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       Некоторые общие положения Классификации 

 
  

      

     Классификация запасов и ресурсов нефти и горючих 

газов устанавливает единые для Российской Федерации 

принципы подсчета и государственного учета запасов и 

ресурсов нефти, горючих газов (свободного газа, газа 

газовых шапок, газа, растворенного в нефти) и газового 

конденсата (далее - конденсат). 

    Подлежат обязательному раздельному подсчету и 

учету запасы нефти, горючих газов (далее - газ), 

конденсата и содержащихся в них попутных компонен-

тов (далее - компоненты).  

      

      
 

  
 
 

 



      
           Некоторые общие положения Классификации 

 
 
 

    Подсчет и учет запасов производят по наличию их в 

недрах по каждой залежи раздельно и месторождению в 

целом. 

    Месторождения и залежи нефти и газа для 

планирования геолого-разведочных работ и разработки 

месторождений и ведения учета запасов, содержащихся 

в них полезных ископаемых подразделяются по 

 - стадиям освоения, 

 - фазовому состоянию,  

 - величине запасов. 
 

 
 
 

 

 



       
           Некоторые общие положения Классификации 

 

  Запасы залежей и месторождений подразделяются на: 

 

геологические запасы - количество нефти, газа, конден-

сата и содержащихся в них компонентов, которое нахо-

дится в недрах в изученных бурением залежах, наличие 

которых в недрах доказано пробной или промышленной 

эксплуатацией или испытанием скважин или обосно-

вывается геолого-геофизическими исследованиями; 

 

извлекаемые запасы - часть геологических запасов, ко-

торая может быть добыта из залежи (месторождения) за 

весь срок разработки в рамках оптимальных проектных 

решений с использованием доступных технологий с 

учетом соблюдения требований по охране недр и 

окружающей среды. 
 

 



      Некоторые общие положения Классификации 

       

     

     По степени освоения месторождения (залежи) нефти 

и газа подразделяются на: 

 

разведываемые – «месторождения, на которых 

проводятся геолого-разведочные работы, в том числе 

может осуществляться добыча в рамках проекта 

пробной эксплуатации залежи, месторождения или 

эксплуатация отдельных скважин»» 

разрабатываемые – «месторождения, на которых 

осуществляется добыча углеводородов в соответствии 

с утвержденным проектным документом на разработку 

(технологическим проектом разработки или 

дополнением к нему или технологической схемой 

разработки или дополнением к ней)». 
 
 

 



 

 

 

      



    

 Некоторые положения разрабатываемой  

 

«ИНСТРУКЦИЯ ПО ПРИМЕНЕНИЮ КЛАССИФИКАЦИИ 

ЗАПАСОВ И РЕСУРСОВ НЕФТИ И ГОРЮЧИХ ГАЗОВ»  

   

    Подсчёт и учет запасов  различных категорий ведется 

раздельно.   

                     

   Выделение категорий запасов нефти и газа по 

изученности производится по каждой залежи отдельно.  

 

    Для двухфазных залежей выделение категорий может 

проводиться отдельно для их нефтяной и газовой 

частей. 

 

 

 



 

Некоторые положения разрабатываемой  

 

«ИНСТРУКЦИЯ ПО ПРИМЕНЕНИЮ КЛАССИФИКАЦИИ 

ЗАПАСОВ И РЕСУРСОВ НЕФТИ И ГОРЮЧИХ ГАЗОВ»  

     

    Изменение запасов очень мелких месторождений рас-

сматривается в рамках оперативного подсчета запасов.  

     

    При изменении ранее утвержденных геологических за-

пасов категорий А+В1+В2 менее чем на 20% от началь-

ных запасов по месторождению, подсчитанных на дату 

утверждения, на экспертизу представляется оператив-

ный подсчет запасов. При этом для подсчета и учета 

извлекаемых запасов принимаются коэффициенты изв-

лечения нефти, газа и конденсата, ранее утвержденные 

в установленном порядке. 



    

Некоторые положения разрабатываемой  

«ИНСТРУКЦИЯ ПО ПРИМЕНЕНИЮ КЛАССИФИКАЦИИ 

ЗАПАСОВ И РЕСУРСОВ НЕФТИ И ГОРЮЧИХ ГАЗОВ»  

 Порядок перевода разведанных месторождений  

 в разрабатываемые 

     Подготовленность разведанных месторождений 

(залежей) нефти и газа для промышленного освоения 

определяется степенью их геолого-промысловой 

изученности, которая достаточна для составления 

технологической схемы разработки.  

     Дополнительным условием перевода месторождений 

из находящихся в разведке в разрабатываемые произ-

водится только при условии, что запасы нефти и/или 

газа по категории С1 по месторождению составляют бо-

лее 50% от всех запасов и при соблюдении требований к 

изученности для категории В1.  



     

  Некоторые положения разрабатываемой  

«ИНСТРУКЦИЯ ПО ПРИМЕНЕНИЮ КЛАССИФИКАЦИИ 

ЗАПАСОВ И РЕСУРСОВ НЕФТИ И ГОРЮЧИХ ГАЗОВ»  

 

 Порядок перевода разведанных месторождений  

 в разрабатываемые 

 

     Для мелких месторождений составление проектного 

документа и перевод в группу разрабатываемых воз-

можны при условии, что подсчитанные в оперативном 

порядке геологические запасы не требуют дополнитель-

ного проведения геологоразведочных работ и уточнение 

геологического строения месторождения может быть 

проведено в процессе его освоения. 

 



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ РЕАЛИЗАЦИИ НОВОЙ 

КЛАССИФИКАЦИИ ЗАПАСОВ УВС РФ 
 

На стадии разведки 

1. Метод аналогий 

 

2. Эмпирический (статистическо-аналитический) метод 

 

3. Покоэффициентный метод 

 

На стадии промышленной разработки при 

представлении оперативного подсчета запасов 

1. Трёхмерное Геолого-Гидродинамическое моделиро-

вание 

 

2. Метод характеристик вытеснения 
 

 

 

 



 

 МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ РЕАЛИЗАЦИИ НОВОЙ 

КЛАССИФИКАЦИИ ЗАПАСОВ УВС РФ 

 Для оценки эффективности системы разработки залежи 

используется такой параметр, как коэффициент извлечения нефти 

(КИН), который определяется по формуле: 

  

КИН=QИЗВ/QГЕОЛ  

 

и характеризует отношение извлекаемых запасов нефти (QИЗВЛ.) или 

накопленной добычи нефти (QНАКОПЛ.) при окончании разработки 

пласта (месторождения)  к геологическим запасам нефти в пласте 

(QГЕОЛ.), рассчитанным по последнему подсчёту. 



                                   МЕТОД   АНАЛОГИИ 

Для оценки коэффициентов извлечения нефти используется метод 

аналогии. В качестве аналогов выбираются одновозрастные отложения 

соседних месторождений, имеющие сходные геолого-физические 

характеристики. 

 
Геолого-физическая характеристика и КИН пластов-аналогов.                               

                                                  Пласт Ю1
1 

 
Месторождение 

(площадь) 

Параметры   

Протокол ГКЗ, ЦКР 

КИНутв. 

Кп, 

д.ед 

Кпр, 

мД 

µ, 

сП 

Кпр/µ, 

мД/сП 

Кнн, 

д.ед. 

Кон, 

д.ед. 

Квыт, 

д.ед. 
С1 С2 С1+С2 

Верхнеларьеганское 0.17 42.8 6.3 6.8 0.65     
 

    0.282 

Ломовое 0.16 9.4 0.3 32.4 0.63 0.31 0.505 
ЦКР Роснедра  

№5096 от 10.03.2011 г. 
0.342 0.290 0.340 

Малореченское 0.17 48.1 0.8 60.9 0.65 0.32 0.515 
ЦКР Роснедра по УВС 

№1391 от 12.01.2012 г. 
0.415 0.100 0.407 

Полуденное 

(Западно-

Полуденная) 

0.20 251.5 1.4 179.6 0.677 0.30 0.550 
ЦКР Роснедра №4567 от 

29.04.2009 г. 
0.453 0.106 0.404 

Куль-Еганское 0.18 3.6 1.1 3.3 0.78 0.41 0.472 
ЦКР Роснедра №4228 от 

07.02.2008 г. 
0.250 0.250 0.250 

Катыльгинское 0.18 29.7 0.7 45.7 0.71 0.327 0.540 
ЦКР Роснедра №4742 от 

26.11.2009 г. 
0.410 0.048 0.347 

 



                                  МЕТОДЫ   АНАЛОГИИ 

 

По месторождениям аналогам можно построить зависимость  

                                        КИН – подвижность. 

 

 



 

 

 

 

 

 

МЕТОД   АНАЛОГИИ 

 

Метод предложен институтом «Гипровостокнефть» 

 

 

 

 

 

 

 

 

  











СТАТИСТИЧЕСКИЙ МЕТОД 
 

 

Статистическая модель Гутри-Гринберга  

 

      Корреляционная зависимость Гутри-Гринберга: 

 

КИН = 0,174+0,272∙lgK+0,256∙(1-sн)-0,136∙lgμн-1,538∙m-0,00115∙h,                                    

 

где 

m – коэффициент пористости, д.ед.; 

sн – начальная нефтенасыщенность, д. ед.; 

K –  коэффициент проницаемости, 10-12 м2; 

µн – вязкость нефти, мПа·с; 

H –  эффективная нефтенасыщенная толщина, м. 





                          СТАТИСТИЧЕСКИЕ   МЕТОДЫ 
 

     Модель института  «Гипровостокнефть» 

 

 

         По статистической методике для карбонатных коллекторов порового 

типа с учетом размеров водонефтяной зоны, нефтенасыщенности и 

пластовой температуры коэффициент нефтеизвлечения был рассчитан 

по формуле: 

 

 

 

где  

0 – соотношение вязкости нефти и воды, доли ед.; 

К – проницаемость пласта, мкм2; 

t0  - пластовая температура, оС; 

h – нефтенасыщенная толщина, м; 

Кп – коэффициент эффективности, доли ед.; 

Qвнз – доля запасов водонефтяной зоны; 

н – нефтенасыщенность, доли ед.; 

S – плотность сетки скважин, га/скв. 

 



                            СТАТИСТИЧЕСКИЕ   МЕТОДЫ 
 

     Модель института  «Гипровостокнефть» 

 

 

   

       Данное уравнение справедливо для следующих граничных величин и 

диапазонов изменения параметров: 

Параметр 
 Диапазон 

применения 

Соотношение вязкости нефти и воды µ0 0,5÷34,3, 

Проницаемость, мкм2 К 0,13÷2,58 

Отношение балансовых запасов водонефтяной 
зоны к запасам всей залежи 

Qвнз 0,06÷1 

Средневзвешенная нефтенасыщенная 
толщина, м 

h 3,4÷25 

Нефтенасыщенность, доли ед. αн 0,7÷0,95 

Температура пласта, оС t0 22÷73 

Площадь, га/скв S 10÷100 

Коэффициент эффективности, доли ед. Кп 0,5÷0,95 
 



СТАТИСТИЧЕСКИЙ МЕТОД 

 
Лабораторно-статистическое уравнение 

 Мартоса-Куренкова-Ключарева  
 

Специалистами ВНИГНИ предложена формула по статистическо-

аналитическому методу: 

 

 
Основные параметры, участвующие в формуле: 

 

 

 

КИН= 0,3086-0,0026*h-0,391*m+0,183*Lg(Кпр)+0,293*b+0,305*f-0,011*M-0,0056*t 



СТАТИСТИЧЕСКИЕ   МЕТОДЫ 
 

«Программа «Пермский КИН» для оперативного расчета КИН  

по месторождениям Пермского края»,  

(ООО «ПермНИПИнефть») 

 

        Программа позволяет проводить расчеты КИН по 11 формулам, 

давать краткую характеристику выбранной для расчета формулы КИН, 

выбирать месторождения-аналоги из справочника, усреднять 

полученные значения КИН. 

        Область применения программы:  

- определение КИН при оперативной оценке запасов и ресурсов; 

- экспертная оценка прогнозного КИН при геолого-экономической оценке 

запасов по международным стандартам SPE-PRMS и SEC; 

- выбор аналогов и оперативный расчет вариантных значений КИН при 

проектировании разработки месторождений. 

       Выбор формул для использования в программе основан на 

необходимости расчета КИН по основным и часто встречающимся в 

Пермском крае нефтяным залежам, относящимся к различным 

нефтегазоносным комплексам, имеющим два основных типа 

коллекторов (терригенный и карбонатный), и два режима разработки 

(естественный и с поддержанием пластового давления). 

 



СТАТИСТИЧЕСКИЕ   МЕТОДЫ 
 

«Программа «Пермский КИН» 

(ООО «ПермНИПИнефть») 
 

    КИН (водонапорный режим разработки, для терригенных коллекторов): 

 

 

 

     

Формула близка к статистической модели В.К.Гомзикова. 

    Разработанные статистико-аналитические модели для удобства их 

использования на практике приведены в двух вариантах.  

    В первом варианте в качестве исходной информации использованы 

только геологические показатели. Оценка КИНгеол позволяет оперативно 

прогнозировать конечную нефтеотдачу при отсутствии достоверных 

данных о принятых при проектировании технологических показателях 

разработки по формуле:  

 

 

  



СТАТИСТИЧЕСКИЕ   МЕТОДЫ 
 

«Программа «Пермский КИН» 

(ООО «ПермНИПИнефть») 
 

      Во втором варианте, помимо геологических, в анализе также участвуют 

показатели, характеризующие технологию разработки.  

      При учете показателей для оценки  КИН рекомендуется следующая формула: 

 

 

 

 

где  

h – средняя эффективная нефтенасыщенная толщина, м; 

КП – пористость пород, д.ед.; 

КН – нефтенасыщенность, д.ед.; 

Pb – давление насыщения, МПа; 

Квыт – коэффициент вытеснения нефти водой, д.ед.; 

ПР – содержание парафина, %; 

ВНЗ – доля водонефтяной зоны в площади залежи; 

Sскв-ПДТ – плотность сетки скважин в проектном документе, Га/скв; 

Qн – начальный дебит нефти, т/сут. 





ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ  МЕТОД 
 

Обоснование остаточной нефтенасыщенности и коэффициента 

вытеснения. 

Определение остаточной нефтенасыщенности проводится на  

составных физических (керновых) моделях.  

      Коэффициент вытеснения рассчитывается по выражению:  

                                                                                     

                                                                                , 

 

 где 

   Кнн и Кно начальная и остаточная нефтенасыщенность соответственно. 

       Определение остаточной нефтенасыщенности осуществляется 

методом сухой дистилляции в ретортах. Температура дистилляции 

составляет 170-1800С, продолжительность – пять-шесть часов. 

      Остаточная нефтенасыщенность определяется по формуле: 

 

                                  Кно = (1-Vв/Vn)*100%      

где   

Кно – остаточная нефтенасыщенность, %; 

Vв – объем воды в ловушке реторты, см3; 

Vn – объем пор образца, см3. 

 



                           ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ  МЕТОД 

 
Обоснование остаточной нефтенасыщенности и коэффициента 

вытеснения. 
        Результаты определения остаточной нефтенасыщенности 

 

Лабораторный 

номер образца 

Интервал 

отбора, м 

Параметры образцов керна 
Начальная 

нефтенасыщенность 

Ост. 

нефтенасыщенность 
Длина, 

см 

Диаметр, 

см 

Пористость, 

% 

Объем 

пор 

Проницаемость 

по воздуху мД 

    Модель 1 

75.11 2732.2 2.87 3 19.12 4.052 154.863 0.8158 0.2893 

73.11 2732.02 2.87 3 18.88 4.001 116.989 0.7962 0.3122 

76.11 2732.33 2.87 3 18.78 3.98 110.018 0.8021 0.3048 

58.11 2730.77 2.87 3 18.27 3.872 105.244 0.8082 0.3255 

65.11 2731.34 2.87 3 17.23 3.651 82.37 0.7701 0.338 

Модель 2 0.7985 0.314 

51.11 2730.15 2.87 3 18.43 3.906 71.198 0.7891 0.3367 

63.11 2731.18 2.87 3 17.37 3.682 63.06 0.7772 0.3462 

59.11 2732.33 2.87 3 17.67 3.745 42.072 0.7538 0.3512 

66.11 2730.84 2.86 3 17.2 3.475 35.4 0.7619 0.3489 

60.11 2730.92 2.87 3 16.73 3.546 19.222 0.7355 0.3547 

       
0.7635 0.3475 

 



                     ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ   МЕТОД 
 

ОЦЕНКА  КОЭФФИЦИЕНТА ВЫТЕСНЕНИЯ 

           

     Для определения коэффициента остаточной нефтенасыщенности 

можно использовать зависимость представленную в книге «Методические 

рекомендации по подсчёту геологических запасов нефти и газа объёмным 

методом» под редакцией В.И. Петерсилье, В.И. Пороскуна, Г.Г. Яценко 

(Москва-Тверь, 2003г): 

 

 

                                      Кон=0, 244-0,083*Lg(Кпр) 

  

 где :    
        Кон  - остаточная нефтенасыщенность пласта, доли ед.; 

        Кпр - газопроницаемость породы, мкм2. 

 



ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ  МЕТОД 
 

ОЦЕНКА  КОЭФФИЦИЕНТА ВЫТЕСНЕНИЯ 

 

        Коэффициент вытеснения может рассчитываться через остаточную 

нефтенасыщенность, которая определялся на основании обобщённой 

зависимости от проницаемости, выведенной для отложений среднего 

карбона месторождений Оренбургской и Самарской областей: 

  

Кно=0,2479-0,08385*lgK 0315*                                       , 

где 

         Кно – остаточная нефтенасыщенность; 

         К – проницаемость пласта. 

 

         Данная зависимость рассмотрена и принята  ЦКР  Роснедр  при 

утверждении проектных документов. 

 



 

ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ  МЕТОД 

 

       

            

       Метод вычисления КИН разработанный в институте 

«Гипровостокнефть» проводится по уравнению: 

 

                          =βвыт  β1  β2  β3  β4 β5 ,  
где  

βвыт - коэффициент вытеснения нефти водой, доли ед.;  

1 -коэффициент, учитывающий потери нефти, обусловленные 

прерывистостью пласта при проектируемой сетке скважин (коэффициент 

дренирования), доли ед.; 

2, - коэффициент, учитывающий потери нефти в тупиковых и застойных 

зонах, доли ед.;  

3, 4,-коэффициенты, учитывающие потери нефти в стягивающих 

добывающих и разрезающих  нагнетательных рядах, доли ед.; 

5-коэффициент охвата пласта заводнением непрерывной части пласта, 

доли ед. 



 

ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ   МЕТОД 
 

Определение коэффициента охвата 

 

 

Эффективность системы разработки залежи оценивается путём 

определения КИН по формуле: 

                                                 КИН=КВЫТ×КОХВ.  

где 

КВЫТ  –    отношение объема пор, насыщенных подвижной нефтью 

(КНН-КОН), к первоначальному объему нефтенасыщенных пор; 

КОХВ – отношение нефтенасыщенного объема пласта, охваченного 

процессом вытеснения (дренирования) под воздействием вытесняемого 

агента, ко всему нефтенасыщенному объему залежи. 

 

В классическом понимании охват пласта процессом вытеснения 

(КОХВ) - величина (функция), зависящая от плотности сетки скважин 

пробуренной на пласт (количества скважин) и объёма пласта, который 

вскрыт этими скважинами и участвует в процессе нефтедобычи.  

 

 

 



 

ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ   МЕТОД 
 

Определение коэффициента охвата 

 

    Методика расчета КОХВ, нашедшая применение в 1950-1970г.г. 

основана на детерминированном подходе, предложенным                            

Ю.Л. Борисовым, В.В. Воиновым, З.К. Рябининой и заключается в 

построении карт выработки и определения объёма пласта участвующего 

в разработке, на основе геолого-промыслового материала.  

    Строились карты выработки запасов и определялись размеры 

тупиковых и застойных зон.  

       

    Однако, предложенные подходы не позволяли определять КОХВ  и 

соответственно КИН для залежей, вводимых в разработку или 

находящихся на ранней стадии освоения.  

     

    Учёными - нефтяниками были предложены методики определения 

КОХВ  и КИН на основе статистических и стохастических подходов. К ним 

можно отнести подходы, предложенные В.Д. Лысенко, В.А.Бадьяновым, 

В.М.Ревенко, А.Н.Юрьевым и др., позволяющие определять указанные 

параметры на разных стадиях разработки месторождения. 

 



 

ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ   МЕТОД 
 

Определение коэффициента охвата 

(методики института «СибНИИНП») 

 

   

  Специалистами-нефтяниками, изучавшими особенности месторож-

дений  Западной Сибири, были предложены следующие методики: 

 

– геолого-статистический метод (ГСМ) вычисления КОХВ, предложенный 

В.А. Бадьяновым путём определения параметра неоднородности α; 

 

– геолого-статистический метод (ГСМ1) определения КОХВ, предложенный 

А.Н. Юрьевым, Ю.Е. Батуриным через аппроксимационную 

песчанистость Р* ; 

 

– геолого-статистический метод (ГСМ2) определения КОХВ предложенный 

В.М. Ревенко, Л.С. Бриллиантом, Р.М. Курамшиным через геологическую 

песчанистость КП. 

 

 

 

 

 

 



 

ПОКОЭФФИЦИЕНТНЫЙ   МЕТОД 
 

Определение коэффициента охвата 

(методики института «СибНИИНП») 

 

     Вышеописанные методики (технологии) основаны на предположении, 

что все скважины вертикальные и моделируются точечными источниками 

(стоками) в двумерной области. 

 

     Методики определения КОХВ способами ГСМ1 и ГСМ2  в 1985-1995г.г. 

нашли существенное подтверждение методами геолого-промыслового 

анализа на различных месторождениях Западной Сибири и свидетельст-

вовали о достоверности получаемых результатов.  

      

     Проектные работы, подсчёты запасов УВС с использованием данных 

методик утверждались в ГКЗ и ЦКР Роснедр. 

 

      Подтверждена возможность их использования на стадиях разведки и 

разработки залежей нефти и в т.ч., как способа контроля над 

полученными результатами при трёхмерном гидродинамическом модели-

ровании, когда параметры ОФП, Кон используются по аналогии. 

         



 

МЕТОД   ХАРАКТЕРИСТИК   ВЫТЕСНЕНИЯ 
 

 

Метод (технология) оценки извлекаемых запасов по характеристикам 

вытеснения имеет более чем 40 летнюю историю, но имеет ограничения 

по возможности применения. 

 

Основные ограничения или необходимые условия применения: 

- 95-100% разбуренность залежи месторождения (участка 

месторождения); 

- - обводнённость продукции скважин более 50-60%.  

 

Оценка извлекаемых запасов нефти месторождения выполнена 

интегральными и многопараметрическими методами в различных 

программных продуктах в том числе «Explore», входящего в состав 

комплекса «Баспро». Для расчетов применяются методы разработанные 

А.Г. Сазоновым, С.Н. Назаровым, Г.С. Камбаровым, А.А. Казаковым, 

В.М.Ревенко  и др. Российскими учёными. 

 

Определение КИН проводится графо-аналитическим путём. 

 



МЕТОД   ХАРАКТЕРИСТИК   ВЫТЕСНЕНИЯ 

                                                                                        Характеристики вытеснения по методикам 

  

 

 

 

 

 

 



 

 

МЕТОД   ХАРАКТЕРИСТИК   ВЫТЕСНЕНИЯ 
 

Извлекаемые запасы определяются по текущей тенденции, как 

средняя величина результатов расчётов по методам (уравнениям), 

которые были выбраны.  

 

Величина среднего значения извлекаемых запасов при 

достижении 99% обводнённости продукции скважин составит 488 

тыс.т.  



 

МЕТОД   ХАРАКТЕРИСТИК   ВЫТЕСНЕНИЯ 
 

 

 
Параметр Ед. изм. Значение 

  Предлагаемые геологические запасы  тыс. т 890 

Извлекаемые запасы по тек. тенденции тыс. т 488 

КИН по текущей тенденции д. ед. 0,548 

Накопленная добыча нефти на 1.06.2012 
г. 

тыс. т 364,6 

Остаточные запасы по тек. тенденции 
на 1.06.2012 г. 

тыс. т  123,4 



 

МЕТОД ГЕОЛОГО – ГИДРОДИНАМИЧЕСКОГО 

МОДЕЛИРОВАНИЯ 

 

 
 

Для расчёта технологических показателей разработки и КИН начиная с 

середины 90-х годов используются цифровые трёхмерные геолого-

технологические модели объектов разработки. 

 

Геологические модели продуктивных пластов  месторождения 

строятся с использованием программных комплексов IRAP RMS 

(ROXAR), PETREL(Schlumberger) и других компаний на основе детальной 

обработки, интерпретации и комплексного анализа всей имеющейся 

геолого-геофизической и промысловой информации.  

 

Гидродинамическое моделирование проводится с использованием 

программных комплексов Tempest MORE (ROXAR), Eclipse 

(Schlumberger), ЛАУРА (ВНИИнефть) и других компаний на основе 

детальной обработки всех промысловых данных по добыче и выработке 

запасов.  

 



МЕТОД ГЕОЛОГО – ГИДРОДИНАМИЧЕСКОГО МОДЕЛИРОВАНИЯ 

Определение размера сеточной области 

Учитывая размеры залежи, выбранного типа модели, возможно 

выполнение гидродинамических расчетов без проведения процедуры 

ремасштабирования или с ремасштабированием.  
Варианты размеров расчетной области ГДМ 

 



 

МЕТОД ГЕОЛОГО – ГИДРОДИНАМИЧЕСКОГО МОДЕЛИРОВАНИЯ 

    

Динамика основных технологических показателей разработки (добыча – 

обводненность). Расчёт коэффициента нефтеизвлечения 

                                        КИН=Qн.нак. / Vгеол., 

Qн.нак.- накопленная добыча нефти;  

Vгеол.- геологические запасы нефти. 



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

      

      В настоящее время все более широко применяются инновационные 

технологии разработки залежей с целью повышения КИН, а именно: 

- Гидроразрыв пласта (ГРП) различного дизайна; 

- Бурение горизонтальных, многозабойных скважин (ГС, МЗС); 

- Зарезка боковых стволов (БС) или горизонтальных БС; 

- Интенсификация добычи нефти за счёт проведения различных ОПЗ, 

включая большеобъемные; 

- Термополимерное заводнение или закачка газа; 

- Комплексные воздействия на ПЗП с применением тампонажных 

составов в сочетании с интенсифицирующими; 

-   Выравнивания профилей приемистости в нагнетательных скважинах и 

др. 



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

В двумерной или трехмерной области фильтрации (моделях) ГС, БГС 

и другие технологии как правило моделируются линейными стоками 

(источниками). В этом случае вышеописанные методики расчета Кохв. 

не применимы.  

 

Трёхмерное геолого-гидродинамическое моделирование ГС требует 

увеличения количества ячеек, описывающих не только изменение 

геологического строения пласта между скважинами, но и движение 

жидкости в стволе скважины. Увеличение длины ствола и количества ГС 

при разработке залежи кратно увеличивает объем активных ячеек, 

участвующих в a(L)=1+sin(α)•2/π • L/RK,  приводит к увеличению времени 

расчётов и сроков выполнения проектных документов. 

 

Для больших по размерам залежей (пластов) один из выходов – 

проведение 3D – гидродинамических расчётов с участием 

вышеуказанных технологий лишь на характерных участках залежей, с 

применением полученных результатов на всю залежь (пласт).      



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

     Результаты гидродинамических расчётов на информационной 

геолого-промысловой базе, характерной для стадии разведки и пробной 

эксплуатации месторождения, как правило, не отличаются достовер-

ностью.  

      

     Подтверждением чему служит и разрешённый уровень допустимых 

ошибок (до 50%) при определении годовой добычи нефти месторож-

дений с малыми запасами нефти или на стадии пробной эксплуатации 

месторождения в соответствии с постановлением правительства РФ. 

 

    Поэтому необходимы инструменты (методики, алгоритмы, технологии 

и т.д.) позволяющие на стадии разведки и пробной эксплуатации (ранней 

стадии освоения месторождения) достоверно оценивать КИН не только 

условно вертикальными скважинами, но и скважинами сложной 

архитектуры (ГС, МЗС и др.) или при применения  технологий 

интенсификации притока (ОПЗ, ГРП и др.)  



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

   Статистические и стахостические методики по расчёту КИН определе-

ны для системы вертикальных скважин, а модели основаны на предполо-

жении, что все скважины вертикальные и моделируются точечными 

источниками (стоками) в двумерной области.  

    Для систем скважин со сложной архитектурой традиционный расчет 

плотности сетки скважин не применим. Первоочередное значение имеет 

пространственное положение скважин (ГС, МЗС и др.), избирательное 

заводнение и другие технологии, которые позволяют увеличить плот-

ность сетки скважин, Кохв и КИН. 

Для оценки Кохв пласта при разработке скважинами сложной 

архитектуры (ГС,МЗС и др.) необходим параметр, учитывающий дрени-

руемый объем пласта, приходящийся на скважину. В случае верти-

кальных скважин, совершенных по характеру вскрытия, эти параметры 

должны совпадать. Зачастую, для определения плотности сетки скважин 

при его разработке ГС используется эмпирическая формула, согласно 

которой одна ГС равна двум ВС.  



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

     Стандартная плотность сетки скважин определяется по формуле: 

                                                 S=Sзалежи/NВС.     

     Введем определение объемной плотности сетки скважин со 

сложной архитектурой (для пластов малой толщины), которую 

определим по формуле: 

                                       SV= Sзалежи/(NВС+a(L)•NГС),    

где SV  – объемная плотность сетки скважин;  Sзалежи – площадь залежи;  

NВС, NГС – количество вертикальных и горизонтальных скважин; a(L) – 

функция, учитывающая влияние длины ГС на плотность сетки скважин и 

равна: 

                                         a(L)=1+sin(α)•2/π • L/RK,     

где α – зенитный угол ГС; RK – радиус дренирования скважины; L – 

длина горизонтального ствола скважины.  

 

В частном случае при α=0  переходим к стандартной плотности сетки 

скважин. 



МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

Академик В.Д. Лысенко предлагает принять a=2 при длине скважины 

400 м. 

 

Близкие значения предлагали В.В. Литвин, И.С. Закиров и И.В. 

Владимиров (a=1.94) без учета длины ГС. 

 

В частном случае при RK=318.3 м из формулы: 

  

                                         a(L)=1+sin(α)•2/π • L/RK,   

 

получаем такой же результат.  

 

При L равном 1000 м, функция а(L) имеет значение 3. 

 

Предложенный подход может быть использован как проверочный при 

сопоставлении с результатами 3D – геолого-гидродинамического 

моделирования.    



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

При проведении 3D моделирования необходимо иметь ряд 

специальных параметров определяющих эффективность методов 

интенсификации добычи.  

Например, для достоверной оценки эффективности ГРП необходимо 

знать Модуль Юнга, эпюру (направление) трещиноватости, показатели 

вертикальной и горизонтальной проницаемости и т.д.  

 

Даже зная эти входные параметры, для контроля за достоверностью 

расчётов  по 3D - моделированию ещё необходимо знать мгновенное 

увеличение дебита после ГРП, период эффективности,  динамику 

снижения дебита после ГРП и абсолютную величину дополнительной 

добычи после ГРП для расчёта прироста КИН, целесообразность и 

эффективность повторного ГРП и т.д.. 

 

Учитывая фильтрационно-емкостную неоднородность пласта необхо-

димо все вышеуказанные параметры и показатели знать по зонам пласта.  

 

   



МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 

 
Для достоверной оценки КИН по данным 3D - гидродинамического 

моделирования при применении различных технологий интенсификации 

нефтедобычи или сокращения водопритока необходимо распологать 

информацией по выработке запасов нефти по разрезу и площади залежи 

(характерному участку пласта). 

 

По фактическим данным полученным по промысловому ГИС-контролю 

(потоко-расходометрии, ИННК, СО-каротажу и т.д.) и на основе 

статистических методов анализа выработки запасов необходимо знать 

зоны максимального насыщения по площади и разрезу пласта. 

 

Карта текущей нефтенасыщенности (остаточных запасов) пост-

роенная по результатам 3D - гидродинамического моделирования должна 

соответствовать фактическим статистическим данным полученными по 

данным промыслового контроля и лишь в этом случае можно свиде-

тельствовать о соответствии результатов 3D моделирования  пласта - 

фактическому состоянию выработке запасов.  



МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

 

   



МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 

Динамика накопленной добычи нефти по ГС  месторождения 

 



МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Распределение скважин  по  обводненности  

до и после проведения ГРП  

 



МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Динамика усредненных параметров эксплуатации скважин  

до и после проведения ГРП   



 

МЕТОДЫ И ТЕХНОЛОГИИ ОЦЕНКИ КОЭФФИЦИЕНТОВ 

НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ПРИ ПРИМЕНЕНИИ МЕТОДОВ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ НЕФТЕДОБЫЧИ 
 

           На стадиях ПЗ для постановки новой залежи (месторождения) 

на Гос.баланс или представления ОПЗ промышленно-разрабатываемых 

очень мелких и мелких месторождений требуется обосновывать, по 

залежам - аналогам:  

- теоретические значения параметров таких как модуль Юнга, эпюра 

трещиноватости, показатели вертикальной и горизонтальной проницае-

мости, Кон, ОФП и т.д., 

- статистическое значение мгновенного увеличения дебита (умень-

шения обводненности) после реализации мероприятия на скважине, 

период эффективности мероприятия,  динамику снижения дебита нефти 

и абсолютную величину дополнительной добычи после проведения 

мероприятия для расчёта прироста КИН, целесообразность и эффектив-

ность повторного проведения мероприятия и т.д. 

 

Обоснование вышеуказанных параметров и показателей позволит  

более достоверно определять  КИН залежей (месторождений) нефти.  



Благодарю за внимание 

 

   


