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Аннотация. Серия  Валанжинских пластов, расположенных в 
арктическом регионе России, формирует высокопродуктивные 
нефтегазоконденсатные месторождения, разработка которых на 
начальном этапе, как правило, не требует использования методов 
интенсификации притока. Однако, опыт разработки таких место-
рождений показал снижение индекса продуктивности скважин со 
временем. Причины роста скин-фактора на данных месторождениях 
долгое время оставались спорными, пока не были выявлены в ходе 
оптимизации составов для интенсификации притока. Следует осоз-
навать крайне высокую способность глинокислотных систем, кото-
рая повышает риски ухудшения продуктивности обработанных 
скважин при недостаточной проработке исследований. Чувстви-
тельные пласты данных месторождений требуют повышенного вни-
мания к исследованию кислотных составов на керновом материале в 
связи с их сложной и неоднородной по литологии и коллекторским 
свойствам толщу. Также в данных пластах наблюдается значитель-
ная фациальная изменчивость, расслаивание коллекторов на отдель-
ные пропластки с различной толщиной и их выклинивание. В преде-
лах горизонта выделяется семь пластов, разделяющиеся глинистыми 
перемычками толщиной до 5–7 метров.
Данная работа посвящена обнаружению факторов, снижающих 
фильтрационные свойства породы при проведении кислотных обра-
боток различными типами кислотных составов, и призывает нефтега-
зовое сообщество обращать внимание на важность исследований и 
использования кислотных систем, прошедших полный комплекс 
исследований в лабораторных условиях. В работе описаны методы 
предотвращения выпадения в осадок нерастворимых химических 
соединений и предотвращение возникновения миграции мелкоди-
сперсных и взвешенных частиц после проведения кислотных обрабо-
ток. На основе лабораторных исследований подобран оптимальный 
кислотный состав для обработки призабойной зоны пласта и прове-
дены две работы на фактических скважинах. По результатам выпол-
ненных работ продуктивность скважин возросла более чем в 3 раза.
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INHIBITION OF PARTICLE MIGRATION:  
A KEY FACTOR IN INTENSIFYING INFLOW  
FROM THE VALANGINO RESERVOIRS

Abstract. A group of Valazhin formations, located in Russia’s Arctic 
region, makes up highly productive oil, gas and condensate fields, which 
generally do not require any flow stimulation technologies at the initial 
stages of their development. However, their development history has 
shown that the wells’ productivity index decreases over time. The rea-
sons for the increase in the skin factor had remained disputable for a long 
time before they were finally identified while optimizing flow stimula-
tion fluids. One should keep in mind the extreme reactivity of mud acid 
systems, which may cause a decrease in the productivity of the forma-
tions treated with them, unless sufficient study is done. The highly sensi-
tive formations in these fields require careful attention to the study of 
acid systems, which should be done on core samples, since the forma-
tions have a heterogeneous lithological structure and reservoir proper-
ties. These formations also demonstrate significant facies variation, 
interlayering of different thickness and pinching-out. Seven productive 
formations are distinguished within the horizon, separated by shale lay-
ers up to 5–7 meters thick. 
This paper is devoted to the discovery of factors that reduce the filtration 
properties of the formation after acid treatments with various types of 
acid compositions and urges the oil and gas community to pay attention 
to the importance of full range of laboratory studies prior to acid system 
implementation. The paper describes methods for preventing the pre-
cipitation of insoluble chemical compounds and preventing the occur-
rence of migration of fines and suspended particles after acid treatments. 
The optimal acid composition was selected for treating the near-wellbore 
formation zone based on laboratory experiments. And two treatments 
were performed in oil wells with increase in productivity index in  
3 times and above.
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Введение
Во время строительства и эксплуатации 

скважин фильтрационно-ёмкостные свойства 
призабойной зоны пласта ухудшаются, и для 
повышения эффективности работы системы 
«пласт — скважина» применяют обработку 
призабойной зоны пласта (ОПЗ). Данный ме-
тод является наиболее распространенным и 
экономически оправданным решением, кото-
рый позволяет добиться восстановления про-

дуктивности добывающих скважин и увели-
чения приёмистости нагнетательных скважин.

Для обоснования метода обработки приза-
бойной зоны пласта, составления дизайна и 
выбора технологии важно идентифицировать 
причину ухудшения фильтрационно-ёмкост-
ных свойств и природу кольматанта.

Существует большое количество факторов, 
влияющих на ухудшение проницаемости пла-
ста. Эти факторы требуют индивидуального 
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подхода в выборе технологии и действующего 
агента для воздействия на ПЗП. Для коррект-
ного планирования воздействия на продуктив-
ные пласты и прогнозирования эффективно-
сти воздействия необходимо понимание про-
цессов, происходящих в ПЗП [1].

Эффективность технологии обработки 
призабойной зоны пласта складывается из 
трех составляющих: на первом этапе необхо-
димо иметь полное понимание, чем загряз-
нена порода, какая природа кольматирующего 
вещества, в каком количестве оно может со-
держаться. В зависимости от природы загряз-
няющего вещества и условий объекта необхо-
дим подбор реагентов и технологий для ОПЗ. 
На заключительном этапе проводится дизайн 
ОПЗ: рассчитывается объём реагентов, после-
довательность закачки, расход для каждой 
скважины-кандидата.

Для подбора оптимальной технологии ОПЗ 
необходимо произвести оценку растворяющей 
способности активной основы реагентов. Для 
каждого кольматантана на основе литератур-
ных данных необходимо оценить потенциаль-
ные растворители, расставить приоритезацию. 
На втором этапе необходимо провести физико-
химические исследования товарных форм реа-
гентов, произвести опрос рынка, протестиро-
вать на предмет растворения конкретных коль-
матантов и оценить совместимость с плас- 
товыми флюидами и влияние на внутрисква-
жинное оборудование. На последующей ста-
дии необходимо провести фильтрационные 
исследования. Испытания проводить с соста-
вами, которые полностью соответствуют фи-
зико-химическим исследованиям. Успешность 
кислотной обработки зависит от подходящего 
реагирования пласта на жидкость, которая ис-
пользуется для кислотного воздействия [2].

Результативность любой кислотной обра-
ботки зависит от совместимости минералоги-
ческого состава продуктивного интервала и 
кислотного состава. 

В настоящее время успешность обработок 
призабойной зоны пласта терригенного кол-
лектора составляет 50 %, это связано с тем, 
что при подборе кислотного состава не уделя-
ется внимание минералогическому составу 
пласта,так как основными компонентами рас-
творимой в кислоте части пород являются ми-
нералы, содержащие железо, кальций, алюми-
ний и кремний [3].

В терригенном коллекторе в большинстве 
случаев загрязнение призабойной зоны пласта 

вызывают силикатные минералы, которые вы-
носятся в результате фильтрации пластового 
флюида и включают в себя кварц, полевые 
шпаты, глины и т.д. Поэтому наиболее попу-
лярным кислотным составом для обработки 
терригенных коллекторов является глинокис-
лотный состав. Данная кислотная композиция 
включает в себя соляную HCl и плавиковую 
кислоты HF. Плавиковая кислота растворяет 
силикатные минералы, однако, образует фто-
риды кремния и алюминия, которые при вза-
имодействии с водой, гидролизуются до студ-
необразных осадков, запечатывающих поро-
вое пространство. Соляная кислота поддер- 
живает повышенную кислотность среды, пре-
дотвращая гидролиз фторида кремния и алю-
миния [4].

Увеличение количества карбонатов в тер-
ригенном коллекторе будет влиять на выбор 
жидкости для кислотной обработки, потому 
что одностадийная обработка фторсодержа-
щими кислотами не используется в терриген-
ных коллекторах с повышенным содержанием 
карбонатов (с содержанием карбонатов более 
5 % масс.). Если же содержание кальцита и 
доломита в терригенном коллекторе доходит 
до 20 % масс, то применение фторсодержа-
щих кислот неприемлемо [5]. Повышенное 
содержание карбонатов быстрее нейтрализует 
кислотные составы и может быть причиной 
выпадения осадка фторида кальция при при-
менении плавиковой кислоты. Поэтому перед 
закачкой глинокислотного состава в продук-
тивный интервал необходимо прокачать со-
лянокислотный состав, который вступит в 
реакцию с карбонатной составляющей пласта, 
тем самым уменьшит скорость нейтрализации 
глинокислотного состава. 

Основной принцип выбора оптимальной 
концентрации компонентов кислотного со-
става заключается в том, чтобы произвести 
максимальное растворение горной породы 
при минимальном количестве нежелательных 
осадков. Глинокислота представляет собой 
смесь соляной и фтористоводородной кислот 
при различной концентрации. Обычно эти 
концентрации не превышают 12 % масс. для 
HCl и 3 % масс. для HF [6]. 

Целью данной работы является исследова-
ние влияния различных кислотных составов 
на керновый материал из интервала продук-
тивного коллектора скважины №1 нефтегазо-
конденсатного месторождения Западной 
Сибири при пластовых условиях.
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Задачи:
—	разработка методики проведения иссле-

дования в лабораторных условиях;
—	определение и сравнение фильтраци-

онно-ёмкостных свойств образцов керна до/
после воздействия кислотных составов.

Исследование кислотных систем 
и применение на фактических 
скважинах
Для лабораторного исследования были 

отобраны 8 образцов керна 30×50 мм (таблица 
1) с предварительно определенными фильтра-
ционно-ёмкостными свойствами в атмосфер-
ных условиях.

Промысловые данные для лабораторного 
исследования приведены ниже.

1. Пластовое давление при фильтрации 
воды (при определении фазовой по пластовой 
воде) — 28,5 МПа.

2. Горное давление — 78,6 МПа.
3. Расход закачиваемого кислотного со-

става за период одного цикла закачки: 4–5 ли-
тров в секунду.

4. Планируемый объем закачиваемого  
состава за период одного цикла закачки: бу-
ферный раствор хлористый аммоний  
NH4CL (2 %) — 5 м3, солянокислотный состав 
HCL (12 %) — 5 м3, глинокислотный состав 
HCL+HF (12 %+3 %) — 12 м3.

5. Время технического отстоя 1 час. 
6. Длина перфорированного участка, по 

которому происходит закачка в одном цикле 
200 м.

7. Диаметр перфорированного участка 
0,114 м.

8. Температура пласта 361 К.
Температура для лабораторных условий 

принята равной пластовой, давление скоррек-
тировано на условия лабораторных исследо-
ваний, технические возможности установок и 
ожидаемое снижение прочности образцов.

Открытая пористость образцов до воздей-
ствия кислотными составами при пластовых 
условиях определялась по методу Преобра-
женского в порядке: высушивание образцов, 
вакуумирование, насыщение моделью пласто-
вой воды под вакуумом, донасыщение под 

Таблица 1. Фильтрационно-ёмкостная характеристика образцов керна

Table 1. Filtration and capacitance characteristics of core samples
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1 64 3439,66 Песчаник нефтенасыщенный,  
средне-мелкозернистый, алевритистый. 18,6 18,8 348 342

2 65 3439,88
Песчаник пятнисто нефтенасыщенный,  

мелкозернистый, алевритистый, пятнисто 
известковистый, с глинистыми слойками.

38,6 8,0 0,1 0,08

3 66 3441,29 Песчаник нефтенасыщенный,  
мелкозернистый, алевритистый. 18,9 19,2 173 169

4 67 3442,41 Песчаник нефтенасыщенный,  
средне-мелкозернистый, алевритистый. 19,8 20,1 451 444

5 68 3443,31 Песчаник нефтенасыщенный,  
тонко-мелкозернистый, алевритистый. 16,4 15,9 8,5 7,6

6 69 3444,25 Песчаник нефтенасыщенный,  
тонко-мелкозернистый, алевритистый. 16,9 16,8 22 21

7 70 3445,08 Песчаник нефтенасыщенный,  
тонко-мелкозернистый, алевритистый. 18,4 18,7 93 90

8 71 3446,34 Песчаник нефтенасыщенный,  
тонко-мелкозернистый, алевритистый. 18,9 19,3 203 198

9 72 3452,96 Песчаник нефтенасыщенный,  
тонко-мелкозернистый, алевритистый. 18,8 18,0 31 30
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давлением 250  атм, определение разницы 
масс до и после насыщения.

Определение абсолютной проницаемости 
по газу до воздействия кислотными составами 
проводилось с поправкой на эффект Клин-
кенберга. Для каждого образца производились 
замеры на 9 режимах работы до стационар-
ного состояния перепада давления в кернодер-
жателе (ΔP = const). После этого строилась 
графическая зависимость, и определялась аб-
солютная проницаемость по газу с поправкой 
Клинкенберга. 

Определение фазовой проницаемости по 
модели пластовой воды до воздействия кис-
лотными составами проводилось на установке 
ПИК-ОФП/ЭП-3. Образец керна загружался в 
термостатируемый кернодержатель. Созда-
валось горное и поровое давление. На блоке 
управления насосом задавался расход модели 
пластовой воды. Программным комплексом 
фиксировалось давление на входе в кернодер-
жатель, перепад давления в кернодержателе и 
температура. Замеры проницаемости по жид-
кости производились на трёх режимах работы 
после установления стационарного состояния 
перепада давления в кернодержателе 
(ΔP = const) (рисунок 1).

Значение фазовой проницаемости опреде-
лялось по формуле (1):

	 (1)

где KB — фазовая проницаемость, мД; QB — 
расход воды в условиях эксперимента, м3/с;  
μB — вязкость воды в условиях эксперимента, 
мПа·с; l — длина образца, м; Δр — перепад 

давления, МПа; F — площадь поперечного 
сечения образца, м2.

В качестве составов для проведения кис-
лотных обработок выбраны три дизайна рас-
творов: 

—	солянокислотный состав HCL (12 %); 
—	глинокислотный состав HCL + HF  

(12 %+3 %),
—	буферный раствор хлористый аммоний 

NH4CL (2 %) + солянокислотный состав  
HCL (12 %)+глинокислотный состав HCL+HF 
(12 %+3 %).

Принцип трехкомпонентной обработки за-
ключается в следующем: буферный раствор 
хлористого аммония NH4Cl вытесняет воду, 
содержащую несовместимые катионы (Na+, 
K+, Ca++) из ствола скважины и порового про-
странства для предотвращения выпадения в 
осадок нерастворимых в воде гексафторсили-
катов, HCl удаляет CaCO3 из породы для пре-
дотвращения выпадения осадка CaF2, основ-
ная жидкость глинокислота (HCl+HF) удаляет 
глину и полевые шпаты (алюмосиликат), за-
грязняющие пласт. 

Расчёт скорости и времени закачки кислот-
ного состава для лабораторного тестирования 
был определен из начальных данных по за-
данному расходу кислотного состава на ме-
сторождении и планируемым объёмам закачи-
ваемого кислотного состава в пласт. 

Задаваемый расход закачки кислотного со-
става для каждого образца — 2,96 мл/мин, 
плановое время закачки кислотных составов:

—	солянокислотный состав HCL (12 %) — 
16,7 минут;

Рисунок 1. Определение проницаемости по жидкости

Figure 1. Determination of fluid permeability
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—	глинокислотный состав HCL+HF  
(12 % + 3 %) — 16,7 минут;

—	буферный раствор хлористый аммоний 
NH4CL (2 %) — 16,7 минут + солянокислот-
ный состав HCL (12 %) — 16,7минут + глино-
кислотный состав HCL+HF (12 % + 3 %) —  
40 минут.

На основе предварительно полученных ре-
зультатов проницаемостей по газу и модели 
пластовой воды, для испытания с каждым ти-
пом кислоты, были подобраны керны разных 
категорий: высокопроницаемые, среднепро-
ницаемые и низкопроницаемые (таблица 2).

Первоначально геометрически правильная 
форма образцов позволяла в известную фор-
мулу пористости подставлять объем образца, 
полученный прямым измерением его высоты 
и диаметра, однако после кислотной обра-
ботки часть образца, через которую проводи-
лась закачка кислоты, в особенности составов 
с HF подверглась значительному разрушению, 
как показано на рисунке 2, поэтому расчет 
объёма образца с помощью прямых измере-
ний оказался невозможным. В этом случае ис-
пользовался метод, описанный в [7], где про-
водится взвешивание сухого образца, насы-
щенного жидкостью на воздухе и в той же 
жидкости.

Как и ожидалось, наибольший прирост по-
ристости и наибольшие потери массы у об-
разцов от контакта с кислотным составом, 
включающим HCl+HF.

Фазовая проницаемость по модели пласто-
вой воды после воздействия кислотным со-
ставом определялась аналогичным методом, 
как и до воздействия кислотными составами 
(таблица 3).

Проницаемость после кислотной обра-
ботки, указанная как интервал значений для 
образцов №№ 67 и 71, обусловлена неустано-
вившимся режимом фильтрации в течение 
эксперимента. Это вызвано кольматацией по-
рового пространства в результате миграции 
мелкодисперсных и взвешенных частиц — 
продуктов химических соединений с потоком 
жидкости по поровым каналам. При некото-
ром критическом давлении происходит про-
рыв кольматанта, и проницаемость много-
кратно возрастает, после чего цикл кольмати-
рования пор повторяется. Это дополняют 
информацию, где видно, что до промывки 
образцов №№ 67 и 71 со стороны закачивания 
кислоты, наблюдалось скопление рыхлых 
компонентов, которые удалились промывкой 
уже после всего цикла экспериментов. 
Характерно, что проницаемость снизилась 
для образцов, подвернутых фильтрации 
только HCl, во всех остальных случаях (об-
разец № 68 с расходом 0,02 можно принять 
как погрешность) проницаемость выросла в 
зависимости от расхода от 17 до 324 %. Это 
служит подтверждением эффективности при-
меняемой методики кислотной обработки 
представленными кислотными составами, 
включающими HF. Фильтрационные исследо-
вания подтвердили чувствительность породы 
к минерализации прокачиваемых рассолов: 
минимальная минерализация, необходимая 
для стабилизации глин породы, эквивалентна 
минерализации 7 % раствора хлорида аммо-
ния. Столь существенная минерализация рас-
солов обусловлена высоким содержанием в 
породе каолинита и хлорита, суммарное со-
держание которых в среднем составляет 8 %. 
Также была подтверждена чувствительность 

Таблица 2. Результаты определения пористости до и после кислотной обработки

Table 2. Results of determination of porosity before and after acid treatment

№
образца

ДО кислотной 
обработки ПОСЛЕ кислотной обработки Потеря

массы, г Кислотный состав
М сух., г П, % М сух.,г П, % ∆П, %

64 75,04 18,33 71,86 19,46 6,2 3,18 HCl
66 76,01 18,68 73,36 19,09 2,2 2,65 HCl
67 75,37 19,54 68,35 21,04 7,7 7,02 HCl+HF
68 79,30 16,13 75,14 17,75 10,1 4,16 HCl+HF
69 78,95 15,48 72,17 19,53 26,2 6,78 буфер — HCl — HCl+HF
70 76,65 18,06 72,37 18,92 4,8 4,28 HCl+HF
71 75,1 18,92 67,49 19,65 3,9 7,61 буфер — HCl — HCl+HF
72 76,49 18,70 73,01 20,16 7,8 3,48 HCl
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Рисунок 2. Фото образцов до и после кислотной обработки

Figure 2. Photos of samples before and after acid treatment
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кернового материала в скорости закачки ис-
следуемых систем, что позволило скорректи-
ровать расписания закачки кислотных обрабо-
ток для избежания потери приемистости сква-
жины, а также максимальные депрессии на 
породу при разработке месторождения для 
минимизации выноса частиц породы.  

Ввиду высокого содержания полевых шпа-
тов и глин в породе в условиях слабой цемен-
тации матрицы породы, глинокислотные си-
стемы оптимизировались путём снижения 
содержания плавиковой кислоты в глинокис-
лотных системах для снижения интенсивно-
сти растворения цементирующего материала, 
а высокое содержание хлорита вкупе с суще-
ственной пластовой температурой требовало 
снижения содержания соляной кислоты либо 
её замены на органические кислоты. Прове-
денные исследования подтвердили важность 
замедления скорости реакции. Отсутствие за-
медления кислотных систем приводит к дра-
матической потере устойчивости матрицы 

породы, что было подтверждено фактически 
проведенными работами.  

Отсутствие достаточного количества кар-
бонатных минералов для реакции с соляно-
кислотным раствором при 88 °С ведет к сла-
бому взаимодействию с глинистым цементом 
и образованию взвешенных компонентов.

Результаты определения абсолютной про-
ницаемости по газу (азот) с поправкой Клин-
кенберга до и после кислотной обработки 
представлены в таблице 4.

Видно, что в большинстве случаев проница-
емость по газу возросла от 18 до 194 %, при этом 
снижение проницаемости образца № 67, веро-
ятно, объясняется той же причиной, что и неу-
становившаяся фильтрация при определении 
фазовой проницаемости по воде (таблица 3).

Ниже, в качестве примера приведен график 
аппроксимации экспериментальных значений 
проницаемости при девяти различных расхо-
дах газа (азот) при выполнении расчета об-
разца № 69 (рисунок 3).

Таблица 3. Результаты определения фазовой проницаемости до и после кислотной обработки

Table 3. Results of determination of phase permeability before and after acid treatment

№ Расход, мл/мин K, мД (до КО) K, мД (после КО) ∆К,% Кислотный состав

64
0,2 99,75 78,59 −21,21

HCl0,4 92,08 77,04 −16,34
0,6 85,50 81,62 −4,55

66
0,1 76,37 62,29 −18,44

HCl0,2 76,52 70,56 −7,79
0,4 73,15 56,15 −23,24

67
0,2 147,28 0 − >250 –

HCl+HF0,4 160,08 0 − >250 –
0,6 150,60 0 − >250 –

68
0,02 3,25 3,13 −3,77

HCl+HF
0,04 3,04 3,58 17,91

69
0,05 14,71 22,12 50,33

буфер — 
HClHCl+HF0,1 12,07 17,46 44,65

0,2 11,33 15,40 35,90

70
0,05 29,24 124,09 324,38

HCl+HF0,1 33,80 79,42 135,00
0,2 33,97 51,91 52,81

71
0,1 122,22 0 − >250 –

буфер — 
HClHCl+HF0,2 134,28 0 − >250 –

0,4 137,31 0 − >250 –

72
0,05 13,68 10,29 −24,74

HCl0,1 13,49 12,97 −3,90
0,2 13,18 14,50 9,98
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Таблица 4. Абсолютная проницаемость образцов

Table 4. Absolute permeability of samples

№ K, мД K, мД ∆К, % Кислотный состав
64 293,1 569,2 94 HCl
66 209,0 343,85 64 HCl
67 470,2 356,51 -24 HCl+HF
68 9,6 18,41 92 HCl+HF
69 22,0 52,39 138 буфер — HCl —  HCl+HF
70 108,8 128,00 18 HCl+HF
71 196,4 270,79 38 буфер — HCl — HCl+HF
72 28,1 82,48 194 HCl

Рисунок 3. Графическое определение  
абсолютной проницаемости

Figure 3. Graphical determination of absolute 
permeability

На месторождении, где осуществлялся 
пробоотбор керна, до проведения исследова-
ний проводились кислотные обработки приза-
бойной зоны пласта. Эффект от данных об-
работок не наблюдался, скважины запуска-
лись остановочными параметрами. После 
проведения лабораторных исследований были 
определены скважины-кандидаты для прове-
дения обработки призабойной зоны пласта. 
Дизайн кислотных составов был скорректиро-
ван в сторону уменьшения концентрации пла-
виковой кислоты до 1,5 %, чтобы предотвра-
тить выпадение нерастворимого осадка, воз-
никающего в следствие нейтрализации 
плавиковой кислоты HF после взаимодей-
ствия с горной породой. Для данных верти-
кальных скважин были утверждены объёмы 
кислотных составов: 2 % хлористый аммоний 
5 м3 + 12 % (HCl) 11 м3 + 12 % (HCl)+1,5 % 
(HF) 13 м3.

Обе скважины-кандидаты были запущены 
фонтанным способом эксплуатации после 
расконсервации. Параметры работы сква-
жины № 1 до ОПЗ составляли: дебит жидко-

сти 12 м3, дебит нефти 9 тн, штуцер 18 мм, 
забойное давление 130 атм, пластовое давле-
ние 286 атм, замер выполнен глубинным ма-
нометром спустя один месяц после остановки 
скважины перед ОПЗ.

Параметры работы скважины после ОПЗ 
составили: дебит жидкости 100  м3, дебит 
нефти 43 тн, штуцер 12 мм, забойное давле-
ние 166 атм (рисунок 4).

Коэффициент продуктивности до проведе-
ния ОПЗ был равен 0,076 м3/атм, после про-
ведения ОПЗ 0,833 м3/атм.

Несмотря на то, что скважина стала рабо-
тать с большим процентом обводнённости по-
сле кислотной обработки, дебит нефти увели-
чился на 34 т.

В дальнейшем на данной скважине гидро-
динамические исследования не проводились, 
но, если спустя пять месяцев после ОПЗ пла-
стовое давление принять равное замеренному 
до ОПЗ, то коэффициент продуктивности был 
бы больше в 6 раз, чем был до ОПЗ (0,478 м3/
атм). 

Параметры работы скважины № 2 до ОПЗ 
были следующими: дебит жидкости 38 м3, де-
бит нефти 25 тн, штуцер 12 мм, забойное дав-
ление 116 атм, пластовое давление 270 атм. 

Параметры работы скважины после ОПЗ 
составляли: дебит жидкости 81  м3, дебит 
нефти 52 т, штуцер 12 мм, забойное давление 
142 атм (рисунок 5).

После запуска скважины в работу наблю-
дался рост дебита при изменении забойного 
давления с 116 до 142 атм при аналогичном 
режиме работы, штуцер — 12 мм.

Коэффициент продуктивности изменился 
с 0,247 до 0,633 м3/атм. Прирост в дебите 
нефти составил 27 т. 
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Рисунок 4. Режим работы скважины № 1

Figure 4. Operation mode of well № 1

Рисунок 5. Режим работы скважины № 2

Figure 5. Operation mode of well № 2
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Выводы
Воздействие на образцы терригенной по-

роды различными кислотными составами по-
казали следующий результат: проницаемость 
образцов керна после воздействия составом 
HCl снизилась по модели пластовой воды от 
4 до 23 %, видимых изменений на образцах 
керна не обнаружено. Для образцов, подвер-
гнутых воздействию составом HCl 12 % + HF 
3 % и составом NH4Cl (2 %) + HCl (12 %) + 
(HCl + HF) (12 % + 3 %), проницаемость по 
модели пластовой воды увеличилась от 17 до 
324 %. На образцах видны образовавшиеся 
каналы. Применение плавиковой кислоты в 
концентрации 3 % на кернах с высокой про-
ницаемостью приводит к разрушению породы 
и образованию нерастворимого осадка в по-
ровых каналах. Проницаемость по газу воз-
росла на всех образцах, за исключением об-
разца № 67, подвергавшегося воздействию 
кислоты HCl + HF (12 % + 3 %), по которому 
затруднительно дать окончательное заключе-
ние в силу длительной неустановившейся 
фильтрации при определении проницаемости.

По результатам проведённого тестирова-
ния определён дизайн кислотного состава для 
обработки призабойной зоны пласта. 
Оптимальным кислотным составом для обра-
ботки ПЗП месторождения Западной-Сибири 
является многокомпонентный состав, состоя-
щий из буферного раствора — хлористого ам-
мония NH4Cl (2 %) + солянокислотный состав 
HCl (6 %) + глинокислотный состав HCl + HF 
(6 % + 1,5 %). При уменьшении концентрации 
плавиковой кислоты (HF) и времени техниче-
ского отстоя для реакции кислотных составов 
с горной породой стало возможным предот-
вратить разрушение скелета породы и выпа-
дение осадка, который образуется при нейтра-
лизации плавиковой кислоты HF. Тем самым 
эффективность ОПЗ возросла без негативных 
ситуаций увеличения выноса взвешенных ча-
стиц в скважину и образования крупных пу-
стот в заколонном пространстве. Проведённые 
обработки призабойной зоны пласта показали 
эффективность разработанных кислотных со-
ставов. Продуктивность скважин возрастала 
более чем в три раза.
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