТ 

По данным комплекса ГИС+ЯМК и результатов лабораторных анализов 

керна и нефти построен планшет (Рисунок 3.11).  

По результатам проведения опытно-промысловых работ (ОПР) 

установлено, что разработанная методика интерпретации данных ЯМР-

каротажа в сильном поле может быть использована для определения вязкости 

тяжелой нефти в пласте. Показано, что включение метода ЯМР-каротажа в 

стандартный комплекс ГИС позволяет решить ряд ранее нерешенных задач, 

таких как оценка вязкости тяжелой нефти и определение положения 

водонефтяного контакта (ВНК).  

На основании проведенной работы разработан и внедрен в 

проиводствнную деятельность ПАО «Татнефть» руководящий документ 

РД 153-39.0-959-16: «Руководство по определению вязкости тяжёлой нефти в 

породах-коллекторах терригенных отложений методом ядерного магнитного 

резонанса (ЯМР)». 
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Рисунок 3.11 Результат комплексного исследования коллекторских и петрофизических свойств керна по данным ГИС, ЯМР-

каротажа в сильном поле и лабораторным анализам керна и нефти 

6
1
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3.4 Выводы по Главе 3 

По результатам проведенных опытно-промысловых работ с 

применением приборов ЯМР-каротажа двух различных модификации в 

оценочной скважине залежи тяжёлой нефти можно сделать следующие 

выводы: 

1. По результатам проведения опытно-промысловых работ (ОПР) 

установлено, что разработанная методика интерпретации может быть 

использована для определения вязкости тяжелой нефти в пласте на основании 

данных ЯМР-каротажа в сильном поле. Однако, с учетом технических 

особенностей используемых приборов и физических условий проведения 

измерений, корреляционная зависимость имеет отличные от лабораторных 

измерений коэффициенты. Это происходит по двум причинам: 

- Большое значение времени ТЕ у каротажных приборов по 

сравнению с лабораторной установкой.  

- Низкая пластовая температура, приводящая к уменьшению 

значений времени Т2. 

2. Результаты оценки пористости на основе данных ЯМР каротажа 

оказались неудовлетворительными, что связано с тем, что у тяжелых нефтей, 

времена релаксации очень малы и часть сигнала оказалась за пределами 

измерительных возможностей использованных приборов ЯМР-каротажа.  

3. Определено, что для пластовых условий залежи тяжелой нефти 

время спин-спиновой релаксации, равное 20 мс, является временем, 

разграничивающим природу и подвижность пластовых флюидов, причем при 

времени спин-спиновой релаксации менее 20 мс фиксируется тяжелая нефть 

или тяжелая нефть со связанной водой, а более 20 мс – свободная вода. 

4. В результате проведенных исследований показано, что 

дополнение метода ЯМР-каротажа в стандартный комплекс ГИС позволяет 

решить ряд ранее нерешенных задач, таких как оценка вязкости тяжелой 

нефти и определение положения водонефтяного контакта (ВНК). 
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4 ВЛИЯНИЕ НЕОДНОРОДНОСТИ РАСПРЕДЕЛЕНИЯ 

ВЯЗКОСТИ ТЯЖЕЛОЙ НЕФТИ ПО ЗАЛЕЖИ НА 

ПОКАЗАТЕЛИ РАЗРАБОТКИ И АНАЛИЗ ФАКТИЧЕСКОЙ 

ЭФФЕКТИВНОСТИ ТЕХНОЛОГИИ 

ПАРОГРАВИТАЦИОННОГО ДРЕНИРОВАНИЯ  

4.1 Оценка влияния неоднородности распределения вязкости тяжелой 

нефти на параметры разработки на основе гидродинамического 

моделирования участка залежи 

Для оценки влияния неоднородности распределения вязкости нефти на 

параметры разработки на основе гидродинамического моделирования в 

пределах одного залежи был выбран участок залежи тяжелой нефти. 

Исследуемый участок – самый крупный из разрабатываемых на сегодняшний 

день объект Шешминского горизонта Южно-Татарского свода на территории 

РТ.  

Продуктивная часть представляет из себя мелкозернистые песчаники и 

песок, бурые, слабо известковистые, песчаники рыхлые и 

среднесцементированные, от равномерного до интенсивного 

битумонасыщения. Максимальная толщина пласта центрального купола 

залежи превышает 30 м. Месторождение характеризуется хорошими 

коллекторскими свойствами: пористостью до 36%, весовой 

нефтенасыщенностью до 13,9%. 

Из купольной части залежи отобран керновый материал с 9 оценочных 

скважин. Выбор скважин для проведение исследований был обусловлен 

максимальным охватом купола по всем направлениям (Рисунок 4.1).  
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Рисунок 4.1 Исследуемый участок залежи тяжелой нефти. 

Используя данные комплекса ГИС и проведенных лабораторных 

исследований керна построена геологическая модель исследуемого участка 

(Рисунок 4.2), в которой, в том числе, учитывается характер распределения 

вязкости нефти по площади и разрезу.  

 
Рисунок 4.2 Геологическая модель исследуемого участка залежи тяжелой 

нефти 

Описание модели: Геологическая модель исследуемого участка залежи 

представлена 23 вертикальными скважинами со 100% отбором керна. 

Площадь исследуемого участка составляет 2,5 км2. По исследуемым 
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скважинам была проведена полная обработка данных керна и ГИС. Для 

каждого пропластка характеризующегося как порода-коллектор были 

получены “непрерывные” значения пористости и нефтенасыщенности. 

Дополнительно, по девяти скважинам по всему продуктивному интервалу 

были проведены исследования вязкости нефти, и получены устойчивые 

зависимости вязкости от глубин. 

Геологическая 3D модель была создана в пакете геологического 

моделирования Irap RMS 2013.1 фирмы Roxar. Первым шагом по созданию 3D 

модели было создание структурного каркаса модели. Кровлей структурного 

каркаса были принята кровля коллектора Шешминского горизонта. Нижней 

частью структурного каркаса была взята подошва коллектора Шешминского 

горизонта. Сетку 3D модели равномерная с шагом по Х и Y - 25 м. Шаг 

дискретизации по Z был принят равным 0,3 м. В итоге сетка представляет 

собой 89 колонок 69 строк и 122 слоев, с количеством ячеек 749202. Далее для 

создания параметров 3D модели (пористость, нефтенасыщенность, вязкость), 

скважинные данные были перенесены на 3D сетку в параметр BlockWells. 

Параметр нефтенасыщенности и пористости были смоделированы при 

помощи модуля “Petrophysical modelling”. Основное направление анизотропия 

был принят -45º относительно направления на север. Радиус интерполяции 

вдоль оси анизотропии был принят равным 650 м (2-ое расстояние шага сетки) 

радиус интерполяции перпендикулярно оси анизотропии был принят равным 

450 м. Данные параметры анизотропии были приняты исходя из формы и 

структуры рассматриваемого поднятие (азимут простирания структуры 

составляет -45º, а само поднятие изометрической формы). Средние значения 

величин нефтенасыщенности и пористости по 3D модели составляют 

соответственно 0,71 д.ед. и 0,27 д.ед. что отличается на 3,5% и 4,8% от 

значений, принятых в последним оперативном пересчете запасов. Согласно 

РД 153-39.0-047-00 разница между параметрами 3D модели и исходными 

принятыми данными не должна превышать 5%. Для расчёта вязкости по кубу 

был использован модуль “Parameter interpolation”. 



71 

 

С целью обоснования необходимости и актуальности получения 

информации о вязкости, использована построенная геологическая модель 

одного из куполов поднятия, учитывающая анизотропию вязкости по всем 

направлениям. На рисунке представлены характерные особенности 

распределения вязкости нефти по пласту, а также профили пар скважин, 

расположенных в центре залежи и у периферии (Рисунок 4.3). Показано, что 

вязкость нефти зависит не только от абсолютной отметки измерения вязкости, 

но и может изменяться по простиранию пласта. В западной части залежи 

наблюдается более высокая вязкость нефти по сравнению с восточной 

стороной.  

 
Рисунок 4.3 Распределение вязкости тяжёлой нефти вдоль стволов пар 

горизонтальных скважин по участку залежи тяжелой нефти 
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Проведено гидродинамическое моделирование двух вариантов моделей: 

в первой вязкость задавалась единым значением по всему объёму коллектора; 

во второй модели использовались данные о неоднородности распределения 

вязкости, полученные в лабораторных условиях. Далее без изменения 

положения и количества нагнетательных и добывающих скважин произведен 

расчет оптимального цикла закачки пара и годовой добычи нефти с 

исследуемого участка залежи (Рисунок 4.4). 

 
Рисунок 4.4 Сравнение основных показателей разработки залежи 

технологией ПГД с учетом информации о неоднородности распределения 

вязкости нефтит в пласте и без неё: а) Добыча жидкости; б) Закачка пара; 

в) Добыча нефти 
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На представленных графиках динамики параметров разработки залежи 

наблюдается существенное различие как в оптимальной программе закачки 

пара, так и в добыче нефти на протяжении 8 лет.  

Также произведен расчет накопленной добычи нефти, паронефтяного 

отношения и водонефтяного фактора по всему сроку разработки исследуемого 

участка залежи тяжелой нефти (Рисунок 4.5). 

 
Рисунок 4.5 Сравнение основных показателей разработки залежи 

технологией ПГД с учетом информации о неоднородности распределения 

вязкости нефти в пласте и без неё (Накопленная добыча, паронефтяное 

отношение, водонефтяной фактор) 

Как видно из графика, использование информации о распределении 

вязкости по коллектору позволит уточнить водонефтяной фактор и 

паронефтяное отношение на протяжении всего срока разработки, а также 

объясняет ускорение добычи нефти на 20% по сравнению с прогнозной 

0

1

2

3

4

5

6

7

8

9

10

0

100

200

300

400

500

600

700

800

900

1000

0 2 4 6 8 10 12

О
тн

о
ш

ен
и

е 
за

к
ач

к
и

 п
ар

а 
и

 в
о

д
ы

 к
 д

о
б

ы
ч
е 

н
еф

ти
, 

т/
т

Н
ак

о
п

л
ен

н
ая

 д
о
б

ы
ч

а 
н

еф
ти

, 
ты

с.
т

Срок разработки, год

Накопленная добыча нефти (с учетом неоднородности вязкости нефти)

Накопленная добыча нефти (без учета неоднородности вязкости нефти)

Паронефтяное отношение (с учетом неоднородности вязкости нефти)

Паронефтяное отношение (без учета неоднородности вязкости нефти)

Водонефтяной фактор (с учетом неоднородности вязкости нефти)

Водонефтяной фактор (без учета неоднородности вязкости нефти)



74 

 

моделью, использующей среднюю вязкость по участку залежи. В дальнейшем, 

учёт информации о неоднородности распределения вязкости позволит 

оптимизировать обустройство месторождения, расставив меньшее число пар 

скважин на расстояниях, позволяющих вести отбор равномерно по всем 

скважинам объекта.  

4.2 Анализ фактической эффективности технологии 

парогравитационного дренирования в зависимости от вязкости нефти и 

геологических условий расположения горизонтальных стволов 

Разработка исследуемого участка залежи тяжелой нефти ведется с июня 

2016 года и на конец мая 2017 года по участку добыто 26,2 тыс.т нефти.  

Время работы горизонтальных скважин составляет менее одного года, 

что не позволяет провести достоверную оценку их технологических 

показателей. Однако, анализ графиков накопленной добычи показал, что 

среднесуточный дебит скважин значительно различается, что по всей 

видимости связано с их расположением по залежи. На основе полученных 

промысловых данных за период работы скважин на конец мая 2017 г. 

построены графики суточной закачки пара и добычи нефти для каждой пары 

по исследуемому участку залежи (Рисунок 4.6, Рисунок 4.7). Установлено, что 

средний дебит добывающих скважин существенно изменяется в зависимости 

от условий их расположения от 3,6 до 21,6 т/сут, а средняя закачка пара в 

нагнетательные скважины варьируется от 35 до 102 т/сут. 
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Рисунок 4.6 Анализ нагнетания пара и добычи нефти пар скважин №№1-10 
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Рисунок 4.7 Анализ нагнетания пара и добычи нефти пар скважин №№10-20  
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Для определения эффективности технологии парогравитационного 

дренирования в зависимости от вязкости нефти и геологических условий 

расположения скважин были определены средние значения коэффициентов 

динамической вязкости нефти и начальной нефтенасыщенности вдоль 

горизонтального ствола добывающих скважин. 

  

Рисунок 4.8 Профили вдоль стволов 

пары скважин 1/2 

 

Рисунок 4.9 Профили вдоль стволов 

пары скважин 11/12 

В таблице представлены технологические показатели и геологические 

характеристики коллектора вдоль горизонтальных стволов пар скважин 

(Таблица 4-1). 

Таблица 4-1 Технологические показатели и геологические характеристики 

пар скважин 

Пара 

скважин 

Вязкость по стволу 

добывающей скважины, 

усл.ед. 

Нефтенасыщенность по 

стволу горизонтальной 

добывающей скважины, 

д.ед 

Средний 

дебит 

нефти, 

т/сут 

Средняя 

закачка 

пара, 

т/сут 

Паронеф

тяное 

отношен

ие, т/т 
Средн. Мин. Макс. Средн. Мин. Макс. 

1 / 2 11,35 2,52 22,91 26.7 2.0 55.9 4.72 80,2 17.2 

3 / 4 8,83 2,32 23,22 30,4 5.7 62,3 6,66 59,2 8,89 

5 / 6 7,09 2,05 18,07 48,9 14,7 59,7 20,20 60,3 2,99 

7 / 8 9,18 1,87 29,74 37,8 14,3 59,6 3,65 53,4 14,65 

9 / 10 7,87 1,88 28,49 34,3 5,6 57,7 13,95 61,9 4,43 

11 / 12 5,41 1,71 11,77 41,9 23,8 60,6 12,94 60,0 4,63 

13 / 14 5,45 1,63 16,53 37,6 20,1 63,7 21,61 102,3 4,73 

15 / 16 6,60 1,63 25,87 32,3 10,1 57,9 10,07 35,4 3,52 

17 / 18 7,62 2,11 26,20 38,5 14,4 59,1 9,18 98,3 10,71 

19 / 20 9,43 2,73 24,71 38,4 15,4 57,7 4,4 68,2 15,51 

Зависимость среднесуточного дебита добывающих скважин и 

паронефтяного отношения (ПНО) от начальной вязкости нефти в условиях 

пласта вдоль ствола скважин представлено на графиках (Рисунок 4.10,Рисунок 

4.11).  
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Рисунок 4.10 Зависимость среднесуточного дебита добывающих скважин от 

начальной вязкости нефти вдоль ствола скважины в условиях пласта 

 
Рисунок 4.11 Зависимость ПНО от начальной вязкости нефти вдоль ствола 

скважины в условиях пласта 

На основании проведенной работы предложено ввести комплексный 

параметр D, характеризующий влияние нефтенасыщенности и вязкости на 

добычу нефти (13):  

н

нS
D


      (13)  

где нS  - начальная нефтенасыщенность вдоль ствола добывающей 

горизонтальной скважины, доли ед; 

н  - средняя начальная вязкость нефти по стволу горизонтальной 

добывающей скважины, мПа·с.  
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На графике представлена зависимость среднесуточного дебита 

добывающих скважин от параметра D (Рисунок 4.12). 

 
Рисунок 4.12 Зависимость среднесуточного дебита от параметра D 

Промысловые данные добычи нефти по исследуемому участку залежи 

тяжелой нефти сопоставлены с результатами, полученными на основе 

гидродинамического моделирования (Рисунок 4.13). 

 
Рисунок 4.13 Сравнение динамики годовой добычи нефти по результатам 

гидродинамического моделирования с учетом неоднородности 

распределения вязкости и без нее и промысловых данных. 

Таким образом, проведенная оценка текущей эффективности 

технологии ПГД в зависимости от вязкости нефти и геологических условий 
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расположения скважин свидетельствует, что учет неоднородности 

распределения вязкости по залежи позволяет сформулировать требования к 

оптимизации добычи нефти в рамках существующей системы разработки. 

4.3 Расчет экономической эффективности 

В качестве базы сравнения принимаются показатели разработки 

рассматриваемого месторождения тяжёлой нефти без учета анизотропии 

вязкости нефти. 

Экономический эффект рассчитывается согласно основных требований 

«Положения по определению экономической эффективности внедрения 

результатов интеллектуальной деятельности» (РД 153-39.0-620-09) по 

формуле (14): 

Эт= Рт – Зт,      (14) 

где Рт – стоимостная оценка результатов осуществления мероприятия, 

       Зт - стоимостная оценка затрат на осуществление мероприятия. 

Стоимостная оценка результатов внедрения мероприятия формируется 

за счет выручки от реализации добытой нефти и сокращения затрат на закучку 

пара. 

Оценка затрат на осуществление мероприятия включает в себя условно-

переменные затраты на добычу жидкости, затраты на закачку пара, расходы 

на разработку и внедрение мероприятия, налоги в бюджеты всех уровней.  

В качестве основного критерия эффективности технологии рассчитан 

индекс доходности затрат (ИДЗ), представляющий отношение 

дисконтированных притоков (выручки от реализации нефти) к 

дисконтированным оттокам (затратам на осуществление мероприятия). 

Расчеты выполнены в постоянных прогнозных ценах 2016г.: 

 Цена нефти сорта Urals принята равной 40,12 долл./бар.  

 Курс валюты принят в размере 67,12 р./долл.  

 Предполагается, что весь объем тяжёлой нефти будет реализован на 

внешнем рынке.  
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Налоговая среда проекта:  

 Действующий Налоговый Кодекс РФ; 

 Льгота по уплате НДПИ (ставка равна нулю для нефти с вязкостью 

свыше 10000 мПа·с); 

 Льгота по уплате налога на имущество - нулевая ставка (закон РТ№52-

ЗРТ от 05.11.2009 г., закон РТ №31-ЗРТ от 11.06.2012 г.); 

 Вывозная таможенная пошлина (ЭП) равна 10 % от базовой ставки в 

течение 10 лет с момента начала применения, но на срок не позднее 1 января 

2023 г. (распоряжение Правительства РФ №700-Р от 03.05.2012 г.). В данном 

расчете пониженная ставка применена с 2012 г. по 01.07.2022 г.  

Расчет ставки ЭП выполнен с учетом требований ст. 3 Федерального 

Закона №366-ФЗ от 24.11.2014 г. Все расчеты выполнены без учета НДС, так 

как данный налог является возмещаемым. Для расчета интегральных 

показателей экономической эффективности проекта использована норма 

дисконтирования 10 %. Исходные данные для расчёта эффективности 

применения технологии представлены в таблице ниже (Таблица 4-2)  

Таблица 4-2 Исходные данные для расчета экономического эффекта 
№ Наименование показателя Ед.изм. Варианты Основание 

базовый новый 

1 Затраты на НИОКР млн .р 0 1,0 Расчет основных 

показателей разработки 

залежи на основе 

гидродинамического 

моделирования. (4.1.) 

 

2 Добыча жидкости  

за расчетный срок 
тыс. т 

4757 3900 

3 Добыча нефти  

за расчетный срок 
" - " 

986 985 

4 Закачка пара  

за расчетный срок 
" - " 

4032 2730 

5 Тариф на закачку пара р./т пара 

Сметы затрат на 2016 г. 6 Усл-переменные затраты 

на жидкость 

р./т 

жидк. 

7 
Цена реализ. Нефти (без 

НДС, ЭП и комм.расх.) 
р./т 

 

Экономическое управление  

8 Ставка налога на прибыль % 20 Налоговый Кодекс РФ 

9 Норма дисконта (годовая) " - " 10  
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Ожидаемый экономический эффект в ценах 2016 года составил 9661 

млн. р., с учетом фактора дисконтирования – 7070 млн. р. (Таблица 4-3) 

Таблица 4-3 Исходные данные для расчета экономического эффекта 

 

Интегральный показатель ИДДЗ, применяемый для формирования 

инвестиционной программы, составит за 9 лет 2,72 д.ед. 

Результаты выполненного расчета подтверждают технико-

экономическую эффективность применения методики определения 

неоднородности распределения вязкости нефти. Основные ТЭП базового и 

нового вариантов и результаты оценки экономического эффекта вариантов по 

годам представлены в Приложении Б. 

4.4 Выводы по главе 4. 

1. Установлены характерные особенности распределения вязкости 

тяжелой нефти по исследуемому участку залежи, а также профили пар 

скважин, расположенных в центре залежи и у периферии. 

2. Показано, что вязкость нефти зависит не только от абсолютной 

отметки измерения вязкости, но и может изменяться по простиранию пласта. 

В западной части залежи наблюдается более высокая вязкость нефти по 

сравнению с восточной стороной. 

3. Показано, что использование информации о распределении 

вязкости по коллектору позволит уточнить водонефтяной фактор и 

паронефтяное отношение на протяжении всего срока разработки. В 

дальнейшем, учёт информации о неоднородности распределения вязкости 

позволит оптимизировать обустройство месторождения, расставив меньшее 

Наименование показателя Ед. изм.
базовый 

вариант

новый 

вариант

Выручка от реализации продукции млн. р. 14616 15230

Производственная себестоимость "-" 4384 3154

Чистый доход "-" 8186 9661

Чистый доход дисконтированный "-" 5678 7070

Индекс доходности затрат дисконт. доли ед. 2,34 2,72
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число пар скважин на расстояниях, позволяющих вести отбор равномерно по 

всем скважинам объекта. 

4. Установлено, что средний дебит добывающих скважин 

существенно изменяется в зависимости от условий их расположения от 3,6 до 

21,6 т/сут, а средняя закачка пара в нагнетательные скважины варьируется от 

35 до 102 т/сут. 

5. Проведенный анализ фактической эффективности технологии 

парогравитационного дренирования в зависимости от вязкости нефти и 

геологических условий расположения горизонтальных стволов 

свидетельствует, что учёт неоднородности распределения вязкости по залежи 

позволяет сформулировать требования к оптимизации добычи нефти в рамках 

существующей системы разработки. 

6. Результаты выполненного расчета подтверждают технико-

экономическую эффективность применения методики определения 

неоднородности распределения вязкости нефти. 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

1. Разработана методика определения динамической вязкости тяжёлой 

нефти месторождений РТ как в свободном объёме, так и в поровом 

пространстве образцов керна терригенных коллекторов при стандартных 

условиях методом ЯМР. 

2. Экспериментально показано, что литологический тип породы и объем 

её порового пространства с увеличением вязкости насыщающей нефти по 

степенному закону снижают свое влияние на величину разброса значений 

времени спин-спиновой релаксации, при этом, начиная с величины 

динамической вязкости нефти, равной 400 мПа·с, отношение максимального 

и минимального времен спин-спиновой релаксации стремится к единице. 

3. Разработана методика получения представительных образцов 

тяжёлой нефти из нефтенасыщенного керна которая позволяет получить 

наиболее точную информацию о физико-химических свойствах нефти.  

4. На основании разработанной методики определены значения 

динамической вязкости тяжелой нефти по 24 залежам шешминского горизонта 

Республики Татарстан, часть из которых использовались в процедуре 

постановки запасов на баланс в ФБУ «ГКЗ».  

5. Разработана методика интерпретации данных ЯМР-каротажа в 

сильном поле для определения вязкости тяжелой нефти в условиях пласта. По 

результатам проведения ОПР установлено, что разработанная методика может 

быть использована для оценки распределения вязкости тяжелой нефти в 

пласте. 

6. Установлено, что для коллекторов тяжелой нефти время спин-

спиновой релаксации, равное 20 мс, является граничным значением, 

идентифицирующим тип и подвижность пластовых флюидов, причем при 

времени спин-спиновой релаксации менее 20 мс регистрируется сигнал 

тяжелой нефти или тяжелой нефти со связанной водой, а более 20 мс – сигнал 

от свободной воды. 
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7. Представлены результаты учета неоднородности распределения 

вязкости при проектировании разработки залежи тяжёлой нефти на примере 

участка залежи тяжелой нефти. 

8. Установлено влияние неоднородности распределения вязкости на 

показатели разработки по данным гидродинамического моделирования 

исследуемого участка залежи тяжелой нефти. 

9. Проведен анализ эффективности технологии ПГД в зависимости от 

вязкости и геологических условий расположения горизонтальных стволов пар 

скважин по залежи. 
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Приложение А 

(обязательное) 

Макроописание керна  

Ярус, 
горизонт 

Интервал 
 отбора керна, м 

Проходка, 
м 

Вынос, 
м 

Толщина 
слоя по 
керну, м 

Номера 
образцов 

Место 
взятия 

образца, 
м 

Тип 
насыще

ния 

 
Макроописание керна 

начало конец 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 
казанский 166,00 170,20 4,20 4,20 4,20    Глины серые, известковистые, плитчатые, с включениями 

обугленных растительных остатков, сульфидов и раковинок лингул 
уфимский 170,20 174,40 4,20 4,20 2,30    Глины серые, известковистые, плитчатые, с включениями 

обугленных растительных остатков, сульфидов и раковинок 
лингул. В подошве слоя с ходами илороющих организмов, 
выполненных светло-серым песчано-известковым материалом 

     1,90 1 2,60 37 Песчаник мелкозернистый, известковистый, буровато-серый, с 
отдельными кусочками бурого цвета, среднесцементированный 
(рассыпается при надавливании), преимущественно разрушенный, 
частично перемешанный с буровым раствором, промытый, слабо 
битумонасыщенный (отдельные кусочки равномерно 
битумонасыщенные) 

     2 2,95 31 
      3 3,45 37 

     4 3,90 37 

 174,40 178,60 4,20 4,20 0,60 5 0,40 31 Песчаник мелкозернистый, известковистый, буровато-серый, с 
отдельными кусочками бурого цвета, среднесцементированный 
(рассыпается при надавливании), преимущественно разрушенный, 
частично перемешанный с буровым раствором, промытый, слабо 
битумонасыщенный 

     2,45 6 0,75 31 Песчаник мелкозернистый, известковистый, бурый, участками 
серовато-бурый, среднесцементированный, с вкраплениями 
пирита, равномерно битумонасыщенный. Участками на 
поверхности керна отмечается буровой раствор 

      7 1,40 31 

      8 1,75 32 
     9 2,40 31 

      10 2,75 31 
     0,55 11 3,45 32 Песчаник мелкозернистый, известковистый, алевритистый, темно-

бурый, рыхлый, равномерно битумонасыщенный  

     0,35 12 3,70 31 Песчаник мелкозернистый, известковистый, бурый, 
среднесцементированный, с вкраплениями пирита, равномерно 
битумонасыщенный 
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 
     0,25    Песчаник мелкозернистый, алевритистый, темно-бурый, 

среднесцементированный (рассыпается при надавливании), 
преимущественно разрушенный, равномерно битумонасыщенный  

 178,60 182,80 4,20 4,20 0,85 13 0,25 31 Песчаник мелкозернистый, алевритистый, темно-бурый, 
среднесцементированный (рассыпается при надавливании), 
преимущественно разрушенный, равномерно битумонасыщенный  

      14 0,55 32 

     3,35 15 1,20 31 Песчаник мелкозернистый, известковистый, темно-бурый,  участками 
серовато-бурый, среднесцементированный, преимущественно плитчатый, 
прослоями разрушенный, с вкраплениями пирита, равномерно 
битумонасыщенный 

      16 1,70 31 

      17 2,20 31 
      19 3,25 31 

      20 3,55 31 
 182,80 187,00 4,20 4,20 4,20 21 0,05 31 Песчаник мелкозернистый, известковистый, темно-бурый,  участками 

серовато-бурый, среднесцементированный, преимущественно плитчатый, 
прослоями разрушенный, с вкраплениями пирита, равномерно 
битумонасыщенный 

      22 0,35 31 

      23 1,00 31 
      24 1,40 31 

      25 2,00 31 
      26 2,35 31 
      27 3,00 31 

      28 3,35 31 
      29 4,00 31 

 187,00 191,20 4,20 4,20 4,20 30 0,20 31 Песчаник мелкозернистый, известковистый, бурый, серовато-бурый, 
среднесцементированный, преимущественно плитчатый, с включениями 
стяжений сульфидов, битумонасыщенный 

      31 0,80 31 

      32 1,15 31 
      33 1,75 37 
      34 2,15 37 

      35 2,75 31 
      36 3,15 31 

      37 3,75 37 
 191,20 195,40 4,20 4,20 0,30 38 0,15 37 Песчаник мелкозернистый, известковистый, светло-бурый, буровато-серый, 

среднесцементированный (рассыпается при надавливании), влажный, 

равномерно слабо битумонасыщенный 
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

     1,50 39 0,40 37 Песчаник мелкозернистый, известковистый, от бурого до серовато-

бурого, крепкий, сцементированный, массивный, с включениями 

сульфидов, битумонасыщенный. В середине интервала отмечается серая и 

зеленовато-серая глинисто-известковая галька и чешуйки слюды 

      40 1,00 37 

      41 1,55 37 

     2,40 42 2,05 22 Песчаник мелкозернистый, известковый, от серовато-бурого до буровато-

серого с серыми участками, крепкий, сцементированный, с включениями 

сульфидов, неравномерно битумонасыщенный 
      43 2,60 28 

      44 2,95 22 

      45 3,55 22 

      46 3,90 28  

 195,40 199,60 4,20 4,20 0,50 47 0,35 22 Песчаник мелкозернистый, известковый, от серовато-бурого до буровато-

серого с серыми участками, крепкий, сцементированный, с включениями 

сульфидов, неравномерно битумонасыщенный. По всему слою отмечается 

макротрещина слабонаклонная к длинной оси керна 

     3,10 48 0,80 26 Песчаник мелкозернистый, известковый, серый, глинистый, участками с 

буроватым оттенком, массивный, с включениями сульфидов, без 

битумонасыщения 
      49 1,35 26 

      50 2,00 28 

      51 3,20 26 

     0,60    Глины зеленовато-серые, известковистые, плитчатые, с включениями 

сульфидов, с прослоями известняка серого, глинистого, крепкого, 

пиритизированного 

 199,60 203,80 4,20 4,20 4,20    Глины зеленовато-серые, известковистые, плитчатые, с включениями 

сульфидов, с прослоями известняка серого, глинистого, крепкого, 

пиритизированного 
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Ёмкостно-фильтрационные, петрофизические свойства и битумонасыщенность пород  
Номер 

образца 
Интервал отбора 

керна, м 
Вынос 

керна, м 
Ярус, 

горизонт 
Толщина 
слоя по 
керну, м 

Место 
взятия, 

м 

Литот
ип 

Тип 
насыщ
ения 

Пористост
ь 

открытая, 
% 

Плотность, 
объёмная, 

10-3 кгм3 

Содержание 
воды, % 

Битумонасыще
нность,% 

Пористость 
эффективна

я, % 

Параметры Эквивалентный 
диаметр пор и каналов, 

мкм 

Проницаемо
сть 

по газу, 
10-3 мкм2 

начало конец связанн
ой 

подвиж
ной 

весова
я 

объёмн
ая 

порист
ости 

насыщ
ения 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 

 166,00 170,20 4,20 казанский 
ярус 

4,20 - 30 - - - - - - - - - - - - 

 170,20 174,40 4,20 уфимский 2,30 - 30 - - - - - - - - - - - - 
1    ярус 1,90 2,60 51 37 25,3 1,962 22,4 58,2 2,2 19,4 19,6 - - - 1019 
2      2,95 51 31 35,4 1,682 9,9 54,8 6,2 35,3 31,9 - - - 5172 
3      3,45 51 37 - - - - 2,9 - - - - - - 
4      3,90 51 37 - - - - 3,8 - - - - - - 
5 174,40 178,60 4,20 уфимский 0,60 0,40 51 31 34,4 1,711 10,5 39,6 8,0 49,9 30,8 - - - 4573 
6    ярус 2,45 0,75 51 31 33,0 1,754 12,1 42,1 7,1 45,8 29,0 - - - 3737 
7      1,40 51 31 35,4 1,681 10,0 33,0 9,6 57,0 31,9 - - - 5172 
8      1,75 51 32 35,2 1,679 10,3 24,2 10,8 65,5 31,6 - - - 5150 
9      2,40 51 31 - - - - 8,1 - - - - - - 

10      2,75 51 31 - - - - 9,3 - - - - - - 
11     0,55 3,45 51 32 - - - - 10,2 - - - - - - 
12     0,35 3,70 51 31 27,3 1,919 19,0 25,0 6,7 56,0 22,1 - - - 1479 

     0,25 - 19 - - - - - - - - - - - - 
13 178,60 182,80 4,20 уфимский 0,85 0,25 19 31 - - - - 9,1 - - - - - - 
14    ярус  0,55 19 32 - - - - 10,9 - - - - - - 
15     3,35 1,20 51 31 33,7 1,728 11,4 26,9 9,7 61,7 29,9 - - - 3982 
16      1,70 51 31 - - - - 9,9 - - - - - - 
17      2,20 51 31 34,7 1,701 10,3 28,0 9,9 61,7 31,1 - - - 4814 
19      3,25 51 31 30,8 1,798 14,9 30,2 7,8 54,9 26,2 - - - 2473 
20      3,55 51 31 33,6 1,732 11,5 29,9 9,3 58,6 29,7 - - - 4039 
21 182,80 187,00 4,20 уфимский 4,20 0,05 51 31 32,3 1,779 12,7 34,4 7,8 52,9 28,2 - - - 3232 
22    ярус  0,35 51 31 32,0 1,793 13,9 38,1 7,8 48,0 27,6 - - - 3069 
23      1,00 51 31 31,6 1,782 13,4 34,5 7,6 52,1 27,4 - - - 2987 
24      1,40 51 31 34,1 1,729 11,0 37,2 8,5 51,8 30,3 - - - 4346 
25      2,00 51 31 29,1 1,878 16,3 37,8 6,0 45,9 24,4 - - - 2078 
26      2,35 51 31 29,4 1,861 16,6 43,1 5,4 40,3 24,5 - - - 2153 
27      3,00 51 31 32,5 1,769 12,9 48,0 6,6 39,1 28,3 - - - 3357 
28      3,35 51 31 34,9 1,713 10,1 37,3 9,4 52,6 31,4 - - - 4829 
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 

29      4,00 51 31 27,7 1,892 17,9 41,3 5,0 40,8 22,7 - - - 1437 
30 187,00 191,20 4,20 уфимский 4,20 0,20 51 31 33,9 1,737 12,2 49,5 6,4 38,3 29,8 - - - 4243 
31    ярус  0,80 51 31 29,7 1,854 15,3 51,1 4,5 33,6 25,2 - - - 2239 
32      1,15 51 31 29,1 1,873 16,4 49,4 5,2 34,2 24,3 - - - 2031 
33      1,75 51 31 27,4 1,920 18,9 50,9 3,7 30,2 22,2 - - - 1433 
34      2,15 51 37 28,6 1,897 17,0 52,6 3,9 30,4 23,7 - - - 1759 
35      2,75 51 37 - - - - 4,8 - - - - - - 
36      3,15 51 31 29,7 1,856 15,5 49,0 4,8 35,5 25,1 - - - 2203 
37      3,75 51 37 34,0 1,734 12,3 66,5 3,6 21,2 29,8 - - - 4113 
38 191,20 195,40 4,20 уфимский 0,30 0,15 51 37 - - - - 2,6 7,0 - - - - - 
39    ярус 1,50 0,40 51 37 18,2 2,178 31,4 55,6 1,1 13,0 12,5 41,8 1,4 61,7 371 
40      1,00 51 37 19,1 2,152 27,3 55,7 1,5 17,0 13,9 36,2 1,6 82,8 842 
41      1,55 51 37 21,7 2,089 25,6 54,1 2,0 20,3 16,2 27,6 3,3 74,2 1030 
42     2,40 2,05 51 22 11,8 2,361 - - 0,9 18,0 - - - - 13,3 
43      2,60 51 28 12,9 2,340 44,6 46,8 0,5 8,6 7,2 26,7 1,6 10,5 37 
44      2,95 51 22 9,8 2,407 - - 1,2 28,9 - - - - 1,0 
45      3,55 51 22 9,8 2,390 - - 1,3 31,5 - - - - 0,99 
46      3,90 51 28 7,5 2,448 - - 0,5 16,3 - - - - 0,052 
47 195,40 199,60 4,20 уфимский 0,50 0,35 51 22 10,4 2,444 - - 1,0 24,0 - - - - 1,7 
48    ярус 3,10 0,80 51 26 5,4 2,537 - - 0,0 0,0 - - - - 0,000 
49      1,35 51 26 5,0 2,491 - - 0,0 0,0 - - - - 0,000 
50      2,00 51 28 9,7 2,386 - - 0,1 2,8 - - - - 0,26 
51      3,20 51 26 7,9 2,458 - - 0,0 0,0 - - - - 0,000 

     0,60 - 30 - - - - - - - - - - - - 
 199,60 203,80 4,20 уфимский 

ярус 
4,20 - 30 - - - - - - - - - - - - 

Примечание: литотип -  30 – глины; 51 – песчаники известковистые. 
тип насыщения - 31 - равномерно битумонасыщенная; 32 –- интенсивно равномерно битумонасыщенная;  37 - слабо равномерно битумонасыщенная порода; 22 – пятнисто-полосчато и 
неравномерно битумонасыщенная порода;  26 – плотная порода без признаков битума; 28 – порода с запахом битума. 
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Приложение Б 

(обязательное) 

Расчет экономического эффекта 

 

№ Наименование показателя Ед. изм. Всего 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028

1 Коэффициент дисконтирования д.ед. 7,495 1,0000 0,9091 0,8264 0,7513 0,6830 0,6209 0,5645 0,5132 0,4665 0,4241 0,3855 0,3505

2

2.1 Добыча жидкости тыс. т 4757 264 374 397 443 441 448 453 436 414 379 336 373

2.2 Добыча (валовая) СВН тыс. т 986 47 98 103 112 112 123 120 101 81 54 20 15

2.3 Закачка пара тыс. т 4032 332 474 317 293 279 308 331 350 363 369 369 247

2.4 Фонд добывающих скважин шт. 11 11 11 11 11 10 9 7 7 6 6 6

2.5 Выручка от реализации продукции млн. р. 14616 779 1621 1689 1837 1840 1813 1545 1304 1045 691 254 198

2.6 Затраты на производство и закачку пара  " - " 3160 260 371 249 230 219 242 259 274 285 289 290 194

2.7 Условно-переменные затраты на жидкость  " - " 259 14 20 22 24 24 24 25 24 23 21 18 20

2.8 Условно-постоянные затраты  " - " 965 100 100 100 100 100 91 82 64 64 55 55 55

2.9 Итого производств. себест. (п.2.6 + п.2.7 + п.2.8)  " - " 4384 374 492 370 354 343 357 366 361 371 364 362 268

2.10 Балансовая прибыль (п.2.5 - п.2.9)  " - " 10233 405 1129 1319 1483 1497 1456 1179 943 674 327 -109 -71

2.11 Налог на прибыль  " - " 2047 81 226 264 297 299 291 236 189 135 65 -22 -14

2.12 Чистая прибыль (п.2.10 - п.2.11)  " - " 8186 324 903 1055 1186 1198 1165 944 754 539 262 -87 -57

2.13 То же нарастающим итогом  " - " 8186 324 1227 2282 3469 4666 5831 6775 7529 8068 8330 8243 8186

2.14 Чист.прибыль (экономич.эффект) с учетом дисконт.  " - " 5678 324 821 872 891 818 723 533 387 251 111 -34 -20

2.15 То же нарастающим итогом  " - " 5678 324 1145 2017 2908 3726 4450 4982 5369 5621 5732 5698 5678

2.16 Притоки дисконт. (п.2.5 * п.1) 9901 779 1473 1396 1380 1257 1126 872 669 487 293 98 69

2.17 Оттоки дисконтированные ((п.2.9 + п.2.11) * п.1) 4222 455 652 524 489 439 403 340 282 236 182 131 89

2.18 Индекс доходности затрат дисконт. (п.2.16 / п.2.17) доли ед. 2,34

3

3.1 Добыча жидкости тыс. т 3900 283 411 512 502 502 476 438 367 408

3.2 Добыча (валовая) СВН тыс. т 985 62 109 165 161 145 128 110 73 32

3.3 Закачка пара тыс. т 2730 340 429 404 420 290 252 233 193 169

3.4 Фонд добывающих скважин шт. 11 11 11 11 11 10 9 7 7

3.5 Выручка от реализации продукции млн. р. 15230 1026 1803 2714 2648 2381 1883 1419 943 412

3.6 Затраты на производство и закачку пара  " - " 2140 267 336 317 329 227 198 183 151 132

3.7 Условно-переменные затраты на жидкость  " - " 212 15 22 28 27 27 26 24 20 22

3.8 Условно-постоянные затраты  " - " 801 100 100 100 100 100 91 82 64 64

3.9 Затраты на внедрение мероприятия (НИОКР)  " - " 1 1

3.10 Итого производств. себест. (п.3.6+п.3.7+п.3.8+п.3.9)  " - " 3154 383 458 445 457 355 315 289 235 218

3.11 Балансовая прибыль (п.3.5 - п.3.10)  " - " 12077 643 1345 2269 2191 2027 1569 1130 708 194

3.12 Налог на прибыль  " - " 2415 129 269 454 438 405 314 226 142 39

3.13 Чистая прибыль (п.3.11 - п.3.12)  " - " 9661 514 1076 1815 1753 1621 1255 904 567 155

3.14 То же нарастающим итогом  " - " 9661 514 1590 3406 5159 6780 8035 8939 9506 9661

3.15 Чист.прибыль (экономич.эффект) с учетом дисконт.  " - " 7070 514 978 1500 1317 1107 779 510 291 72

3.16 То же нарастающим итогом  " - " 7070 514 1492 2993 4310 5417 6197 6707 6998 7070

3.17 Притоки дисконт. (п.3.5 * п.1) 11171 1026 1640 2243 1990 1627 1169 801 484 192

3.18 Оттоки дисконтированные ((п.3.10 + 3.12) * п.1) 4101 512 661 743 673 519 390 290 193 120

3.19 Индекс доходности затрат дисконт. (п.3.17 / п.3.18) доли ед. 2,72

Базовый вариант - без учета анизотропии вязкости

Новый вариант - с учетом анизотропии вязкости


