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Реферат 

 

Диссертация 117 с., 3 гл., 47 рис., 10 табл., 70 источников, 5 прил. 
ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ, ПАВ, СКВАЖИННЫЕ ЖИДКОСТИ, 
ФАЗОВАЯ ДИАГРАММА, ФОТОКОЛОРИМЕТРИЯ, ВСКРЫТИЕ ПЛАСТА, 
ЭЛЕКТРОХИМИЧЕСКИЕ ФАКТОРЫ, КАНАЛООБРАЗОВАНИЕ 
 Объектом исследования являются скважинные жидкости, буровые и цемент-
ные растворы, ПАВ, нефть и газовый конденсат.  

Цель работы – развитие перспективных физико-химических методов контроля 
процессов строительства скважин.  

В процессе работы проводились экспериментальные исследования: 1) жидко-
стей для вскрытия и обработок продуктивных пластов методами тензометрии и реф-
рактометрии, 2) глинистых буровых растворов методом фотоколориметрии, 3) це-
ментных растворов – химическими методами.  

В результате исследований 1) были установлены оптимальные и экологически 
безопасные концентрации ПАВ Нефтенол ГФ и Нефтенол К в растворах для вскры-
тия и обработок продуктивного пласта; 2) была отработана технология проведения 
лабораторного анализа глинистых буровых растворов на водной основе методом 
фотоколориметрии (на присутствие следов нефти или газового конденсата); 3) была 
выявлена несовместимость цементных растворов стандартной рецептуры с элемен-
тами оснастки обсадных колонн, изготовленных из сплава Д16Т, приводящая к воз-
никновению каналов в цементном камне.  

Степень внедрения – результаты исследований совместимости цементного 
раствора и элементов оснастки обсадных колонн использованы при проектировании 
и планировании работ по креплению хвостовиков на бурящихся скважинах ООО 
«Роснефть-Пурнефтегаз». 

Эффективность физико-химических методов контроля процессов строительст-
ва скважин определяется относительно низкой стоимостью измерений, их высокой 
информативностью и достаточной надежностью. 
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Введение 

 

 Необходимость развития физико-химических методов контроля строительства 

скважин обусловлена высокими требованиями как качеству скважины, так и к 

безопасности проведения работ. Об особом внимании государства и научно-

технического сообщества к этим вопросам говорит создание нового технического 

комитета по стандартизации ТК-431 «Геологическое изучение, использование и 

охрана недр». Деятельность комитета направлена на обновление и улучшение 

стандартов качества в нефтегазовой отрасли. Немалое место в разрабатываемых 

проектах ГОСТ Р уделено современным физико-химическим методам контроля 

технологических процессов и свойств геологических систем. 

 Другим важным обстоятельством, на которое следовало бы обратить 

внимание, является активное продвижение иностранных сервисных компаний на 

российском рынке буровых услуг. Иностранные компании, как правило, владеют 

передовыми технологиями и приборами, позволяющими контролировать процессы 

строительства скважины в режиме реального времени по многим показателям. 

Однако использование дорогостоящих импортных систем далеко не всегда 

оправдано. В ряде случаев от услуг иностранных подрядчиков можно было бы 

отказаться, использовав взамен отечественные методики и технологии. 

Традиционно лучше теоретически и методически обоснованные отечественные 

методики контроля физико-химических свойств могут существенно сократить 

затраты буровых компаний на проведение исследований скважинных жидкостей, 

выбуренной породы, пластовых флюидов. 

 Цель настоящей диссертационной работы – развитие перспективных физико-

химических методов контроля строительства скважины. 

 В процессе работы проводились экспериментальные исследования: 1) 

жидкостей для вскрытия и обработок продуктивного пласта методами тензометрии 

и рефрактометрии – с целью отработки методики определения максимальных 

экологически и технологически безопасных концентраций поверхностно-активных 

веществ в этих жидкостях; 2) глинистых буровых растворов методом 
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фотоколориметрии – с целью определения возможностей использования метода для 

контроля содержания углеводородных примесей (нефти и газового конденсата) в 

буровом растворе на водной основе; 3) цементных растворов химическими 

методами – с целью установления химической совместимости цементных растворов 

стандартной рецептуры с легкосплавными элементами оснастки обсадных колонн, 

изготовленными из сплава Д16Т. 

 Соответственно перечисленным экспериментам, диссертационная работа 

разделена на 3 главы. В каждой главе приводится обзор отечественной и 

иностранной литературы по теме, также выписаны теоретические основы 

выбранных методов исследования. 

 Работа оформлена в соответствии с требованиями ГОСТ 7.32-2001 «Отчёт о 

научно-исследовательской работе. Структура и правила оформления». 
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Глава 1 

ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНОЕ ОПРЕДЕЛЕНИЕ ОПТИМАЛЬНОГО СОСТАВА 
ЖИДКОСТЕЙ ДЛЯ ВСКРЫТИЯ ПРОДУКТИВНОГО ПЛАСТА И 

ОБРАБОТКИ ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ СКВЖАИНЫ  
 

Возможность сохранить фильтрационную способность пласта и естественную 

проницаемость призабойной зоны при его вскрытии, а также возбудить в короткие 

сроки притоки нефти и газа основывается на ряде научных положений и, конечно, 

не может ограничиваться лишь общими знаниями нефтегазопромыслового дела. Ог-

ромное значение при вскрытии и обработках пласта имеют физико-химические про-

цессы. 

Степень развития техники и технологии позволяет сейчас поставить вопрос о 

необходимости комплексного и ретроспективного подхода к решению глобальной 

проблемы – сохранения, восстановления и повышения продуктивности нефтяных 

пластов в последовательной цепи: «вскрытие пласта – эксплуатация – ремонт сква-

жин». Для этого необходимо развитие и совершенствование качественных техноло-

гических жидкостей, разработка нового поколения составов с регулируемыми и 

управляемыми, практически с заранее заданными, физико-химическими и техноло-

гическими свойствами. Основной критерий при синтезе, отборе и применимости ра-

бочих жидкостей в процессах нефтедобычи – отсутствие влияния на фильтрацион-

но-емкостные параметры продуктивных пластов, а собственно их улучшение. 

Ввиду недостаточного понимания процессов, происходящих в пласте при 

вскрытии и обработках (отсутствия точных научных методов), экспериментальные 

методы оценки тех или иных воздействий, очевидно, становятся единственно вер-

ными. В представленной работе на основании физико-химического анализа дана 

экспериментальная оценка применимости новых отечественных ПАВ – гидрофоби-

заторов призабойной зоны пласта. Особое значение в исследовании уделено физиче-

ским и концентрационным условиям безопасного (с точки зрения загрязнения при-

забойной части пласта) применения реагентов.  
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1.1 Физико-химические явления при вскрытии и обработке пласта 

 

При вскрытии пласта под влиянием репрессии у забоя фильтрат промывочной 

жидкости непрерывно вытесняется в пласт. Вытеснение в пласт фильтратов промы-

вочной или рабочей жидкостей определяется рядом факторов: распределением в те-

ле пласта литологических разностей и его неоднородностью, величиной репрессии, 

силами гравитации и межфазных натяжений. Глубина проникновения зависит также 

от качественного состава жидкости, времени контакта и в особенности от количест-

ва жидкости, отфильтровавшейся в пласт. В трещины и другие формы полостей в 

результате инфильтрации переносятся и переоткладываются твёрдая фаза промы-

вочной жидкости, избыток химических реагентов. 

Проникновение в пласт промывочной жидкости и её фильтрата ведёт к изме-

нению прежде всего структуры порового пространства и проницаемости пристволь-

ной зоны. Степень этого изменения зависит от ряда факторов и уменьшается по ме-

ре удаления от скважины. В гранулярном пласте всю область, в которую проникли 

промывочная (рабочая) жидкость и её фильтрат, условно подразделяют на две зоны: 

зону кольматации, примыкающую к скважине, и зону проникновения фильтрата. 

Зона кольматации – это тот участок вокруг скважины, в поры которого про-

никли частицы дисперсной фазы промывочной жидкости. Размеры зоны кольмата-

ции зависят прежде всего от гранулометрического состава твёрдой дисперсной фа-

зы, размера пор и каналов, структуры пористого пространства, перепада давления и 

времени воздействия промывочной жидкости на породу. 

Влияние фильтрата промывочной жидкости на коллекторские свойства более 

сложно. Проникая в пласт, фильтрат жидкости на водной основе увлажняет породу. 

Часто в фильтрате содержатся химические вещества, способствующие увеличению 

гидрофильности породы и, следовательно, количества физически связанной воды. 

Но увеличение толщины гидратных оболочек ведёт к уменьшению эффективного 

сечения поровых каналов, а повышение водонасыщенности – к уменьшению фазо-

вой проницаемости для нефти и газа. 

В продуктивных пластах, как правило, имеется некоторое количество глини-
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стых минералов. Под влиянием водного фильтрата многие из глинистых минералов 

гидратируют и увеличиваются в объёме, набухают. Под воздействием водного 

фильтрата может происходить также дезинтеграция глинистых частиц и одновре-

менно гидратация. Дезинтеграции способствуют щёлочи. В результате дезинтегра-

ции увеличивается суммарная поверхность глинистых частиц и количество связан-

ной воды. Оба процесса – гидратация и дезинтеграция – ведут к уменьшению эф-

фективного сечения поровых каналов, закрытию некоторых из них и уменьшению 

проницаемости. 

Проникая в продуктивный пласт, фильтрат оттесняет от скважины пластовый 

флюид. Фильтрат обычно имеет меньшую вязкость, чем нефть. Продвигаясь по по-

ровым каналам и микротрещинам, он встречает меньшее гидравлическое сопротив-

ление и на некоторых участках движется быстрее, чем нефть. Наиболее благоприят-

ствует такому движению водного фильтрата участки поровых каналов с явно выра-

женной гидрофильной поверхностью. Совершенно чёткой границы между зоной, 

занятой фильтратом, и чисто нефтяной (газовой) частью пласта нет. По крайней ме-

ре, в части приствольной области образуется смесь водного фильтрата и пластовой 

нефти. В поровых каналах этой области жидкая среда разбита на капельки водного 

фильтрата и нефти (эмульсия). При движении эмульсии в пористой среде  возника-

ют значительно большие гидравлические сопротивления, нежели при фильтрации 

однородной жидкости. В случае образования водонефтяной эмульсии гидравличе-

ские сопротивления фильтрации нефти к скважине возрастают, а фазовая проницае-

мость уменьшается также благодаря эффекту Жамена. 

Согласно исследованиям Жамена, дополнительное гидравлическое сопротив-

ление при движении несмешивающихся жидкостей в каналах пласта, имеющих пе-

ременное сечение, можно найти по формуле: 

 

⎟⎟
⎠

⎞
⎜⎜
⎝

⎛
−⋅σ=

''
1

'
12

мм
ж rr
р ,    (1.1) 

 

где σ – межфазное натяжение на границе нефть – вода; rм’, rм’’– соответственно ра-
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диусы менисков глобул в суженной и расширенной частях порового канала.  Схема 

деформации капли нефти при вытеснении водой в капилляре постоянного попереч-

ного сечения представлена на рис. 1.1. 

 

 
Рис. 1.1. Схема деформации капли в капилляре постоянного поперечного сечения. 

 

В фильтрате промывочной жидкости содержатся в растворённом виде различ-

ные химические вещества. Некоторые из них при взаимодействии с веществами, 

присутствующими в продуктивном пласте, могут давать нерастворимые осадки. На-

пример, если в пласт в качестве фильтрата поступает жёсткая вода, содержащая зна-

чительное количество ионов кальция, часть органических веществ может выпасть в 

осадок (например, в виде кальциевых мыл). В результате часть поровых каналов 

может быть закрыта, сечение других каналов – сужено. 

В водном фильтрате всегда содержится большое количество воздуха. Кисло-

род воздуха может окислять некоторые компоненты пластовой нефти и способство-

вать выпадению в осадок образующихся при этом смолистых веществ. Возможно, 

что в отдельных случаях парафины, асфальтены и смолы выпадают в осадок вслед-

ствие уменьшения температуры в приствольной зоне во время промывки скважины. 

Снижение проницаемости коллектора под воздействием фильтрата промывоч-

ной жидкости, как правило, гораздо меньше, чем в результате кольматации части-

цами твёрдой фазы. Однако глубина проникновения фильтрата в пласт во много раз 

больше толщины зоны кольматации. Наиболее интенсивно фильтрат проникает в 

пласт в период бурения и промывки скважины. После прекращения промывки ско-

рость проникновения фильтрата уменьшается как вследствие образования малопро-
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ницаемой корки на стенках скважины, так и в результате уменьшения порового дав-

ления промывочной жидкости при остановке циркуляции. 

Зная величину скорости фильтратоотдачи в динамических условиях, из про-

стых соотношений можем получить формулу для оценки минимально возможного 

значения радиуса загрязнённой фильтратом зоны: 

 

ОП

дС
СЗ k

tФRRR ⋅⋅⋅
+=

22 ,    (1.2) 

 

где RЗ – минимальный радиус загрязнённой фильтратом зоны пласта (рис. 1.2); RС – 

радиус скважины; Фд – скорость фильтратоотдачи промывочной (технической) жид-

кости в динамических условиях; t – время промывки скважины; kОП – коэффициент 

открытой пористости. 

 

Рис. 1.2. Схема загрязнения  

призабойной части пласта:  

1 – скважина, заполненная буровым раство-

ром; 2 – фильтрационная корка; 3 – закольма-

тированная зона; 4 – зона проникновения 

фильтрата промы-вочной жидкости;  

5 – незагрязнённая часть пласта. 

 

С увеличением продолжительности воздействия и динамической фильтрато-

отдачи растёт радиус зоны загрязнения. С повышением температуры в скважине по-

нижается вязкость фильтрата и соответственно возрастают динамическая фильтра-

тоотдача и радиус загрязнённой зоны. 

Отфильтровывание под влиянием разности давлений является главной, но не 

единственной причиной проникновения дисперсионной среды промывочной жидко-

сти в продуктивный пласт. Она может поступать, хотя и в гораздо меньших количе-
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ствах, также под влиянием других факторов, таких, как осмотическое давление, ка-

пиллярные силы. 

Капиллярное давление обратно пропорционально радиусу поровых каналов 

(формула 1.1). В продуктивном пласте на значительном расстоянии от водонефтяно-

го (газоводяного) контакта многие капиллярные и субкапиллярные поры заполнены 

углеводородами. При вскрытии пласта бурением с применением промывочной жид-

кости на водной основе равновесие капиллярных сил нарушается, и водная фаза на-

чинает внедряться в тонкие нефтегазонасыщенные поры, оттесняя из них углеводо-

роды в крупные поры. Процесс капиллярного впитывания может продолжаться до 

наступления равновесия капиллярных давлений. 

В период промывки скважины роль внедрения дисперсионной среды под 

влиянием осмотических и капиллярных сил незначительна по сравнению с ролью 

фильтрации под влиянием избыточного давления. В период же покоя картина может 

существенно измениться. Если продуктивный пласт малопроницаем, роль капил-

лярных сил может быть, по-видимому, превалирующей. 

При большой продолжительности воздействия промывочной жидкости с вы-

сокой водоотдачей водонасыщенность узкой зоны, примыкающей к скважине, под 

совокупным влиянием указанных факторов может, вероятно, подняться до уровня, 

при котором вся нефть, способная двигаться, будет оттеснена в глубь пласта. Это 

значит, что фазовая проницаемость такой зоны для нефти упадёт до самого низкого 

уровня. 

 В зоне проникновения водной дисперсионной среды фильтрационная способ-

ность породы значительно снижается ещё вследствие набухания глин, участвующих 

в породообразовании или служащих цементным материалом. 

 Таким образом, описанные явления сильно затрудняют получение притоков 

нефти и газа из пласта и введение в пласт рабочих жидкостей, при этом повышается 

давление вытеснения, снижается эффект от обработки пласта. 

 Граница раздела между промывочной жидкостью, породой и пластовой жид-

костью является местом наиболее активного физико-химического взаимодействия. 

На разделах фаз появляются адсорбционные силы и силы прилипания, возникают 
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поверхности свободной энергии, повышается (или понижается) поверхностное на-

тяжение, происходит диспергирование одной жидкости в другой. 

 Превращения на границах фаз и изменения молекулярной природы твёрдой 

поверхности горной породы оказывают разностороннее действие на фильтрацию 

нефти и газа в пористой среде, усиливающие или, наоборот, ослабляющие показате-

ли фильтрации. Физико-химическим состоянием, в конечном счёте, определяется 

возможность сохранения или утраты пластом своих природных свойств. 

 Таким образом, на контакте фаз изменяется смачиваемость горной породы, 

дисперсность, межфазное натяжение. 



 

 15  

1.2 Особенности применения водорастворимых ПАВ при вскрытии и обработ-
ках продуктивного пласта 

 

 При проникновении водного фильтрата промывочной жидкости в нефтенасы-

щенный пласт в поровых каналах возникает капиллярное давление, способствующее 

продвижению фильтрата в глубь породы и препятствующее фильтрации нефти к 

скважине. Величину капиллярного давления и, следовательно, эффект Жамена мож-

но уменьшить, если найти средства для резкого снижения межфазного натяжения на 

границе фильтрат – углеводородная среда, увеличения эффективного радиуса поро-

вых каналов за счёт сокращения толщины адсорбционных оболочек и плёнок на по-

верхности породы, гидрофобизации этой поверхности с таким расчётом, чтобы до-

вести краевой угол смачивания до максимальных величин. Таким средством являет-

ся применение соответствующим образом подобранных поверхностно-активных 

веществ. 

 Е.М. Соловьёв сформулировал следующие важнейшие требования к поверх-

ностно-активным веществам [1], применяемым для вскрытия и обработок призабой-

ной части пласта. Поверхностно-активные вещества, вводимые в промывочную 

жидкость для вскрытия продуктивного пласта и используемые при обработках ПЗП, 

должны удовлетворять следующим требованиям: 

1) при малой концентрации значительно уменьшать поверхностное натяжение на 

границе раздела вода – углеводородная среда; 

2) улучшать смачиваемость породы нефтью в присутствии водного фильтрата 

промывочной (технической) жидкости; 

3) не образовывать нерастворимого осадка при контакте с пластовыми водами, 

содержащимися в них солями и с горными породами; 

4) препятствовать диспергированию и набуханию глинистых частиц, содержа-

щихся в пласте, в присутствии водного фильтрата; 

5) в возможно меньшей степени адсорбироваться на поверхности породы, так 

как при адсорбции в значительном количестве резко увеличивается расход 

ПАВ и стоимость обработки им; 

6) препятствовать образованию эмульсии в пористой среде, а в тех случаях, ко-
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гда образование эмульсии неизбежно, способствовать возможно более тонко-

му измельчению глобул дисперсной фазы в ней, препятствовать коалесценции 

этих глобул; 

7) препятствовать образованию на границе фаз адсорбированных слоёв гелеоб-

разной структуры, так как такие слои создают большое гидравлическое сопро-

тивление фильтрации пластовой жидкости к скважине. 

Поверхностно-активные вещества по способности диссоциировать подразде-

ляются на ионогенные и неионогенные. Ионогенные в свою очередь делятся на ка-

тионактивные и анионактивные. 

При использовании водорастворимых ионогенных ПАВ имеют место адсорб-

ция на поверхности твердых частиц и их гидрофобизация, а также уменьшение по-

верхностного натяжения на границе нефть — вода. Здесь возможна как физическая 

адсорбция, так и химическая; последняя наиболее вероятна на карбонатах и глинах 

[2]. Гидрофобизация твердой поверхности и снижение поверхностного натяжения на 

границе нефть — вода увеличивают скорость вытеснения воды нефтью из приза-

бойной зоны и количество вытесняемой воды. В результате этого призабойная зона 

в процессе последующей эксплуатации скважины оказывается более нефтенасы-

щенной, а следовательно, и более нефтепроницаемой. 

Действие неионогенных ПАВ несколько отлично от ионогенных. Главную 

роль в процессе вытеснения воды нефтью здесь играет физическая адсорбция ПАВ 

на поверхности твердых частиц пород, а также снижение поверхностного натяжения 

на границе нефть — вода. При использовании этих ПАВ наблюдается уменьшение 

краевого угла смачивания капли нефти на твердой поверхности, в то время как при 

применении ионогенных ПАВ в ряде случаев наблюдается обратное. 

Хотя механизм действия ионогенных и неионогенных ПАВ различен, но ко-

нечные результаты по водоотдаче призабойной зоны при вытеснении воды, посту-

пающей в скважину, нефтью могут быть одними и теми же. 

При ионогенных ПАВ увеличение водоотдачи достигается главным образом 

вследствие увеличения краевых углов смачивания капель воды на твердой поверх-

ности, что приводит к уменьшению периметра смачивания, а следовательно, к 
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уменьшению необходимой силы для отрыва ее от этой поверхности. Вместе с тем 

расплывание капли нефти на поверхности, смоченной водой, улучшает условия раз-

рыва пленки воды нефтью и увеличивает дисперсность связанной воды на твердой 

поверхности. Снижение же поверхностного натяжения на границе нефть — вода 

увеличивает дисперсность свободной воды в объеме нефти. 

При неионогенных ПАВ возможность разрыва пленки воды значительно 

ухудшается. Краевые углы смачивания капель воды на твердой поверхности в среде 

нефти оказываются малыми. Здесь высокая водоотдача получается главным образом 

за счет сильного диспергирования воды на твердой поверхности и воды, не связан-

ной с ней, а также благодаря значительно большему снижению поверхностного на-

тяжения, чем в случае ионогенных ПАВ. 

При одной и той же водоотдаче при использовании неионогенных и ионоген-

ных ПАВ нефтепроницаемость призабойной зоны может быть различна. Это разли-

чие будет определяться в каждом из указанных случаев состоянием и размерами ка-

пель воды на поверхности твердых частиц и в свободном объеме нефти. Чем меньше 

будут размеры этих капель и больше краевые углы смачивания, тем больше будет 

нефтепроницаемость породы. Опыты показывают [3] в одних случаях большую во-

доотдачу при неионогенных ПАВ, в других — при ионогенных. Поэтому выбор 

ПАВ в каждом отдельном случае для увеличения водоотдачи целесообразно произ-

водить на основе экспериментов по вытеснению из породы водного раствора ПАВ 

той или иной нефтью. 

Скорость освоения эксплуатационной скважины как при введении высококон-

центрированного водного раствора ПАВ с нефтью в призабойную зону, так и в виде 

водного раствора слабой концентрации определяется суммарным значением фазо-

вых проницаемостей призабойной зоны для нефти и воды; при использовании вод-

ного раствора слабой концентрации, помимо этого, также и глубиной проникнове-

ния его в призабойную зону. 

Преимуществом применения ионогенных ПАВ является то, что они гидрофо-

бизируют поверхность твердых частиц призабойной зоны. Поэтому если происходит 

перемещение каких-то количеств воды в пласте в случае безводной скважины, хотя 
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бы чрезвычайно малых (обычно даже безводная нефть содержит небольшое количе-

ство воды), то эти количества воды не будут задерживаться в призабойной зоне, а 

будут выноситься нефтью в скважину. 

Это менее вероятно в случае неионогенных ПАВ, физически адсорбирующих-

ся на поверхности твердых частиц. Применение неионогенных ПАВ имеет и тот не-

достаток, что они способствуют разрыву нефтяной пленки на твердой поверхности 

частиц и соприкосновению их с водой. 

Таким образом, в скважинах с безводной нефтью наиболее приемлемыми яв-

ляются ионогенные ПАВ, особенно в тех случаях, когда коллекторы торы характе-

ризуются значительной глинистостью. Не исключается возможность использования 

неионогенных ПАВ, особенно там, где необходимо быстрое освоение скважины. 

В обводненных скважинах для предотвращения конусообразования также 

наиболее пригодными являются ионогенные ПАВ. Их целесообразно применять и в 

тех случаях, когда вода прорвалась в скважину по различным наиболее проницае-

мым пропласткам. Однако вводить раствор ПАВ в призабойную зону лучше в смеси 

с нефтью, тем самым увеличивая суммарные фазовые проницаемости нефтенасы-

щенной зоны пласта для нефти и воды. 

Таким образом, для достижения наилучшего результата по повышению неф-

тепроницаемости призабойной зоны пласта рекомендуют использовать и широко 

применяют в настоящее время смеси ионогенных и неионогенных ПАВ [4]. 

 Выбор состава и концентрации таких смесей представляет собой сложную за-

дачу, требующую научного подхода [4]. 
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1.3 Экспериментальная оценка применимости Нефтенола ГФ и Нефтенола К в 
качестве реагентов для обработок призабойных зон скважин 

 

1.3.1 Постановка задачи 

Для обеспечения эффективного регулирования межфазных натяжений в сква-

жинных и пластовых условиях, предупреждения загрязнения призабойной части 

пласта избытком реагентов необходимо определить предельные концентрации ПАВ 

в скважинных растворах для реальных температурных условий, оценить фазовое со-

стояние молекул. В работах Е.М. Соловьёва, Г.Т. Овнатанова, И.Л. Мархасина и 

других авторов особо подчёркивается необходимость комплексных физико-

химических исследований промысловых ПАВ. В этой связи инструментальные ме-

тоды определения фазовых превращений в водных растворах ПАВ в зависимости от 

концентрации и температуры имеют практическое значение и расширяют возмож-

ности поиска оптимальных составов для обработки продуктивных пластов. 

Поверхностная активность водных растворов ПАВ значительно зависит от 

температуры и концентрации. Существуют предельные концентрации и температу-

ры, при которых происходит изменение фазового состояния молекул ПАВ в раство-

рах. Важно оценить критические их значения для реагентов, используемых в качест-

ве компонентов растворов для обработки нефтяных пластов. Такие растворы рабо-

тают в условиях непостоянных температур и давлений, находясь в постоянном кон-

такте с большой поверхностью твёрдой фазы (скелет породы пласта, наполнители 

жидкостей вскрытия и гидроразрыва пласта и др.).  

 Задача настоящей работы состояла в определении предельных концентраций и 

температур водных растворов новых отечественных ПАВ Нефтенола ГФ и Нефте-

нола К для нахождения оптимальных условий их применения. 

 Для оценки фазового состояния молекул реагентов для реальных температур-

ных условий измеряли межфазное натяжение и показатель преломления растворов. 

 



 

 20  

1.3.2 Принципы измерений и оборудование 

1.3.2.1 Измерение межфазного натяжения 

Определение межфазного натяжения проводили методом счёта капель. 

Метод счёта капель основан на предположении о том, что масса капли, отрываю-

щейся под действием собственного веса от конца капилляра, пропорциональна по-

верхностному натяжению на границе капля – окружающая среда: 

 

       σ⋅α=iG ,      (1.3) 

 

где Gi – масса капли, кг; α – постоянная прибора, пропорциональная радиусу капил-

ляра; σ – поверхностное натяжение на границе капля – окружающая среда, Н/м. 

 Для измерения поверхностного натяжения углеводородной жидкости на гра-

нице с водой производится счёт капель жидкости, выпускаемой из капилляра. Если 

суммарная масса капель углеводородной жидкости в воде равна G, то, согласно 

формуле (1.3), поверхностное натяжение на разделе указанных жидкостей будет 

равно 

 

n
G
⋅α

=σ ,      (1.4) 

 

где n – число капель. 

 Если массу капель G выразить через объём и разность плотностей исследуе-

мых жидкостей, то поверхностное натяжение можно определить по формуле 

 

( ) g
n

V
⋅

⋅α
ρ−ρ⋅

=σ 21 ,    (1.5) 

 

где V – суммарный объём капель, м3; ρ1 и ρ2 – плотности жидкостей, кг/м3; g – уско-

рение силы тяжести, м/с2. 

 Для определения поверхностного натяжения на границе жидкость – жидкость 

использован сталагмометр. Устройство сталагмометра с воздушным термостатиро-
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ванием представлено на рис. 1.3. 

 

 

Рис. 1.3. Сталагмометр: 

1 – электродвигатель; 2 – муфта; 3 – микрометр; 

4 – шприц; 5 – капилляр;  

6 – установочные винты; 7 – уровень. 

 

 Конструкция сталагмометра имеет следующие особенности. Применение 

электродвигателя с понижающим редуктором позволяет выдавливать капли раство-

ра из шприца медленно, равномерно, без толчков и сотрясений. Для повышения 

точности эксперимента за одно измерение выдавливается без остановки электродви-

гателя 10 капель или более. 

 В микрометре 3 (рис. 1.3) используется микровинтовая пара, преобразующая 

вращательное движение в поступательное. Так, если шаг микровинта равен 0,5 мм, а 

головка винта имеет круговую шкалу с 50 делениями, то поворот  его на одно деле-

ние вызовет смещение на 0,01 мм. При измерении микровинтом доли деления по 

круговой шкале округляются до половины деления и предельная ошибка при это 

равна ±0,005 мм. 

 При работе на сталагмометре очень важное значение имеет подготовка капил-

ляра к эксперименту. В связи с этим перед началом работы шприц и капилляр тща-

тельно промываются в бензоле и четырёххлористом углероде, после чего кипятятся 

в дистиллированной воде. 
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 Жидкости, используемые для определения межфазного натяжения, предвари-

тельно термостатируются при температуре проведения опыта. 

 

1.3.2.2 Измерение показателя преломления 

Показатель преломления измеряли на рефрактометре ИРФ-454 Б2М с 

подключённым к нему жидкостным цифровым термостатом U2. 

Принцип действия рефрактометра основан на явлении полного внутреннего 

отражения при прохождении светом границы раздела двух сред с разными показате-

лями преломления. 

Рефрактометром можно исследовать вещества с показателем преломления от 

1,2 до 1,7, а также определять массовую долю растворимых в воде сухих веществ. 

 

Рис. 1.4. Схема призм рефрактометра: 

1 – измерительная призма; 

2 – исследуемая жидкость; 

3 – осветительная призма. 

 

Лучи света проходят осветительную призму 3 (см. рис. 1.4), рассеиваясь на 

выходе матовой гранью А1В1, входят в исследуемую жидкость и падают на полиро-

ванную грань АВ измерительной призмы 1. 

Поскольку на рефрактометре исследуются вещества, показатель преломления 

которых меньше показателя преломления измерительной призмы, то лучи всех на-

правлений, преломившись на границе жидкости и стекла, войдут в измерительную 

призму 1. 
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По закону преломления имеем: 

 

N
n

=ϕsin ,      (1.6) 

     'sinsin β⋅=β N ,     (1.7) 

 

причём γ−ϕ=β' . 

 

 

Рис. 1.5. Рефрактометр ИРФ-454 Б2М: 

1 – направляющая; 

2 – рефрактометрический блок; 

3 – штуцер; 4 – крючок; 5 – шкала; 

6 – нониус; 7 – штуцер; 8 – рукоятка;  

9 – штуцер; 10 – шарнир; 11 – зеркало; 

 12 – штуцер; 13 – направляющая;  

14 – заслонка; 15 – зеркало. 

 

Исключая промежуточные углы β’ и φ из двух первых уравнений, получим 

формулу для определения показателя преломления исследуемого вещества: 

 

β⋅γ+β−⋅γ= coscossinsin 22Nn ,    (1.8) 

 

где N – показатель преломления измерительной призмы; β – угол выхода луча из 

измерительной призмы; γ – преломляющий угол измерительной призмы. 

При рассмотрении пучка лучей, выходящих из призмы 2 в зрительную трубу, 
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верхняя часть поля зрения будет освещена, а нижняя останется темной. Получаемая 

граница светотени определяется лучом, выходящим из призмы 2 под предельным 

углом β. Граница светотени с перекрестием, штрихи шкалы 16 и отсчётный штрих 

призмы 10 оптической системой (16 – шкала, 12 – объектив, 11 – зеркало) проеци-

руются в фокальную плоскость окуляра 9. 

Наблюдая в окуляр 9, следует совместить границу светотени с перекрестием 

сетки 8, разворачивая зеркало 4 и жестко связанную с ним шкалу 16, и снять с этой 

шкалы отсчет величины показателя преломления. 

При работе с рефрактометром особое внимание уделяется поддержанию чис-

тоты рабочих поверхностей призм. Перед каждым измерением они тщательно про-

мываются изопропиловым спиртом и протираются мягкой ветошью. 

Жидкостный термостат U2 позволяет проводить измерения показателя пре-

ломления при температурах 10÷60 0С. 

 

1.3.3 Описание реагентов и экспериментальная часть 

Новые реагенты ЗАО «Химеко-ГАНГ» получили широкое распространение в 

промышленности. Так, компании «Роснефть», «Сургутнефтегаз» и «Сибнефть» ис-

пользуют их в следующих случаях. Катионный ПАВ Нефтенол ГФ для интенсифи-

кации добычи нефти, удаления связанной воды из пласта, гидрофобизации поровой 

поверхности, а также как компонент буровых растворов при первичном вскрытии 

продуктивных пластов. Нефтенол К – в качестве компонента технических жидко-

стей при обработке в составе ПАВ-кислотных композиций призабойных зон нагне-

тательных и добывающих скважин. Реагенты представляют собой концентрирован-

ные водные растворы смеси ПАВ. Несмотря на широкое применение свойства этих 

реагентов недостаточно изучены. 

Следует отметить, что представленные образцы, как, впрочем, и многие дру-

гие технические жидкости, являются смесями веществ (в данном случае ПАВ), по-

этому теоретически предсказать их свойства не представляется возможным. Извест-

но, что при адсорбции двух или нескольких ПАВ наблюдается взаимное вытеснение 

[5], вследствие чего вещества в смеси адсорбируются хуже, чем в однокомпонент-
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ных растворах. Но это лишь качественные оценки, не имеющие количественного 

выражения. Поэтому все дальнейшие выводы относительно поведения исследован-

ных реагентов делаются по аналогии с чистыми ПАВ, в частности, додецилсульфа-

том натрия.  

 Для определения критических концентраций решили найти температурные и 

концентрационные зависимости межфазного натяжения и показателя преломления 

растворов. Определение межфазного натяжения позволяет оценить поверхностную 

активность реагентов, оптические же методы весьма чутки к фазовым превращени-

ям в растворах.  

Были выбраны метод счёта капель при определении межфазного натяжения и 

рефрактометрический метод при определении показателя преломления, отличаю-

щиеся доступностью (в экспериментах использовано стандартное лабораторное 

оборудование) и простотой измерений. 

 Метод определения межфазного натяжения на границе раствора ПАВ с керо-

сином был выбран, как более близко отражающий реальные процессы в пласте. Ке-

росин в опытах выступает в качестве модели пластовой нефти. Для определения ко-

эффициента межфазного натяжения σ были приготовлены растворы реагентов с 

объёмными концентрациями до растворения 0,1, 0,25, 0,5 и 1%. Каждый из раство-

ров тестировался при различных температурах от 20 до 550С, при этом жидкости, 

используемые для определения межфазного натяжения, предварительно выдержи-

вались при температуре опыта. Измерения проводились трижды, за итоговые значе-

ния принимались средние значения из опытов.  

 По результатам измерений построены температурные и концентрационные за-

висимости межфазного натяжения. Для обоих реагентов отмечено свойство значи-

тельно снижать межфазное натяжение на границе с керосином с ростом концентра-

ции и температуры. 

На рис. 1.6 представлены зависимости межфазного натяжения растворов Неф-

тенола ГФ σ от концентрации реагентов в растворе с. С ростом концентрации и тем-

пературы величина коэффициента межфазного натяжения снижается. На кривых 

видны ступенеобразные изломы в области концентраций 0,25÷0,5 %, сглаживаю-
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щиеся с ростом температуры. Стабилизация межфазного натяжения на ступени кри-

вой указывает на то, что на границе раствора с керосином при данных концентраци-

ях адсорбируется меньше молекул реагента. Значит, в растворе наступило опреде-

лённое насыщение и идёт процесс агрегирования молекул ПАВ, вероятно, мицелло-

образование. 

 

 
Рис. 1.6. Зависимость межфазного натяжения растворов Нефтенола ГФ σ от концентрации  

реагента с при температурах 300С (сплошная кривая) и 500С (штриховая кривая).  
Гладкие кривые – теоретические зависимости по полуэмпирическому  
уравнению Жижковского (Szyszkowsky) [70]: σ = σ0·[1 – B·ln(1+K·c)]. 

 

 Для промыслового применения реагентов важно представить любую инфор-

мацию об их свойствах в удобной и наглядной форме. По результатам измерений 

межфазного натяжения построены контурные диаграммы изолиний поверхностного 

натяжения в координатах «концентрация – температура» (рис. 1.7 и 1.8). На диа-

грамме 1.8 выделены области минимальных значений межфазного натяжения, инте-

ресующие промысловиков. 

Для измерения показателя преломления растворов ПАВ n были взяты раство-

ры тех же концентраций. Температурные условия опытов продублированы. Постро-

енные кривые зависимостей показателя преломления растворов от температуры и 

концентрации не обнаружили каких-либо особенностей, но, совершив переход от 

показателя преломления к аддитивной величине рефракции R [6], можно использо-
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вать теорию растворов для анализа рефрактометрических данных. Такой переход 

расширяет возможности анализа. По рефракции можно определить, отличаются ли 

свойства растворов реагентов от аддитивности. 

 

  
Рис. 1.7. Контурная диаграмма межфазного  

натяжения растворов Нефтенола ГФ 
Рис. 1.8. Области наименьших значений  

межфазного натяжения растворов Нефтенла ГФ.
 

Рефракцию идеальных растворов можем определить, используя соотношение 

Лорентц – Лоренца [7], по формуле: 
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где ni – показатель преломления компонента, φi – объёмная доля компонента.  

 Для подсчёта рефракции растворов ПАВ, как идеальных, проведены измере-

ния показателя преломления чистых (в товарном виде) Нефтенола ГФ, Нефтенола К 

и дистиллированной воды. Под экспериментальные зависимости показателя пре-

ломления с помощью программы «Easy Plot» были подобраны кубические уравне-

ния с корреляционным коэффициентом, близким к единице. Дальнейшие манипуля-

ции с кубическими уравнениями позволили построить кривые рефракции растворов 

реагентов, как идеальных. Цель описанных операций состояла в выявлении отличий 

между экспериментальными и теоретическими значениями рефракции растворов. 
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Сравнение совмещённых на одном графике кривых подтвердило предположение о 

существующих отклонениях экспериментальных данных от аддитивности. 

 Для оценки разности между опытными и теоретическими данными введён па-

раметр «избыток рефракции», определяемый из соотношения 

 

          ( )Сэксп RRIR −= .     (1.10) 

 

Параметр избытка рефракции удобен для анализа опытных данных и наглядно 

демонстрирует отклонения в поведении реальных растворов от классической адди-

тивности Лорентц – Лоренца. На рис. 1.9 представлены зависимости избытка реф-

ракции растворов Нефтенола ГФ разных концентраций IR от температуры t. 

Избыток рефракции имеет положительный знак, то есть экспериментальные 

значения рефракции превысили теоретические. Видна тенденция избытка рефрак-

ции к увеличению с ростом температуры. 

 

Рис. 1.9. Зависимость избытка рефракции  

растворов Нефтенола ГФ IR от температуры t 

при концентрации 0,1% (сплошная кривая) и 

0,25% (штриховая кривая). 

 

Полученные результаты рефрактометрического анализа можно интерпретиро-

вать следующим образом. Исследованиями [7] показано, что положительные откло-
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нения рефракции от аддитивности  указывают на комплексообразование в растворах 

электролитов. Однако превышение может быть связано также с процессами образо-

вания растворов, и знак избытка рефракции не может служить надёжным основани-

ем для заключений о диссоциации ассоциатов или образовании комплексов. 

 Надёжнее оценить агрегацию в растворах можно по наличию экстремумов 

производной показателя преломления по температуре. По данным [7], изломы на 

кривых показателя преломления, а значит, и экстремумы производной показателя 

преломления свидетельствуют о возникновении новых сосуществующих фаз, а так-

же указывают на фазовые переходы второго рода (не сопровождающиеся образова-

нием границ раздела между фазами). 

 Таким образом, предположения об агрегировании молекул ПАВ в исследован-

ных растворах по результатам измерения поверхностного натяжения подтвердились 

и рефрактометрическими опытами. Обнаруженные в результате дальнейших преоб-

разований данных экстремумы производной показателя преломления растворов ука-

зывают на изменения, происходящие в структуре агрегатов при температурах        

35–400С. Предположительно обнаруженные экстремумы соответствуют особым 

температурным точкам, при которых меняется растворимость ПАВ. Такие темпера-

туры (точки) называют температурами Крафта. Температура Крафта – это та мини-

мальная температура, при которой в водном растворе ПАВ могут формироваться 

мицеллы.  

Значит, зафиксированные в опытах фазовые переходы второго рода можно 

объяснить следующим образом. При температурах 20 – 350С в растворе находятся 

мономеры молекул ПАВ, с увеличением концентрации ухудшается растворимость 

реагента и образуются беспорядочные агрегаты мономеров или конгломераты не-

диссоциированных молекул. По достижении температур 35 – 400С в растворе фор-

мируются мицеллы, обладающие большей растворимостью, нежели мономеры ПАВ. 

Поверхностная активность раствора растёт. В дальнейшем с увеличением темпера-

туры улучшается растворимость ПАВ (исследованные реагенты представляют собой 

смеси ионогенных ПАВ, растворимость которых увеличивается с ростом температу-

ры, что не всегда справедливо для неионогенных ПАВ), ещё более увеличивается 
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поверхностная активность. 

 Построением фазовой диаграммы состояния молекул ПАВ в водном растворе 

(рис. 1.10) можно обобщить данные экспериментов. Горизонтальная кривая на фазо-

вой диаграмме – кривая растворимости – показывает нижнюю температурную гра-

ницу образования мицелл. В ряде источников [8] её также называют кривой Крафта. 

Вертикальная штриховая кривая – кривая ККМ – отражает концентрационную гра-

ницу образования мицелл. Кривая ККМ (критических концентраций мицеллообра-

зования) построена по данным опытов по измерению межфазного натяжения. Таким 

образом, кривые делят фазовую диаграмму на четыре области. Наибольший интерес 

для данного исследования представляют области, расположенные справа от кривой 

критических концентраций мицеллообразования. 

Поскольку на практике стараются достичь минимальных значений коэффици-

ента межфазного натяжения, концентрацию реагента в растворе поддерживают на 

достаточно высоком уровне, то есть выше ККМ. Следовательно, молекулы ПАВ в 

растворах находятся в агрегированном состоянии. 

 

 
Рис. 1.10. Фазовая диаграмма состояния молекул ПАВ (Нефтенола ГФ) в водном растворе:  

кривые растворимости (сплошная кривая) и ККМ (штриховая кривая). 
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 Технические растворы для обработок призабойных зон скважин проникают в 

пористую среду нефтенасыщенного пласта. Поры и каналы породы-коллектора 

имеют довольно малые размеры, порой сопоставимые с размерами частиц коллои-

дов. Поэтому важно оценить, какой тип агрегатов молекул ПАВ присутствует при 

данных условиях в растворе. 

 Правая верхняя область диаграммы отражает условия, при которых в растворе 

находятся мицеллы и диссоциировавшие мономеры. При адсорбции ПАВ поверхно-

стью скелета породы мицеллы, распадаясь, поддерживают необходимую поверхно-

стную активность раствора. Обладая хорошей растворимостью, мицеллы находятся 

в растворе и не влияют на фильтрационные свойства продуктивного пласта (не счи-

тая возможное изменение характера смачиваемости). Чего нельзя сказать, если в 

растворе присутствуют агрегаты из недиссоциировавших молекул ПАВ. В процессе 

фильтрации такие агрегаты могу слипаться и достигать коллоидных размеров [5], 

откладываться на скелете породы и значительно снижать проницаемость каналов. 

Условия образования подобных агрегатов соответствуют правой нижней области 

фазовой диаграммы.  

 По результатам приведённых экспериментов, установлены условия эффектив-

ного применения растворов Нефтенола ГФ и Нефтенола К. Исследованные реагенты 

применимы только в условиях повышенных температур. Это ограничение лимити-

рует географию применения реагентов. В частности, пластовые температуры место-

рождений Татарстана и Башкирии не превышают 25–270С. Растворы ПАВ малых 

концентраций (до 0,5% об.) в таких условиях применять можно, но в силу разбавле-

ния резко снизится эффективность их действия. Обрабатывая призабойную зону 

пласта более концентрированными растворами, можно загрязнить её, ухудшить 

фильтрационные свойства. Рационально использование Нефтенолов при температу-

рах не менее 350С, то есть выше зафиксированной для этих ПАВ температуры 

Крафта. Такие условия соответствуют пластам нефтяных месторождений Западной 

Сибири, имеющим средние температуры 70–800С. 

  Приведённые результаты можно напрямую использовать на практике для эф-

фективного применения Нефтенола ГФ и Нефтенола К.  
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* * * 

 

 Таким образом, в первой главе описаны основные физико-химические явле-

ния, происходящие при вскрытии и обработках пласта. Отмечена высокая роль 

межфазной поверхности раздела «вода – нефть» в процессах вытеснения нефти в 

пористых средах. 

Перечислены основные требования к водорастворимым поверхностно-

активным веществам, применяемым для вскрытия продуктивного пласта и обрабо-

ток призабойных зон скважин. Особое внимание уделено причинам отрицательного 

воздействия растворов ПАВ на проницаемость прискважинной части продуктивного 

пласта при вскрытии и обработках. 

Проведённый комплексный физико-химический анализ реагентов-

гидрофобизаторов призабойной зоны нефтяных пластов Нефтенола ГФ и Нефтенола 

К дал возможность определить температурные и концентрационные границы при-

менимости реагентов при условии минимизации отрицательного воздействия их 

водных растворов на коллекторские свойства пористой среды. Полученные по ре-

зультатам экспериментов рекомендации позволяют уже по одному параметру – тем-

пературе пласта – определить  залежи, в которых применение реагентов может дать 

отрицательный эффект. 

Использованные в экспериментах способы измерения межфазного натяжения 

и показателя преломления поверхностно-активных веществ в условиях термостати-

рования отличаются относительной простотой и доступностью. Они могут быть ис-

пользованы и в промысловых лабораториях для получения оперативной информа-

ции о свойствах скважинных растворов.  
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Глава 2 

ФОТОКОЛОРИМЕТРИЧЕСКИЕ  
ИССЛЕДОВАНИЯ БУРОВЫХ РАСТВОРОВ  

НА ПРИСУТСТВИЕ ПЛАСТОВЫХ УГЛЕВОДОРОДОВ 
 

 

Вскрытие продуктивных пластов – наиболее ответственная и в то же время 

опасная операция при строительстве скважин, поэтому вопросам установления мо-

мента вскрытия продуктивной толщи традиционно уделяют большое внимание. В 

настоящей главе обсуждается возможность использования фотоколориметрического 

анализа бурового раствора как средства определения момента вскрытия продуктив-

ного пласта. По предположению автора настоящей диссертационной работы, такой 

метод будет иметь особую ценность при проводке разведочных скважин, когда 

вскрываемый разрез плохо изучен.  

Метод фотоколориметрии буровых растворов рассматривается как обязатель-

ный метод исследования в проекте нового ГОСТ Р «Скважины нефтяные и газовые. 

Правила геолого-технологических исследований» [9], принятие которого ожидается 

в ближайшие годы. Разработка нового ГОСТ входит в план работы Технического 

комитета по стандартизации «Геологическое изучение, использование и охрана 

недр» (ТК-431) на 2006-2007 г. ТК-431 поручил разработку ГОСТ «Научно-

исследовательскому и проектному институту нефти и газа РАЕН». 

В проекте ГОСТ фотоколориметрии отведено место в системе средств и мето-

дов выделения коллекторов и оценки характера насыщения при бурении опорно-

параметрических, поисковых и разведочных скважин (п. 7.4 проекта).  

В связи с обозначенным выше возникает потребность в разработке методик 

фотометрического исследования буровых растворов. 
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2.1 Отечественные методы ИК-фотометрического анализа шлама и буровых 
растворов 
 

Пользуясь традиционными методами и средствами исследования скважин, оп-

ределить интервалы залегания продуктивных можно только при проведении геофи-

зических исследований, для чего необходимо остановить процесс бурения. Совре-

менные приборы каротажа в процессе бурения (Measuring While Drilling, Logging 

While Drilling) не всегда могут работать в режиме реального времени и, кроме того, 

имеют высокую стоимость и требуют привлечения высококвалифицированного пер-

сонала сервисной компании.  

В силу большого разнообразия геологических условий не все специфические 

особенности вскрываемого пласта могут быть учтены заранее, поэтому при прове-

дении работ очень важен текущий контроль состава и свойств пласта и насыщающе-

го его флюида для внесения в оперативном порядке корректив в технологию вскры-

тия [10]. В этой связи на первый план выходят физико-химические методы исследо-

ваний образцов выбуренной горной породы и промывочной жидкости.  

Среди прочих методов геолого-технических исследований можно указать це-

лую группу физико-химических методов исследования образцов горных пород и бу-

ровой промывочной жидкости. В частности, к ним относятся и оптические методы. 

В настоящее время в отечественной практике получил распространение только ме-

тод инфракрасной абсорбционной спектроскопии. Он основан на изучении состава 

вещества по спектрам поглощения. Этим методом определяют [10]: 

• нефтесодержание бурового раствора, 

• нефтебитумосодержание горных пород, 

• минеральный состав осадочных пород, 

• вещественный состав твердой фазы бурового раствора, 

• содержание связанной воды в минералах сложного состава.  

 В промышленном масштабе оборудование станций ИК-фотометрами произво-

дит компания ОАО «Инфракрасные и микроволновые системы». Ими выпускается 

многофункциональная станция «Сириус» (рабочее название «ИМС-96-03»). Станция 
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предназначена для автоматизированного контроля технологических процессов бу-

рения, для проведения геолого-технических и геохимических исследований при бу-

рении. Станция включает отдельные функционально связанные между собой аппа-

ратные модули и комплекс датчиков для геолого-технического и геохимического 

контроля.  

В лабораторное оснащение станции входит в том числе и фотометр ИКС-025. 

Концентратомер ИКН-025 предназначен для измерения массовой концентрации 

нефтепродуктов в четыреххлористом углероде и индикации измеряемого параметра 

на цифровом жидкокристаллическом табло [69]. Иными словами, на содержание уг-

леводородов тестируется вытяжка из просушенного шлама или керна.  

 

 
Рис. 2.1. Концентратомер КН-2м – двухканальный фотометр.  
Рабочая длина волны 3,42 мкм, опорная длина волны 3,0 мкм. 

 

Аналогичные приборы выпускает компания «Сибэкоприбор» – концентрато-

меры КН-1, КН-2 и КН-2м (рис. 2.1) для определения содержания нефтепродуктов в 

природных объектах методом инфракрасной спектрофотометрии.  

Для реализации потенциально высоких метрологических и технических харак-

теристик концентратомеров серии КН «Сибэкоприбором» совместно с Испытатель-

ным аналитическим центром Новосибирского института органической химии им. 

Н.Н. Ворожцова СО РАН и ГУП «Центр исследования и контроля воды» (г. Санкт-

Петербург) были разработаны следующие методики количественного химического 

анализа вод:  

• ПНД Ф 14.1:2:4.168-2000 «Методика выполнения измерений массовой кон-

центрации нефтепродуктов в пробах питьевых, природных и очищенных 
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сточных вод методом ИК-спектрофотометрии с использованием концентра-

томера КН-2»; 

• МУК 4.1.1013-01 «Определение массовой концентрации нефтепродуктов в 

воде»; 

• ФР.1.31.2001.00261 «Методика выполнения измерений массовой концентра-

ции нефтепродуктов в сточных водах ИК-фотометрическим методом с ис-

пользованием концентратомера КН-2». 

 

К существенному недостатку перечисленных методов (с позиций тематики на-

стоящей главы) относится то обстоятельство, что в ИК-диапазоне активно погло-

щают не только углеводороды, но также и минералы, слагающие горные породы. 

Поэтому использовать указанные приборы и методики для анализа непосредственно 

бурового раствора не представляется возможным. Для анализа в таких приборах 

пригоден только фильтрат бурового раствора. 

Кроме того, приборы ИКН-025 и КН-2м работают на одном светофильтре, что 

существенно сокращает возможности исследователя по сравнению с многоканаль-

ными фотометрами или спектрофотометрами.  
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2.2 Обзор иностранной литературы по оптическим методам контроля состава и 
свойств скважинных жидкостей 
 

Обзор иностранной литературы и патентов показывает, что в последнее время 

в практику бурения и добычи внедряют методы УФ-, видимой и ИК- абсорбционной 

спектроскопии для контроля и прогнозирования состава и свойств как нефтей, так и 

скважинных жидкостей на водной основе. В отечественной литературе периодиче-

ски появляются публикации по обозначенной теме, однако они носят в большей 

степени теоретический характер [11], тогда как несколько иностранных компаний 

широко внедряют оптические методы в нефтепромысловой практике.   

Так, авторами [12] предлагается метод для анализа состава и свойств нефти 

непосредственно в трубопроводе наземной обвязки в процессе добычи. Разработан-

ный авторами прибор представляет собой многоцелевой оптический отражающий 

элемент, устанавливаемый непосредственно на трубу (рис. 2.2). Устройство включа-

ет предварительный гомогенизатор потока и очистительное приспособление для оп-

тического окна. 

 
Рис. 2.2. Устройство «оптического компьютера», преобразующего световой поток  

уникальным интерференционным светофильтром. Из работы [12]. 
 

Будучи оснащенным уникальным интерференционным светофильтром, со-

стоящим из нанометровых слоев оксидов ниобия и кремния, устройство позволяет 

сворачивать спектры отражения протекающей в трубе жидкости в монохроматиче-

ский сигнал (использовать монохроматический регистратор). Авторы приводят 
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спектр нефти (рис. 2.3), с учетом которого был сконструирован уникальный свето-

фильтр – «оптический компьютер». 

 

 
Рис. 2.3. Спектр отражения нефти, использованный авторами для конструирования  

«оптического компьютера». По оси абсцисс отложены длины волн в нм. Из работы [12]. 
 

По сигналу прибора авторы проводят т.н. SARA-анализ (определение содержа-

ния насыщенных и ароматических углеводородов, смол и асфальтенов). По данным 

указанного патента, при определении группового состава нефти коэффициент рег-

рессии составляет 97%.  

Выбор подобного оборудования для работы непосредственно в скважине, на 

забое, более широк. Лидерство в разработке скважинных систем оптического спек-

трального анализа принадлежит компаниям Schlumberger и Baker Hughes Inc.  

В частности, компания Baker Hughes Inc. предлагает скважинные БИК-

рефрактометр и спектрометр отражения [13] для анализа состава и свойств нефти 

или газового конденсата, а также скважинный многоканальный БИК-фотометр [14], 

входящий в состав пластоиспытателя и предназначенный для определения чистоты 

отбираемой глубинной пробы. 

Компании Schlumberger удалось совместить две функции в одном приборе. 

Разработанные компанией устройство и соответствующая методика позволяют од-
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новременно определять чистоту отбираемой глубинной пробы и ее состав [15, 16, 

17]. Кроме того, авторами патентов получены значимые корреляции измеряемых ве-

личин с газовым фактором и плотностью добываемой нефти.  

Широкое распространение получил скважный прибор Schlumberger под назва-

нием «Optical Fluid Analyzer» (оптический анализатор флюида). Компоненты прибо-

ра сделаны на основе описанных и более ранних патентов. Прибор является состав-

ной частью пластоиспытателя [18, 19], спускаемого на кабеле в компоновке с дру-

гими геофизическими приборами. Аналогичный прибор компании Baker Atlas назы-

вается «SampleView».   

 В особый класс можно выделить скважинные приборы, предназначенные для 

оптического анализа жидкостей на водной основе (рассолов, пластовых вод и буро-

вых растворов). Здесь можно выделить приборы, работающие как в ИК- [20, 21, 22], 

так и в видимом диапазоне длин волн [23]. Причем ИК-спектрометры высокого раз-

решения пригодны и для анализа углеводородных жидкостей. 

 Прибор для химического анализа скважинных жидкостей на водной основе 

[23] работает по принципу абсорбционного спектрометра в видимой области излу-

чения. В курсе аналитической химии спектроскопия в видимой области спектра ис-

пользуется для определения рН растворов и определения катионов металлов. Заим-

ствовав основы методов из аналитической химии, авторы разработали методику оп-

ределения рН жидкостей, катионов металлов и температурные изменения компонент 

растворов в скважинных условиях. На рис. 2.4 и 2.5 проиллюстрированы классиче-

ские примеры использования абсорбционной спектроскопии в видимом диапазоне 

длин волн в аналитических целях. Следовательно, и скважинные жидкости на вод-

ной основе можно исследовать подобными методами, то есть вместе с исследуемой 

пробой вводя в измерительный блок скважинного прибора известный краситель 

(например, феноловый красный).  

Существенным преимуществом описанного прибора является возможность 

изучения свойств скважинной жидкости на водной основе непосредственно на забое 

скважины, то есть в реальных условиях работы такой жидкости. Однако такая «бли-
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зость» к пластовым условиям лимитирует возможности по использованию других, 

быть может, более информативных методов. 

 

            а                  б 

 
Рис. 2.4. Абсорбционные спектры фенолового красного в основной форме (base form), в кислотной 
форме (acid form) и в растворе с рН=8, измеренные при 20°С (а); зависимости оптической плотно-

сти основной фракции фенолового красного (base fraction) и рассчитанного по спектру рН  
от реального рН раствора (б). Из работы [23]. 

 

      а            б 

 
Рис. 2.5. Абсорбционные спектры фенолового красного в деионизированной воде (сплошная ли-
ния) и фенолового красного, предварительно выдержанного 24 ч при температуре 150°С, в деио-
низированной воде (штриховая линия), измеренные при 20°С (а). Абсорбционные спектры фено-
лового красного в буферном растворе с рН=7,4, измеренные при 22°С (сплошная линия) и при 

150°С (штриховая линия) – б. Из работы [23]. 
  

 Авторы [24] разработали прибор и метод для определения химических свойств 

буровых растворов, жидкостей для вскрытия пласта и других скважинных растворов 

в поверхностных условиях. Они назвали свой прибор «microfluidic system» (микро-
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жидкостная система), обозначив тем самым, что для проведения анализа необходим 

всего 1 мл тестируемой жидкости. Система состоит из электрической ячейки для 

измерения электрического сопротивления, блока флуоресцентного анализа, и также 

кальциметра. В качестве дополнительной возможности система позволяет использо-

вать эталонные жидкости сравнения, что повышает точность анализа. В оригиналь-

ном патенте приведен подробный пример использования прибора и методики для 

экспресс-определения химических свойств NaCl-биополимерного бурового раство-

ра.  

 Касаясь вопроса обнаружения следов нефти или газового конденсата в буро-

вых растворах и сточных водах, следует упомянуть о методе, разработанном в Тех-

ническом университете Гамбурга [25]. Изготовленный под эту методику прибор по-

лучил название «Mobile GC/MS system» – мобильный газовый хроматограф с масс-

спектрометрическим датчиком, предназначенный для качественного анализа жидко-

стей (фильтрат бурового раствора, сточные воды и т.п.) в условиях наземной поле-

вой лаборатории. Пределы чувствительности прибора (при определении загрязнений 

почвы по методике авторов) по разным углеводородным смесям показаны в        

табл. 2.1. 

 
Таблица 2.1 

Чувствительность прибора для различных примесей 
 

Относительная погрешность определения для 
трех диапазонов концентраций (в мг/кг), % Примесь Предел чувстви-

тельности, мг/кг 30–300 300–3 000 3 000–10 000 

Газойль 56 8,7 17 – 

Тяжелая нефть 100 17 12 3,6 

Дизель 125 19 7,4 14 

Керосин 180 28 24 23 

Котельное топливо 170 26 2,8 7,9 

 

Мобильный прибор состоит из газового компрессора, мембранного впускного 

патрубка (для выделения или очистки газа-носителя), хроматографической колонки, 

квадрупольного масс-спектрометра (источника α-частиц (70 эВ) и мишени). Все 
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компоненты прибора смонтированы на одной раме, исключены подвижные элемен-

ты, что позволяет длительно эксплуатировать прибор в полевых условиях. В качест-

ве газа-носителя используется воздух из окружающей среды. На рис. 2.6 показана 

взаимосвязь калибровочного коэффициента прибора и предела испаряемости (VRN 

– volatility range number) углеводородных примесей. 

 

 
Рис. 2.6. Взаимосвязь калибровочного коэффициента «мобильного газового хроматографа» и пре-
дела испаряемости VRN для примесей различных углеводородных жидкостей. Из работы [25]. 

 

Пределом испаряемости авторы методики называют отношение площади за-

штрихованной области на хроматограмме к суммарной площади заштрихованной и 

голубой областей, или отношение площади хроматограммы до пика стандартного 

разделителя (d10-антрацен) к общей площади хроматограммы. Как видно из рисунка, 

по пределу испаряемости прибор позволяет определить тип загрязняющей углево-

дородной жидкости (от керосина до тяжелой нефти). 

 Как видно из приведенного обзора, в последние годы все большее развитие 

получают методы оптических исследований скважинных жидкостей в видимом или 
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ближнем ИК-диапазонах. Очевидно, такая тенденция обусловлена простотой полу-

чения данных в этих диапазонах длин волн, то есть относительно низкой стоимо-

стью источников и приемников излучения.  

Следует отметить высокий уровень сложности большинства разработанных 

методик и приборов, что обуславливает их высокую стоимость. Использование но-

вых источников и приемников излучения, новых материалов, однако, не гарантирует 

получения высокого качества информации о скважинных жидкостях, поскольку 

лишь некоторые описанные методики имеют теоретическое обоснование. Более то-

го, вопросы, связанные с поглощением видимого света нефтяными средами, все еще 

остаются дискуссионными и окончательно не разрешены [26]. 
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2.3 Основные типы оптических методов анализа растворов и коллоидов 
 

2.3.1 Оптическое излучение  

Электромагнитное излучение характеризуют как волновыми, так и энергети-

ческими параметрами. Основные волновые параметры: длина волны λ (чаще всего 

измеряемая в Å, нм, мкм); частота колебаний ν=с/λ (измеряемая в сек–1); волновое 

число k = 1/λ (обычно измеряемое в см–1). Энергетические параметры Е (энергии 

фотонов, энергии молекул) чаще всего измеряют в электрон-вольтах (эВ) или в ки-

локалориях на моль (ккал/моль).  

Ниже приведены некоторые соотношения между волновыми и энергетически-

ми параметрами: 

 

λ(нм) =107/k(см–1) = 28591,2/Е(ккал/моль) = 1239,81/Е(эВ) 

k(см–1) = 349,758⋅Е(ккал/моль) = 806,575⋅Е(эВ) = 107/λ(нм) 

Е(ккал/моль) = 23,0609⋅Е(эВ) = 2,85912⋅10–3⋅ k(см–1) = 28591,2/λ(нм) 

Е(эВ)=0,123981⋅10–3⋅k(см–1) = 0,0433634⋅ Е(ккал/моль) = 1239,81/λ(нм) 

 

Например, длине волны 400 нм соответствует волновое число 25000 см–1, 

энергия 3,1 эВ, или 71,5 ккал/моль. 

К оптическому излучению относят электромагнитное излучение с длинами 

волн от единиц нанометров до десятых долей миллиметра. При этом различают три 

спектральные области оптического излучения: ультрафиолетовую, видимую и ин-

фракрасную. 

Ультрафиолетовым излучением (УФ) называют излучение, занимающее спек-

тральную область между видимым и рентгеновским излучением в пределах длин 

волн от 400 до 10 нм. В свою очередь, область ультрафиолетового излучения услов-

но подразделяют на ближнюю (400–200 нм) и далёкую, или вакуумную (200–10 нм). 

Последнее название обусловлено тем, что УФ-излучение этого диапазона сильно 

поглощается воздухом, и его исследование возможно только в вакууме. Изучение 
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спектров пропускания, поглощения и отражения в УФ-области позволяет опреде-

лять электронную структуру атомов, молекул, твёрдых тел. 

Видимым излучением, или светом, называют излучение, которое может непо-

средственно вызывать зрительные ощущения, что соответствует длинам волн в ва-

кууме от 760 до 400 нм. Границы спектральной области видимого излучения услов-

ны. Излучение очень высокой интенсивности глаз воспринимает в несколько более 

широком диапазоне. Световые волны различных частот воспринимаются человеком 

как различные цвета. 

Инфракрасным излучением (ИК) называют электромагнитное излучение, за-

нимающее спектральный интервал между красной границей области видимого из-

лучения (740 нм) и коротковолновым радиоизлучением (1–2 мм). ИК-область обыч-

но условно разделяют на ближнюю (0,74–2,5 мкм), среднюю (2,5–50 мкм) и далёкую 

(50–2000 мкм). Спектры испускания и поглощения ИК-излучения чаще всего иссле-

дуют с целью определения структуры молекул. 

Энергии фотонов ультрафиолетового, видимого и ближнего ИК-диапазонов 

спектра достаточно велика, чтобы переводить электроны молекул в возбужденное 

состояние. Поэтому спектроскопию с использованием указанных спектральных 

диапазонов часто называют спектроскопией электронного возбуждения, или элек-

тронной спектроскопией [27]. 

Ввиду относительной простоты получения и регистрации оптического излуче-

ния, методы анализа, основанные на его использовании, получили широкое распро-

странение. Современные приборы для измерения спектров поглощения – спектро-

фотометры – частично перекрывают все три области оптического излучения. С по-

мощью таких приборов можно получать монохроматическое излучение в диапазоне 

длин волн от 1100 до 190 нм (стандартные спектрофотометры для работы в областях 

УФ-, видимого и ближнего ИК-излучения). 

 

2.3.2 Распространенные типы оптических методов анализа 

При описании взаимодействия электромагнитного излучения (светового пото-

ка) с веществом обычно различают процессы рефракции (преломления), поглощения 
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(абсорбции), вторичной эмиссии (люминесценции, флуоресценции), рассеяния (как 

упругого, так и с поглощением энергии), а также изменения состояния поляризации 

света. 

Абсорбционные оптические методы анализа основаны на исследовании харак-

теристик поглощения светового потока веществом (фотометрия, спектрофотомет-

рия, атомно-абсорбционный метод). Сюда входят и методы визуальной колоримет-

рии, основанные на сравнении интенсивности окраски вещества с интенсивностью 

окраски цветного раствора определенной концентрации или со стандартными стёк-

лами, обладающими определёнными спектрометрическими свойствами. Окраску 

(цвет) традиционно используют как одну из важных характеристик нефти, по кото-

рой можно судить о ее качестве и о некоторых показателях состава.  

Рефрактометрические методы анализа основаны на измерении показателей 

преломления нефтегазовых сред при фиксированных длинах волн света. Величина 

показателя преломления  n  позволяет судить о плотности нефти, ее молекулярной 

массе, химическом составе и возрасте. Например, определив значение n при некото-

рой фиксированной длине волны, можно оценить плотность ρ, используя известные 

соотношения Лорентц – Лоренца [28]: 
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Для многих чистых жидкостей в широком интервале температур может быть 

использовано эмпирическое уравнение Эйкмана [29]: 
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где n – показатель преломления при данной температуре, С – константа, рассчиты-

ваемая по известным значениям плотности и показателя преломления (обычно по 

справочным данным при 20оС ), ρ – плотность жидкости при данной температуре. 
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 Достаточно хорошо известны также оптические эмиссионные методы – люми-

несцентный (флуоресцентный) анализ. Люминесценцией называют любой процесс 

испускания электромагнитного излучения веществом после того как вещество по-

глотило энергию фотонов из источника света. Термин флуоресценция используют, 

если временная задержка между возбуждением и излучением мала – порядка 10 нс. 

В настоящее время люминесцентный анализ широко используют для выявления за-

грязнений окружающей среды в результате аварийных и нелегальных разливов неф-

ти и нефтепродуктов [30]. Люминесцентный анализ входит в перечень обязательных 

методов определения следов нефти и битумоидов в образцах кернов и бурового 

шлама при контроле процесса строительства скважин нефтегазовых месторождений 

[31, 32]. В процессе эксплуатации месторождения введение флуоресцентных инди-

каторов в пластовые флюиды дает возможность установить контроль распределения 

фильтрационных потоков в залежах, выявить высокопроницаемые и трещиноватые 

участки пласта, осуществить мониторинг обводнения нефтяных скважин [33]. Для 

всех перечисленных приложений характерны малые концентрации флуоресцентных 

веществ в исследуемых средах.  

Относительно менее распространены поляриметрические методы, в которых 

исследуют способность оптически активных веществ вращать плоскость поляриза-

ции поляризованного луча света.  

Для изучения мутных суспензий используют методы анализа, основанные на 

исследовании рассеяния световой энергии взвешенными частицами анализируемого 

вещества (турбидиметрия, нефелометрия). Если наибольший размер взвешенных 

частиц меньше 0,1 длины волны, то рассеяние света в пространстве симметрично, и 

интенсивность Iрас света, рассеянного в направлении, перпендикулярном лучу па-

дающего света, определяется по закону Рэлея 
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где К – коэффициент пропорциональности; I0 – интенсивность падающего света с 

длиной волны λ; Ni – число частиц объемом Vi в единице объема взвеси; n – число 
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групп, объединяющих частицы одинакового размера. При заданном распределении 

частиц по размерам интенсивность Iрас пропорциональна концентрации исследуемо-

го вещества (дисперсной фазы). Рассеяние света частицами больших размеров силь-

нее, но неравномерно: оно больше в направлении движения луча падающего света. 

Теория рассеяния света находит применение при измерении интенсивности как рас-

сеянного света (нефелометрия), так и ослабленного, вследствие рассеяния, прохо-

дящего света (турбидиметрия). После калибровки по суспензиям с известными ха-

рактеристиками дисперсной фазы с помощью турбидиметрии можно определять 

концентрацию дисперсной фазы, а угловая зависимость светорассеяния даёт инфор-

мацию о размерах и форме частиц [34, 35]. 

 

2.3.3 Спектрофотометрия 

2.3.3.1 Основные закономерности поглощения света веществом 

  Сквозь слой вещества проходит лишь часть энергии падающего света из-

за осуществления эффектов отражения, рассеяния и поглощения. Соответственно 

интенсивность падающего светового потока I0 можно представить в виде суммы 

 

прпоглрасотр0 IIIII +++= ,    (2.4) 

 

где Iотр – интенсивность отражённого светового потока; Iрас – интенсивность рассе-

янного излучения; Iпогл – интенсивность светового потока, поглощённого веществом; 

Iпр – интенсивность светового потока, прошедшего через слой вещества (рис. 2.7). 

Поскольку при фотометрических анализах серии образцов используют одну и 

ту же стандартную кювету, исключаются ошибки, связанные с изменением потери 

светового потока на отражение. В оптически однородных средах рассеяние мало и 

при массовых анализах чаще всего в расчёт не принимается. Поглощенное системой 

излучение непосредственному измерению не поддаётся – измеряют интенсивность 

излучения, прошедшего сквозь кювету с образцом. Убывание прошедшей интенсив-

ности часто называют экстинкцией (от англ. extinction – ослабление). Необходимо 

всегда иметь в виду, что измеряемые параметры экстинкции определяются процес-
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сами как поглощения, так и рассеяния. Отождествление экстинкции с поглощением 

должно сопровождаться аргументами в пользу пренебрежимо малой роли рассеяния. 

 

 
Рис. 2.7. Схема прохождения излучения через раствор. 

 

В 1729 г. Пьер Бугер (Pierre Bouguer) [36] и в 1760 г. Иоганн Генрих Ламберт 

(Johann Heinrich Lambert) впервые сформулировали простое математическое выра-

жение для экстинкции («ослабления») при прохождении света. Они предположили, 

что: 1) относительная доля «ослабленного» средой света не зависит от интенсивно-

сти падающего излучения и 2) каждый слой равной толщины «ослабляет» равную 

долю проходящего монохроматического потока энергии, что приводит к экспонен-

циальной зависимости 

 
l

пр eII λα−= 0 ,      (2.5) 

 

где e – основание натуральных логарифмов; αλ – некоторый «показатель экстинк-

ции» при длине волны λ, характерный для данного вещества и имеющий размер-

ность обратной длины; l – толщина образца поглощающего вещества. 

В 1782 г. Август Бер (August Beer) сформулировал дополнительный закон, со-

гласно которому величина «показателя экстинкции» прямо пропорциональна кон-

центрации поглощающих молекул в исследуемом веществе: 
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αλ = ελ С,      (2.6) 

 

где С – концентрация растворенного поглощающего вещества, ελ. – коэффициент 

экстинкции для длины волны λ, характеризующий взаимодействие света с отдель-

ной молекулой. Если известно, что процессы рассеяния отсутствуют (или их влия-

ние пренебрежимо мало), то ελ. называют коэффициентом поглощения. Существен-

но, что в законе Бера подразумевается, что ελ – величина постоянная, не зависящая 

от концентрации поглощающего вещества в растворе. Размерность и численная ве-

личина коэффициента экстинкции (поглощения) определяются выбором единиц из-

мерения концентрации С.  

 С учетом (2.5) и (2.6), можно записать: 

  
Cl

пр eII λε−= 0 .     (2.7) 

 

Это соотношение, известное как объединённый закон Бугера – Ламберта – 

Бера (БЛБ), является основным законом экстинкции (поглощения) света и лежит в 

основе большинства фотометрических методов анализа. 

 Необходимо отметить, что по чисто историческим причинам, не имеющим 

прямого отношения к существу вопроса, как для отечественных, так и для зарубеж-

ных публикаций характерны значительные разночтения в наименовании приведен-

ного выше закона и в формах его записи. Так, в рецензии на французское переизда-

ние трудов Бугера выдающийся российский ученый С.И. Вавилов писал: «Трудно 

постичь основания той упорной исторической несправедливости, с которой до на-

шего времени законы, совершенно ясно и отчетливо сформулированные Бугером, 

соединяются с другими авторами (закон Бера, закон Ламберта и др.)... Между тем 

Бугер дал все принципы фотометрии, которыми мы пользуемся в неизмененном ви-

де до сих пор, сформулировал математически... основной закон поглощения света в 

зависимости от яркости, толщины слоя и концентрации» [37]. Следуя рекоменда-

ции С.И. Вавилова, и многие современные исследователи называют закон БЛБ «за-
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коном Бугера» [38]. В противоположность этому, в англоязычной литературе наибо-

лее используемым является наименование «закон Бера – Ламберта» [39].  

По тем же историческим причинам, закон БЛБ часто записывают, используя 

не натуральные логарифмы, а десятичные:  

 
Cl

пр II λε−= 100 ,     (2.8) 

 

где иногда (но не обязательно) «десятичную» величину коэффициента экстинкции 

обозначают как ε10. Использование натуральных логарифмов стало распространен-

ным в СССР в конце 40-х годов прошлого века, когда из Германии начали поступать 

репарационные поставки оборудования, в том числе и для химического и физико-

химического анализа. Среди этого оборудования достойное место занимал фотометр 

Пульфриха. В старых образцах этого прибора имелась шкала экстинкции, которая 

представляла собой натуральный логарифм обратного пропускания с пределами 

градуировки от 0 до 5. В это же время в США выпускали первые партии спектрофо-

тометра Beckman DU с такой же натуральной шкалой. Однако в 1947 году Амери-

канское бюро стандартов приняло решение заменить натуральную шкалу десятич-

ной. Вслед за этим и конгресс ИЮПАК (IUPAC) принял такое же решение [39, 40]. 

Поэтому первые же советские колориметры ФЭК и спектрофотометр СФ-4 уже 

имели десятичную шкалу оптической плотности. Преимущественное распростране-

ние эта шкала получила в аналитической химии. 

 В связи с упомянутой несогласованностью терминологии и обозначений сле-

дует быть внимательными при использовании различных справочников и таблиц 

для количественных расчетов параметров оптического поглощения. В данной книге 

мы будем использовать закон БЛБ исключительно в форме (2.7), а в определениях 

всех входящих в него параметров будет подразумеваться применение лишь нату-

ральных логарифмов. 

 Уравнение (2.7) подразумевает проведение измерений с использованием стро-

го монохроматического света с определенной длиной волны λ. Однако в спектрофо-

тометрии измерения интенсивности световых потоков зачастую производят не в мо-
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нохроматическом, а в полихроматическом свете, используя светофильтры, пропус-

кающие достаточно широкие интервалы длин волн Δλ. В этом случае в уравнении 

(2.7) величину ελ заменяют на ε  – коэффициент экстинкции, усредненный по интер-

валу Δλ, характерному для использованного светофильтра. 

 В табл. 2.2 приведены характеристики экстинкции (поглощения), наиболее 

часто используемые в спектрофотометрии [41].  

 
Таблица 2.2 

Основные величины,  
используемые в абсорбционной спектрофотометрии 

 
Характеристика экстинкции 

(поглощения) 
Символ Формула 

Пропускание Т  0/ IIТ пр=  

Оптическая плотность D  ( )TD /1ln=  

Коэффициент экстинкции,  
коэффициент поглощения 

ε  ClD /=ε  

 

При соблюдении основного закона поглощения света оптическая плотность 

раствора прямо пропорциональна коэффициенту экстинкции (поглощения), концен-

трации поглощающего вещества и толщине слоя раствора: 

 

ClD λε= .      (2.9) 

 

Традиционная формулировка закона БЛБ предполагает, что поглощение света 

каким-либо веществом не зависит от присутствия в растворе других веществ (в 

идеале – нет взаимодействия молекул). Отсюда следует, что оптическая плотность 

«идеального» раствора, содержащего смесь нескольких невзаимодействующих ве-

ществ, должна обладать свойством аддитивности:  

 

Dраствора = D1 + D2 + D3 +….    (2.10) 
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 Соответственно предполагают, что при отсутствии заметного межмолекуляр-

ного взаимодействия свойство аддитивности должно быть характерно и для коэф-

фициента экстинкции смеси: 

 

∑
∑ε

=ε
i

ii
смеси C

C
.      (2.11) 

 

2.3.3.2 Отклонения от основного закона поглощения света 

  Объединённый закон Бугера – Ламберта – Бера многократно проверялся 

на опытах, и его справедливость для растворов и смесей, близких к «идеальным», 

можно считать строго установленной. Однако на практике могут происходить не-

контролируемые отклонения исследуемых образцов от «идеальности», что проявля-

ется в виде «нарушений» простого закона БЛБ.  

Так, в соответствии с уравнением (2.9), зависимость оптической плотности D 

от концентрации C должна графически описываться прямой линией, выходящей из 

начала координат (линия 1 на рис. 2.8). Однако если требования «идеальности» не 

выполняются (обычно это характерно для области высоких концентраций), то пря-

молинейная зависимость между D и C нарушается (линии 2 и 3 на рис. 2.8).  

 

 
Рис. 2.8. Зависимость оптической плотности от концентрации поглощающего свет вещества в рас-
творе при соблюдении закона БЛБ 1, положительных 2 и отрицательных 3 отклонениях от него. 

 

Наиболее часто встречающиеся причины наблюдаемых отклонений от закона 

БЛБ можно разделить на две группы: 1) физико-химические, связанные со свойст-
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вами анализируемого вещества или всего раствора; 2) инструментальные, связанные 

с особенностями данного спектрофотометра.  

К физико-химическим причинам относятся, прежде всего, нарушения молеку-

лярной идентичности вещества в «неидеальном» растворе. Это нарушения могут 

быть вызваны реакциями диссоциации, ассоциации или химического взаимодейст-

вия растворенного вещества с растворителем. Особенно большие отклонения от за-

кона БЛБ могут наблюдаться при разбавлении растворов малоустойчивых погло-

щающих соединений. Диссоциация таких соединений и влияние сопряженных реак-

ций, протекающих в растворе, являются частой причиной «нарушения» закона БЛБ 

[42]. Если константы происходящих процессов и характеристики продуктов (напри-

мер, ассоциатов) известны, то «отклонения» от закона БЛБ могут быть устранены 

подстановкой в (2.9) скорректированных значений коэффициентов экстинкции и со-

ответствующих концентраций. Желательно подбирать такие интервалы концентра-

ций, в которых явления ассоциации и диссоциации не наблюдаются и отклонения от 

закона БЛБ отсутствуют. 

Другой физико-химической причиной отклонения от закона БЛБ может явить-

ся флуоресценция анализируемого вещества, что приводит к увеличению интенсив-

ности прошедшего через раствор света и снижает рассчитываемые значения оптиче-

ской плотности. Вследствие частичной реабсорбции флуоресцентного света наблю-

даемые отклонения будут зависеть от длины кюветы. При прочих равных условиях 

отклонения от закона БЛБ вследствие флуоресценции будут возрастать с увеличени-

ем оптической плотности и уменьшаться с ростом концентрации растворенного ве-

щества (эффект тушения). 

Очевидной инструментальной (аппаратурной) причиной кажущихся отклоне-

ний от закона БЛБ может быть нелинейная зависимость показаний прибора от ин-

тенсивности светового потока. Это явление можно легко обнаружить по результатам 

измерения пропускания нескольких нейтральных светофильтров или растворов хо-

рошо изученных стандартных веществ. 

Недостаточная монохроматичность поглощаемого светового потока обычно 

вызывает отрицательные отклонения от основного закона поглощения. При этом, 
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чем шире интервал длин волн поглощаемого света, тем уже область концентраций, 

где закон БЛБ выполняется. 

 

2.3.3.3 Оптимальный диапазон измеряемых оптических плотностей 

Проводя спектрофотометрические измерения, практики, как правило, 

редко обращают внимание на то, какие величины оптических плотностей являются 

недопустимыми или, наоборот, оптимальными.  

Как отмечено выше, оптическая плотность представляет собой отрицательный 

логарифм пропускания ( ) ( )прпр IIIITD 00 lglglg =−=−= . 

В принципе оптическая плотность может меняться от нуля – полное пропус-

кание (Iпр = I0), до сколь угодно больших значений (Iпр << I0). Практически же зна-

чения D, надежно измеряемые распространенными спектрофотометрами, не превы-

шают 2 или 3, т.е. эти приборы могут без искажений измерять световые потоки, ос-

лабленные не более чем в 100 или 1000 раз. 

Абсолютная погрешность измерений оптической плотности ΔD почти полно-

стью определяется абсолютной погрешностью измерений пропускания ΔТ. Найдя 

производную dD/dT, с использованием соотношения TD lg−=  получаем 

 

TD D Δ=Δ
−10

4343,0 .     (2.12) 

 

Из этого выражения видно, что погрешность ΔD неравномерно распределена 

по шкале значений оптической плотности и возрастает с увеличением величины D. 

Особый интерес представляет относительная погрешность оптической плотности 

δ=ΔD/D: 

 

T
D D Δ⋅

=δ
−10

4343,0 .     (2.13) 
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Рис. 2.9. Зависимость относительной погрешности измерений от величины оптической плотности 

(при погрешности измерений пропускания ΔТ=0,0005). 
 

Анализ формулы (2.10) показывает, что существует оптимальный диапазон 

измеряемых оптических плотностей, где относительная погрешность минимальна. 

На рис. 2.9 показана закономерность изменения погрешности для распространенно-

го случая ΔТ=±0,0005. Из рисунка видно, что минимальная относительная погреш-

ность может быть достигнута при D=0,434. Из этого следует, что планировать экс-

перимент лучше таким образом, чтобы измеряемая величина была в области 

D=0,4÷0,5. 

 

2.3.4 Турбидиметрия 

 Турбидиметрией называется метод количественного анализа по интенсивно-

сти света, поглощенного взвесью определенного вещества [43]. Турбидиметриче-

ский метод основан на изменении интенсивности света, прошедшего через дисперс-

ную систему. Интенсивность падающего светового потока ослабляется в результате 

его рассеяния дисперсной системой. Если принять рассеянный свет за фиктивно по-

глощенный, то можно получить простое соотношение, аналогичное закону Бугера – 

Ламберта – Бера для поглощения света молекулярными растворами. Ослабление ин-

тенсивности света dI пропорционально интенсивности падающего света I0, прохо-

дящего через слой исследуемой системы толщиной dx: 

 

       – dI = τI0dx ,     (2.14) 
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где τ – коэффициент пропорциональности, характеризующий способность системы 

рассеивать свет, его называют мутностью [44]. 

 В результате интегрирования в пределах от I0 до Iпр и соответственно от x=0 до 

l – толщины слоя системы, получим: 

 

ln (I0/Iпр) = τ l    или    Iпр = I0e– τ l.   (2.15) 

 

 При выводе предполагалось, что изменение интенсивности света происходит 

только за счет рассеяния. Поэтому уравнение (2.15) справедливо для систем, кото-

рые не поглощают свет, то есть для так называемых белых золей. Если золи еще и 

поглощают свет, то к величине τ необходимо прибавить коэффициент поглощения 

(экстинкции).  

 Строгий вывод с использование уравнения Рэлея дает следующее выражение 

для оптической плотности рассеивающей свет среды [44]: 

 

44

3
0lg

αλ+
==

d
cdk

I
ID
пр

,     (2.16) 

 

где d – диаметр частиц; α – константа, зависящая от природы золя; с – массовая кон-

центрация системы; k – константа, включающая постоянные параметры в уравнении 

Рэлея, не зависящая от объема частицы. 

 Если принять во внимание, что уравнение Рэлея справедливо при условии 

d≤0,1λ, то членом d4 в знаменателе полученного уравнения можно пренебречь. 

 Если система содержит частицы, размер которых больше, чем 0,1λ (в эту кате-

горию попадают буровые промывочные жидкости), то помимо увеличения интен-

сивности рассеяния в направлении падающего света и уменьшения ее в обратном 

направлении проявляются отклонения от закона Рэлея. Эти отклонения обусловлены 

другой зависимостью рассеяния света от длины волны и поляризационными явле-

ниями. Они могут быть использованы для оценки размеров частиц. С увеличением 

размеров частиц интенсивность рассеяния становится обратно пропорциональной 
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длине волны в степени, меньшей, чем четвертая. Поэтому Геллер предложил выра-

зить оптическую плотность и мутность следующими формулами [44]: 

 

D = k′ λ– n    и    τ = k″ λ– n,    (2.17) 

 

где k′ и k″ – константы, не зависящие от длины волны. 

 Зависимости логарифма оптической плотности (или мутности) от логарифма 

длины волны представляют собой прямую, тангенс угла наклона которой равен по-

казателю степени n, то есть 4 для рэлеевского рассеяния и меньше четырех для све-

торассеяния большими частицами.      

По градуировочному графику (рис. 2.10), построенному предварительно, на-

пример по результатам электронно-микроскопического исследования, эксперимен-

тально определив величину n в соответствии с формулами Геллера, можно найти 

размер частиц. 

 

 
Рис. 2.10. Зависимость показателя степени при длине волны в уравнении Геллера от диаметра сфе-

рических диэлектрических частиц. Из работы [44]. 
 

 Показатель n можно определить также по методу Теорелла: пользуясь всего 

двумя светофильтрами, получают два значения Dλ для двух длин волн (жедательно, 

чтобы различие в величинах длин волн было возможно большим); затем, пользуясь 

соотношением 
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вычисляют показатель степени n. Однако при использовании данной методики ис-

следователь должен быть уверен, что выбранные им рабочие длины волн не попа-

дают в интервал полосы поглощения рассеивающей системы.  

 Необходимо отметить, что для явления истинного рассеяния показатель сте-

пени n не может быть больше четырех, при наличии же истинного поглощения зна-

чение показателя степени может быть значительно больше. 

 Преимущество турбидиметрического метода исследования заключается в про-

стоте методики измерений. В качестве турбидиметра – прибора для проведения тур-

бидиметрических измерений можно использовать широко распространенные фото-

электронные колориметры (ФЭК, КФК-2, КФК-3), а также современные портатив-

ные и карманные приборы на фотодиодах.  

 Точность турбидиметрического метода небольшая, поскольку интенсивность 

рассеяния (относительно малая величина) определяется по разности двух больших 

значений интенсивностей падающего и проходящего света. Применение метода ог-

раничивается дисперсными средами, отличающимися сравнительно высокой мутно-

стью. 
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2.4 Экспериментальная часть 

 

 2.4.1 Цель экспериментов 

 Главной целью экспериментов была оценка возможности использования спек-

трофотометрии (устаревшее название – фотоколориметрии) для обнаружения следов 

пластовых углеводородов в буровой промывочной жидкости. Для осуществления 

цели работы была сформулирована задача – исследование спектров поглощения 

глинистого бурового раствора, загрязненного нефтью и газовым конденсатом, в ви-

димом диапазоне длин волн.  

 

2.4.2 Оборудование 

Для измерения спектров поглощения моделей буровых растворов использова-

ли спектрофотометр Specord UV VIS и стандартный фотоколориметр КФК-2. Отли-

чие приборов заключается в том, что спектрофотометр позволяет получать непре-

рывный спектр с интервалом по длине волны 1 нм. Фотоколориметр КФК-2 осна-

щен набором узкополосных светофильтров, поэтому с его помощью можно полу-

чать спектры только при фиксированных значениях длин волн. Спектрофотометр 

Specord UV VIS – достаточно распространенный в России прибор, однако его суще-

ственным недостатком является отсутствие цифровой индикации и возможности об-

работки данных на ПЭВМ. С целью устранения этого недостатка автором настоя-

щей диссертации была проведена модификация прибора [45], суть которой описана 

ниже. 

Сокращение финансирования науки в годы экономических реформ негативно 

сказалось на материально-технической базе научно-исследовательских и научно-

производственных организаций, а особенно – на приборной базе. Тем не менее, мно-

гим исследователям-практикам удается поддерживать свои лаборатории на совре-

менном уровне, реанимируя морально устаревшее, но вполне работоспособное обо-

рудование, в частности, аппаратуру для спектрофотомерии. Спектрофотометриче-

ские опыты традиционно проводятся практически во всех нефтепромысловых лабо-
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раториях, занимающихся вопросами подбора химических реагентов, мониторинга 

качества продукции и экологии [46, 47].  

Автор настоящей диссертации модернизировал спектрофотометр Specord UV 

VIS, осуществив сопряжение этого прибора с ЭВМ. Спектрофотометр Specord UV 

VIS производства фирмы «Carl Zeiss Jena» (выпускавшийся в ГДР более 30 лет на-

зад) является достаточно распространенным в России прибором. Качество, надеж-

ность и технические характеристики прибора все еще не уступают современным 

аналогам, что, в принципе, позволяет использовать его в исследовательских целях и 

в настоящее время. Главным отличием более современных спектрофотометров яв-

ляется возможность вывода данных на ЭВМ с последующей их экспресс обработкой 

с помощью специальных пакетов программ. Однако предлагаемые на рынке в на-

стоящее время современные двулучевые аналоги Specord UV VIS имеют стоимость 

порядка 15–20 тыс. долларов США, поэтому не каждая лаборатория в состоянии 

приобрести такой прибор. Использование же устаревшего Specord UV VIS для ру-

тинных измерений неудобно, поскольку прибор оснащен только графическим само-

писцем, что приводит к значительному увеличению времени анализов, кроме того, 

полностью отсутствует возможность обработки данных. Тем не менее, конструкция 

Specord UV VIS позволяет встроить в него интерфейс для вывода данных в цифро-

вом виде. Возможны два варианта: 

1) подача на прецизионный потенциометр постоянного напряжения и снятие 

пропорционального ординате (оптической плотности) сопротивления ограни-

ченной ползунком части прецизионного потенциометра с помощью мостовой 

схемы или 

2) подвод к концам потенциометра постоянного напряжения (до 100 В) и снятие 

пропорционального регистрируемой ординате напряжения компенсационным 

методом. 

Для модернизации описываемого прибора был выбран первый вариант. Состав 

модернизированного оборудования показан на рис. 2.11. Для снятия сигнала 32-

полюсная розетка «Hü 13» прибора была связана экранированным кабелем (3 полю-

са) со стандартным мультиметром. 
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Рис. 2.11. Установка для цифровой регистрации спектрофотометрических данных: 1 – спектрофо-
тометр Secord UV VIS; 2 – мультиметр Protek; 3 – экранированный кабель; 4 – ЭВМ; 5 –дисплей. 

 

Использовали  мультиметр Protek 506, в котором для измерения сопротивле-

ния применяется схема моста Уитстона. Устройство мультиметра содержит анало-

гово-дискретный преобразователь, позволяющий передавать данные на ЭВМ. Связь 

мультиметра с ЭВМ осуществляется с помощью интерфейсного кабеля RS-232 через 

линейный порт COM.  

При сборке описанной схемы следует обратить внимание на то, что для сни-

жения шумов и внешних помех нужно использовать только экранированный кабель. 

При этом электрическая схема не требует включения никаких других активных или 

индуктивных элементов в цепь. Определенная сложность может возникнуть и с со-

вместимостью диапазонов измерения мультиметра и сопротивлением прецизионно-

го потенциометра Specord. В зависимости от конструкции и электрической схемы 

прибора, к которому подключается мультиметр, следует обращать внимание на то, 

что в различных диапазонах измеряемого параметра характеристики регистраторов 

мультиметра могут отличаться.  

Компьютерный интерфейс мультиметра позволяет вести запись измеренных 

значений с интервалом 0,5÷5 с и производить запись в «txt» формате. Возможна и 

визуализация спектров на дисплее компьютера в реальном времени. 
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Некоторым неудобством описанной схемы является то, что отсчет волновых 

чисел производится визуально по нониусу спектрофотометра, который имеет цену 

деления 20 см-1. Регистрация спектра на ЭВМ начинается после щелчка мыши в мо-

мент прохождения шкалой нониуса выбранного значения волнового числа. Таким 

образом, синхронно с прогонкой длин волн спектрофотометром, ось абсцисс на 

ЭВМ автоматически записывается по времени. На итоговом спектре численные зна-

чения длин волн восстанавливается по начальному и конечному значениям показа-

ний нониуса, с учетом того, что прогонка волновых чисел спектрофотометром про-

исходит равномерно. Для повышения точности установки волновых чисел и воспро-

изводимости результатов измерения должны проводиться с установкой наименьше-

го интервала записи значений (в нашем случае 0,5 с). 

Несмотря на отмеченные неудобства, описанный метод записи спектров (с 

временной разверткой по оси абсцисс) позволяет реализовать новую для прибора 

функцию: высокоточный фотометрический анализ кинетических (временных) про-

цессов. Установив необходимую длину волны на спектрофотометре, можно быстро 

и качественно провести временные исследования неравновесных процессов в жид-

ких средах.  

Естественным результатом проведенной модернизации является регистрация 

данных в цифровом виде и возможность непосредственной обработки данных на 

ЭВМ, отсутствующая при графической записи спектров оригинальным прибором. 

Пример измерения и компьютерной обработки спектров приведен на рис. 2.12. 

На рисунке представлены оптические спектры поглощения южно-тарасовской неф-

ти (1), азнакаевской нефти (2) и гудрона Московского НПЗ (3). Слева показаны пря-

мые результаты записи зависимостей оптической плотности D от длины волны λ. 

Такая форма записи спектров является стандартной во всех дорогостоящих совре-

менных спектрофотометрах. В аналитической практике более удобно другое пред-

ставление спектров в виде зависимостей логарифма оптической плотности от энер-

гии фотонов. После модернизации прибора такое преобразование спектров легко 

проводится с помощью любых стандартных программ обработки данных. Обрабо-

танные спектры показаны справа на рис. 2.12. 
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Рис. 2.12. Оптические спектры поглощения южно-тарасовской нефти (1),  

азнакаевской нефти (2) и гудрона Московского НПЗ (3). 
 

 В данном представлении на спектрах можно наблюдать характерные прямо-

линейные участки, которые позволяют отождествить наблюдаемые закономерности 

оптического поглощения с конкретными особенностями молекулярного строения 

нефтей и нефтепродуктов [48, 49]. 

 Таким образом, модернизация устаревшего лабораторного оборудования мо-

жет явиться экономичным средством как ускорения процесса измерений, так и по-

вышения их точности. Модернизация спектрофотометра Specord UV VIS позволила 

реализовать новые для прибора функции, среди которых:  

• дистанционная индикация измерений;  

• синхронная визуализация и запись спектров на ЭВМ;  

• высокоточный фотометрический анализ кинетических процессов в растворах; 

• компьютерная экспресс обработка данных. 

 

2.4.3 Материалы 

 Для приготовления глинистого бурового раствора на водной основе использо-

вали глинопорошок бентонита марки ПБМА производства ОАО «Альметьевский за-

вод глинопорошка». Глинопорошки – основной материал для приготовления буро-
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вых растворов с необходимым комплексом структурно-реологических, фильтраци-

онных и других специфических свойств. Химические добавки к буровым растворам 

рассматриваются лишь как средство регулирования показателей свойств раствора. 

 В связи с тем, что при проведении спектрального анализа важно знать хими-

ческий состав исследуемого вещества или смеси веществ, остановимся подробнее на 

составе использованного нами бентонита. 

Бентонит – это глина, в которой содержится не менее 70% монтмориллонита 

(высокодисперсный слоистый алюмосиликат). Особенность кристаллохимического 

строения бентонита обуславливает наличие на его поверхности ионообменных ка-

тионов, в значительной степени определяющих его химические и физические свой-

ства как минерала.  

Избыточный отрицательный заряд, компенсирующий обменные катионы меж-

слоевого пространства монтмориллонита, обуславливают высокую гидрофильность 

бентонита. При затворении бентонита водой она проникает в межслоевое простран-

ство монтмориллонита, гидратирует его и вызывает набухание. При дальнейшем 

разбавлении водой бентонит образует устойчивую вязкую суспензию с выраженны-

ми тиксотропными свойствами. Кроме того, монтмориллонит обладает высокими 

адсорбционными свойствами.  

Бентонит, в котором главным обменным катионом является Na+, получил на-

звание натриевого или щелочного бентонита. Бентонит, в котором в обменных ка-

тионах преобладает Ca2+, получил название кальциевого бентонита.  

Наиболее распространенными в природе являются кальциевые бентониты. 

Однако, при необходимости преобразование кальциевых бентонитов в натриевые 

можно выполнить путем их обработки натриевыми солями. Такой процесс ионного 

замещения называется активированием, а преобразованный натриевый бентонит – 

активированным. 

Бентонитовые глины поступают на Альметьевский завод глинопорошка с 

Биклянского карьера. Биклянское месторождение бентонитовых глин очень мощное, 

разведано в 1953 году. В международных кадастрах по природным ресурсам зареги-

стрировано как Биклянское месторождение бентонитовых глин с 1956 года. Глины 
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месторождения представлены щелочноземельным монтмориллонитом, имеющим 

преимущественно кальциевый обменный комплекс. Химический и гранулярный со-

став достаточно стабилен по всему разрезу. Гранулярный состав глин следующий: 

весь разрез, вскрытый карьером, представлен дисперсными глинами, содержащими 

от 68,2 до 95,3 % глинистых частиц, в том числе от 32,7 до 51,6 % частиц размером 

менее 1 мкм. Данные по минералогическому и химическому составам биклянских 

глин приведены в табл. 2.3 и 2.4. 
Таблица 2.3  

Минералогический состав биклянских глин 
 

Минерал Содержание, % 

Монтмориллонит 62–65 

Гидрослюда 11–14 

Хлорит + каолинит 15–20 

Кварц 11–12 

Полевые шпаты 3–4 

Кальцит 1–1,5 

 
Таблица 2.4 

Химический состав биклянских глин 
 

Наименование оксидов Массовая доля на высушенное  
при 110°С вещество, % 

Кремний (SiO2) 51,95–61,99 

Титан (TiO2) 0,69–0,97 

Алюминий (Al2O3) 14,48–21,70 

Железо-III (Fe2O3) 4,75–6,25 

Железо-II (FeO) 0,61–3,37 

Марганец (MnO) 0,06–0,18 

Кальций (CaO) 0,89–7,61 

Магний (MgO) 1,68–2,93 

Натрий (Na2O) 0,20–1,51 

Калий (K2O) 1,71–2,41 

Фосфор (P2O5) 0,09–0,15 

Сера-VI (SO3) 0,26–0,35 
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 Поскольку бентонит Альметьевского завода имеет преимущественно кальцие-

вый обменный комплекс, для активации глинопорошка в растворе мы использовали 

кальцинированную соду Na2CO3. 

 В качестве углеводородных «загрязнителей» бурового раствора использовали 

нефть Ромашкинского месторождения (НГДУ «Азнакаевнефть», Зеленогорская 

площадь) и газовый конденсат Уренгойского месторождения, скв. 440. Физико-

химические свойства нефти и газового конденсата представлены в табл. 2.5 и 2.6. 

 
Таблица 2.5 

Физико-химические свойства зеленогорской нефти 
 

Параметр Значение 

Плотность, кг/м3 875,6 

Содержание парафинов, % масс. 6,0 

Содержание асфальтенов, % масс. 3,6 

Содержание серы, % масс. 1,8 

  
Таблица 2.6 

Физико-химические свойства уренгойского газового конденсата из скв. 440 
 

Параметр Значение 

Молярная масса, кг/кмоль 136 

Плотность, кг/м3 779,1 

Показатель преломления 1,4306 

Содержание общей серы, % масс. 0,02 

Содержание парафинов, % масс. 3,02 

Содержание смол, % масс. 0,50 

Содержание асфальтенов ниже порога детекции  
стандартным экспресс-методом 

 

2.4.4 Приготовление бурового раствора и образцов для исследований  

Буровой раствор готовили по следующей рецептуре: 

• 500 мл воды, 

• 50 г бентопорошка, 

• 1 г кальцинированной соды (сухой, предварительно растворенной в воде). 
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Раствор перемешивали мешалкой (2000 об./мин) в течение 20 мин, после чего 

на сутки оставляли в покое в плотно закрытой емкости. По истечении суток готови-

ли образцы для исследований. В 20 мл бурового раствора микропипеткой добавляли 

определенной количество нефти или газового конденсата (масса одной капли в 

среднем составляла 10,57 мг), полученную смесь перемешивали мешалкой (2000 

об./мин) в течение 5 мин. После приготовления смесь бурового раствора с нефтью 

или газовым конденсатом оставляли в покое на 10–15 мин, затем использовали ее 

для приготовления образцов. 

Образцы для спектрофотометрического анализа готовили следующим обра-

зом. 0,5 мл бурового раствора (чистого или загрязненного углеводородами) добав-

ляли в 200 мл воды затворения, которую использовали для приготовления бурового 

раствора. Мензурку с получившейся глинистой взвесью несколько раз встряхивали 

и переходили к измерениям. Полученная прозрачная и слегка мутноватая среда со-

храняла седиментационную устойчивость на протяжении 25–30 мин, после чего в 

мензурке начинал формироваться незначительный глинистый осадок.    

 Образец помещался в рабочую кювету спектрофотометра или колориметра, 

после чего проводили измерения оптической плотности или пропускания. Кювета 

сравнения заполнялась той же водой, которую использовали для приготовления бу-

рового раствора. 

Концентрации «загрязнителей» в буровом растворе варьировались в диапазоне 

0,53–12,69 г/л для нефти и 2,65–15,87 г/л для газового конденсата. 
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2.4.5 Обсуждение результатов 

 На рис. 2.13 показаны спектры чистого и загрязненного бурового раствора, 

полученные на спектрофотометре Specord UV VIS. Спектры имеют гладкую форму, 

что, во-первых, можно объяснить рассеянием света глинистыми частичками, и во-

вторых, отсутствием полос поглощения у глинистых минералов и нефтей в пред-

ставленном диапазоне длин волн. Видно различие спектров как по интенсивности, 

так и по наклону. Представление спектров в координатах оптическая плотность – 

длина волны является традиционным. В некоторых случаях для анализа удобнее 

строить спектры в координатах логарифм оптической плотности – энергия фотонов.  

 

 
Рис. 2.13. Спектры чистого бурового раствора 2 и загрязненного  

зеленогорской нефтью 1 (концентрация нефти 0,529 мг/л). 
 

Перестроенные спектры в координатах логарифм оптической плотности – 

энергия фотонов показаны на рис. 2.14. Из рисунка видно, что спектры преобразу-

ются в прямые линии. По углу наклона спектров, как указывалось выше, можно су-

дить о дисперсности исследуемой системы (см. раздел 2.3.4). 

 Убедившись в том, что абсорбционные спектры имеют гладкую форму, можно 

проводить исследования на приборах с худшим разрешением по длинам волн, что не 

скажется значительно на точности измерений, но существенно сократит затраты 
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времени. Кроме того, сам объект исследования (буровой раствор) указывает на не-

обходимость использования наиболее простого и доступного в промысловых лабо-

раториях оборудования. Поэтому далее будут представлены спектры, полученные 

на фотоэлектрическом колориметре КФК-2, оснащенном набором узкополосных 

светофильтров. Следует отметить, что диапазон КФК-2 несколько шире в сторону 

больших длин волн, чем у спектрофотометра Specord UV VIS. 

 

 
Рис. 2.14 Перестроенные спектры рис. 2.13 в координатах  

логарифм оптической плотности – энергия фотонов 
 

 На рис. 2.15 показаны спектры, полученные на приборе КФК-2 для чистого 

бурового раствора и двух образцов, загрязненных зеленогорской нефтью с разными 

концентрациями. 

Из рисунка видно, что для исследуемого бурового раствора характерна полоса 

поглощения в области 590 нм. Также видно, что полоса поглощения присуща имен-

но буровому раствору, а с добавлением нефти только усиливается. Спектры нефти 

имеют гладкую форму в видимом диапазоне длин волн и не имеют полос поглоще-

ния в этом диапазоне [45], исключение составляет слабая полоса порфиринов при 

410 нм. Таким образом, полоса поглощения принадлежит одному из минералов, вхо-

дящих в состав использованной нами глины. Как отмечалось выше, лишь некоторые 

глинистые минералы имеют полосы поглощения в видимом диапазоне длин волн. 
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Рис. 2.15. Спектры, полученные на фотоколориметре КФК-2: а – чистый буровой раствор;  
б, в – загрязненный буровой раствор с концентрациями нефти соответственно 1,59 и 3,17 г/л. 

 

В частности, в области 575 нм имеет характерную полосу поглощения мине-

рал гематит, состоящий из оксида железа (II) и оксида титана. В публикации [50] 

приводится иллюстрация видимого спектра сапфира (гематита) с острова Шри-

Ланка (рис. 2.16).  

 

 
Рис. 2.16. Спектры голубого сапфира (гематита) с о-ва Шри-Ланка. Типичная метаморфическая 
особенность: доминирует полоса переноса заряда Fe2+/Ti4+ при 575 и 700 нм. Из работы [50]. 
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На рисунке представлены абсорбционные спектры, полученные в поляризо-

ванном свете. При поляризации проявляется «мигающая» полоса поглощения – по-

лоса переноса заряда – при 575 и 700 нм. 

 Еще более отчетливо полосу поглощения гематита видно на иллюстрации ав-

торов [51], изучавших абсорбционные спектры песков пустыни Сахара (рис. 2.17). 

Авторы использовали стандартное оборудование, аналогичное применявшемуся при 

выполнении экспериментов в данной диссертационной работе.  

 

 
Рис. 2.17. Спектр поглощения гематита. Из работы [51]. 

 

 Сравнив литературные данные и данные по химическому составу использо-

ванного нами бентонита (табл. 2.4), приходим к выводу о том, что полосу поглоще-

ния, зарегистрированную в области 590 нм (на светофильтре 590 нм), можно надеж-

но приписать поглощению входящих в состав глины оксидов железа и титана.  

 Информация о наличии полос поглощения в исследуемом диапазоне длин 

волн в ряде случаев является критически важной. Так, при анализе спектров в коор-

динатах логарифм оптической плотности – энергия фотонов необходимо быть уве-

ренными в том, что линейная аппроксимация спектра не затрагивает полосу погло-

щения. В обратном случае при вычислениях и построениях корреляций возникает 

ошибка, не поддающаяся систематизации. 
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 На рис. 2.18 показаны спектры поглощения образцов буровых растворов из 

рис. 2.15, перестроенные в координатах логарифм оптической плотности – энергия 

фотонов. Для наглядности спектры пронормированы к полосе поглощения гематита, 

регистрируемой на светофильтре 590 нм.  

 

 
Рис. 2.18. Нормированные к полосе поглощения гематита спектры: а – чистый буровой раствор;  
б, в – загрязненный буровой раствор с концентрациями нефти соответственно 1,59 и 3,17 г/л. 

 

 Из рисунка видно явное различие спектров чистого бурового раствора и за-

грязненного нефтью не только по абсолютным значениям оптической плотности 

(рис. 2.15), но и по наклону. Кроме того, до и после полосы поглощения (излома) 

спектры также имеют разный наклон. Очевидно, аппроксимация спектра линейной 

зависимостью в пределах всего охваченного диапазона длин волн была бы неправо-

мерной. 

 Для выявления характеристических параметров спектров, которые можно бы-

ло бы использовать для построения корреляционных зависимостей, была проведена 

линейная аппроксимация участков спектров до и после полосы поглощения гемати-

та. Пример такой аппроксимации приведен на рис. 2.19. Коэффициенты множест-

венной регрессии наложенных трендов близки к единице.  
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Рис. 2.19. Линейные аппроксимации участков спектра чистого бурового раствора из рис. 2.18. 

 

 Коэффициенты при x в полученных уравнениях регрессии представляют собой 

характеристический наклон спектров, прямо пропорциональный показателю степе-

ни –n в формуле Геллера 2.17. Чтобы выразить характеристический наклон в энерге-

тических единицах, нужно взять обратную коэффициенту при x величину. Таким 

образом, выбранная для анализа характеристическая энергия будет обратно про-

порциональна показателю степени при λ в уравнении Геллера. Зависимость характе-

ристических энергий U1 и U2 (слева и справа от полосы поглощения на рис. 2.19) от 

концентрации нефти в исследованных растворах показана в табл. 2.7. 

 
Таблица 2.7 

Характеристические параметры спектров бурового раствора 
 

Концентрация нефти 
в буровом растворе, г/л 

D540 U1, эВ U2, эВ 

0 0,566 1,41 2,33 

1,59 0,582 1,43 2,32 

3,17 0,609 1,37 2,34 

 

 Абсолютно аналогичное поведение спектров было обнаружено и в случае «за-

грязнения» бурового раствора газовым конденсатом из скв. 440 Уренгойского ме-

сторождения. Спектры также различались по величине оптической плотности и по 
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наклону. Как и в случае с буровыми растворами, загрязненными нефтью, также уда-

лось получить значимые и достаточно различные между собой характеристические 

энергии U1 и U2. 

 Таким образом, было показано, что характеристические энергии (обратные 

наклону спектров) можно надежно использовать для описания свойств исследуемой 

дисперсной системы – для оценки дисперсности. 

 После выполнения оценочных экспериментов были проведены серии опытов с 

расширенным диапазоном по концентрациям загрязняющих углеводородных жид-

костей. При подготовке образцов к экспериментам (смешении нефти или газового 

конденсата с буровым раствором) наблюдалось расслаивание системы – выделение 

капель нефти или газового конденсата уже после добавления 10–15 капель углево-

дородной жидкости. Для нефти предельная концентрация «растворения в буровом 

растворе» составила приблизительно 10 г/л, для газового конденсата – около 12 г/л.  

 Кроме того, следует упомянуть об особом воздействии на исследуемую систе-

му при дальнейшей подготовке образцов. Как сказано выше, перед измерениями оп-

тической плотности буровой раствор разбавляли водой, тем самым нарушали цело-

стность исходной дисперсной системы. При разбавлении водой образцов загрязнен-

ных буровых растворов, в которых ранее не наблюдались капли газового конденсата 

или нефти, в мензурке и оптической кювете на поверхности полученной суспензии 

можно было наблюдать капли углеводородов. Очевидно, при разбавлении исходной 

дисперсионной среды мы снизили «предел растворимости» углеводородов в систе-

ме. Расслаивание системы не происходило только в нескольких образцах с малыми 

концентрациями углеводородных загрязнителей.  

 Таким образом, при выбранном нами способе подготовки образцов (см. под-

раздел 2.4.4) можно получать надежные данные оптических измерений (без рас-

слоения исходной дисперсной системы) только в ограниченном диапазоне концен-

траций загрязнителей. Для зеленогорской нефти максимальная предельная концен-

трация составила 4 г/л, для уренгойского газового конденсата – 6 г/л. 

 Описанные нарушения целостности дисперсной системы видны и по данным 

измеренных спектров. В табл. 2.8 и 2.9 приведены параметры, характеризующие 
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спектры чистого и загрязненных буровых растворов. В качестве параметра, характе-

ризующего различие спектров по значениям оптической плотности, выбрано точеч-

ной значение оптической плотности, измеренной на светофильтре 540 нм. Свето-

фильтр с такой длины волны выбран не случайно. Во-первых, светофильтр 540 нм 

не попадает в область полосы поглощения и, во-вторых, значения оптической плот-

ности на этой длине волны таковы (0,5–0,6), что погрешность измерений будет ми-

нимальна (ср. с рис. 2.9). 

 
 

Таблица 2.8 
Параметры спектров буровых растворов,  
загрязненных зеленогорской нефтью 

 
Концентрация  
нефти, г/л D540 U1, эВ U2, эВ 

0 0,560 1,39 2,27 

2,12 0,582 1,46 2,24 

4,23 0,629 1,44 2,28 

6,35 0,545 1,41 2,24 

8,46 0,611 1,41 2,28 

10,58 0,607 1,37 2,27 

12,69 0,695 1,49 2,31 

 

 
Таблица 2.9 

Параметры спектров буровых растворов,  
загрязненных уренгойским газовым конденсатом 

 
Концентрация  

газового конденсата, г/л D540 U1, эВ U2, эВ 

0 0,560 1,39 2,27 

2,65 0,528 1,45 2,28 

5,29 0,652 1,46 2,34 

7,94 0,564 1,45 2,29 

10,58 0,579 1,41 2,30 

13,23 0,607 1,44 2,29 

15,87 0,591 1,40 2,27 
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 На рис. 2.20 показана зависимость оптической плотности при 540 нм образцов 

от концентрации зеленогорской нефти в буровом растворе (из табл. 2.7 и 2.8). На 

рисунке совмещены данные двух опытов. Как видно из рисунка, независимые экс-

перименты дают хорошую сходимость результатов. Относительное расхождение 

данных составляет приблизительно 1%.  

 

 
Рис. 2.20. Зависимость оптической плотности образцов  

от концентрации нефти в буровом растворе. 
 

Как сказано выше, по данным оптических измерений отчетливо прослежива-

ется максимальная концентрация существования дисперсной системы вода – глина – 

нефть до расслоения. Так, на рис. 2.20 видно явное нарушение хода зависимости при 

концентрациях нефти выше 4 г/л. Таким образом, для анализа и построения калиб-

ровочной зависимости пригоден только участок зависимости в диапазоне концен-

траций нефти 0–4 г/л. Линейная аппроксимация экспериментальных данных дает 

адекватную и значимую по коэффициенту множественной регрессии зависимость. 

Полученное уравнение прямой линии можно напрямую использовать в качестве ка-

либровочной зависимости для определения концентрации нефти в буровых раство-

рах аналогичной рецептуры. При этом необходимо четко придерживаться описан-

ной в подразделе 2.4.4 методики приготовления образцов.  

Экспериментальные данные по характеристическим энергиям, как указыва-

лось в разделе «Турбидиметрия», могут быть использованы для оценки дисперсно-
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сти изучаемой системы. На рис. 2.21 показана зависимость характеристической 

энергии U1 образцов от концентрации зеленогорской нефти в буровом растворе. 

 

 
Рис. 2.21. Зависимость характеристической энергии U1 образцов от концентрации  
углеводородных примесей в буровом растворе (по данным табл. 2.7, 2.8 и 2.9). 

 

 Как видно из рисунка, даже в диапазоне «целостности» дисперсной системы 

размер рассеивающих свет частиц изменяется. Согласно эмпирическому соотноше-

нию Геллера, в системе наблюдается укрупнение частиц дисперсной фазы – то есть 

снижение дисперсности. Возможным объяснением такого поведения зависимости 

может быть слипание глинистых частичек, имеющих гидрофобные участки: частич-

ки «налипают» на диспергированные нефть или газовый конденсат.  

О механизмах происходящих изменений дисперсности судить по данным 

только оптических измерений весьма проблематично, однако при проведении ком-

плексных исследований различными методами, в принципе, возможно получение 

значимых зависимостей типа «характеристическая энергия – размер частиц», «ха-

рактеристическая энергия – концентрация дисперсной фазы» и т.п. 

Как видно из опыта, по характеристической энергии U1 спектров можно су-

дить об изменении дисперсности системы. В нашем эксперименте зафиксирована 

флоккуляция частиц дисперсной фазы при увеличении концентрации углеводород-

ных примесей. Обнаружено также, что характеристическая энергия U1 более чувст-

вительна к расслоению системы, чем оптическая плотность. На рис. 2.21 показан 
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только диапазон воспроизводимых значений энергии, при бóльших концентрациях 

измеренные значения давали значительный разброс. 

 Характеристическая энергия U2, как видно из табл. 2.7-9, оказалась менее чув-

ствительной к изменению концентрации углеводородных примесей. Ее значения 

имеют большой разброс вокруг одного и того же среднего значения практически для 

всех изученных образцов. 

 Таким образом, выявлена чувствительность длинноволновой части спектров 

(характеристической энергии U1) к процессу флоккуляции в исследованных буро-

вых растворах.  

  

Замечание о перспективах использования  
метода фотоколориметрии буровых растворов 

Как показано в экспериментах, метод фотоколориметрии буровых растворов 

на водной основе можно надежно использовать для определения примесей нефти 

или газового конденсата в промывочной жидкости. Однако следует учитывать, что 

окончательная методика проведения рутинных измерений в промысловых условиях 

пока не отработана. Очевидно, необходимо детальное изучение влияния различных 

химических реагентов для обработки буровых растворов на поведение зависимостей 

оптической плотности и характеристических энергий.  

К преимуществам метода относятся, прежде всего, его низкая стоимость и ма-

лая трудоемкость. Методика исследования допускает использование дешевых кар-

манных светодиодных фотоколориметров, работающих на 2 или 3 длинах волн.  

Основной недостаток метода – необходимость математической обработки ре-

зультатов измерений – может быть устранен внесением соответствующих алгорит-

мов расчета в плату обработки сигналов портативного (карманного) фотоколори-

метра.  
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Глава 3 

ИССЛЕДОВАНИЕ ВЗАИМОДЕЙСТВИЯ ЦЕМЕНТНОГО РАСТВОРА  
С ЭЛЕМЕНТАМИ ОСНАСТКИ ОБАСДНОЙ КОЛОННЫ:  
ВЫБОР СОВМЕСТИМЫХ РЕЦЕПТУРЫ РАСТВОРА  

И МАТЕРИАЛА ЭЛЕМЕНТОВ ОСНАСТКИ 
 

 

 В настоящую главу вошли эксперименты по изучению электрохимической 

природы взаимодействия цементного раствора с дюралевыми элементами оснастки 

обсадных колонн, проведенные автором диссертации. Результаты исследований ис-

пользованы при проектировании и планировании работ по креплению хвостовиков 

на бурящихся скважинах ООО «Пурнефтегаз-Бурение» (см. информационное пись-

мо в Приложении А). 

Обеспечение качества цементирования скважин является одной из важнейших 

задач в процессе строительства скважин. Несмотря на большое число исследований, 

проведенных в направлении изыскания различных тампонирующих материалов и 

разработку ряда технологических и гидромеханических мероприятий, следует счи-

тать, что качество работ по цементированию обсадных колонн еще далеко от совер-

шенства [52]. Вопросам цементирования традиционно уделяется большое внимание 

многими исследователями, однако практическая реализация на конкретных пред-

приятиях промышленности не всегда соответствует современным представлениям 

об этом процессе. В частности, практически никогда не уделяют электрохимическим 

факторам, сопутствующим процессу цементирования. 

 Опыт цементирования и борьба с перетоками, газопроявлениями и грифонами 

показывают, что в большинстве случаев они имеют одну и ту же природу [53]. По-

ступление флюидов из пластов в затрубное пространство после его цементирования 

может быть объяснено только при наличии в нем канала и перепада давления между 

пластом и каналом. Существует множество причин образования каналов. 

 На основании анализа промыслового, экспериментального и теоретического 

материала, рассмотрения гипотез, А.И. Булатовым была предложена классификация 

причин образования каналов в затрубном пространстве и после него [53]. В класси-
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фикационную схему вошли геологические, технические, технологические и другие 

факторы. Автор указал и на физико-химические факторы, на которых имеет смысл 

остановиться подробнее. Были сформулированы следующие основные причины об-

разования каналов в затрубном пространстве: 

1) оставление глинистого раствора в затрубном пространстве скважины (в виде 

«языков» или глинистой корки), по которому вследствие диффузии газ под-

нимается вверх, 

2) возникновение в цементном растворе-камне каналов в результате наличия из-

быточной воды, 

3) зависание цементного раствора при его загустевании и твердении с пониже-

нием давления на пласты, 

4) образование вертикальных пристенных слоёв воды или участков воды вслед-

ствие гидрофобной коагуляции глинистого раствора, 

5) контракционные явления в цементном растворе и обезвоживание «языков» 

глинистого раствора и глинистой корки в результате «подсоса» из них воды 

твердеющим тампонажным раствором-камнем, 

6) изменение равновесия системы при седиментации твёрдой фазы тампонажных 

растворов. 

Некоторые западные исследователи дополняют этот список [54, 55]. Среди ос-

новных они также выделяют такие факторы, как высокая водоотдача тампонажного 

раствора, высокая проницаемость цементного теста на последних стадиях схватыва-

ния, низкая адгезия цементного теста к обсадной колонне и стенкам скважины и ряд 

других.  

По предполагаемому месту возникновения каналов в затрубном пространстве, 

все факторы могут быть разделены на две группы. Согласно первым, канал образу-

ется только в цементном растворе или камне (на ранней стадии твердения). Соглас-

но вторым, каналы возникают в глинистой корке и в невытесненном глинистом рас-

творе, находящихся в соприкосновении с цементным раствором и камнем. 

Но среди многих геологических, технических, технологических и других фак-

торов, традиционно рассматриваемых при проектировании и непосредственном 
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осуществлении цементирования, практически никогда не учитывается электрохими-

ческий фактор. Хотя известно, что скважину можно рассматривать как гальваниче-

ский элемент [56]. Катодом в таком случае выступает обсадная колонна, анодом – 

стенка скважины, а электролитом – цементный раствор. Про электрохимию процес-

са цементирования, очевидно, «забыли» по вполне объективным причинам: при ис-

пользовании стандартной отечественной технологии и техники электрохимические 

факторы проявляют себя достаточно слабо, по сравнению с другими. 

В последние десятилетия, когда объём исследований в России значительно со-

кратился, рынок тампонажных услуг не стоял на месте. В продаже появились новые 

регенты и смеси для приготовления тампонажных растворов, а также и новые тех-

нические средства (от агрегатов, смесителей и т.п. до элементов оснастки обсадных 

колонн). Однако исследования по совместимости (физико-химические, электрохи-

мические) компонентов системы цементируемой скважины не проводятся. 

В настоящей главе будет показано, как сильно может возрасти влияние элек-

трохимического фактора всего лишь при замене материала элементов оснастки об-

садной колонны, что еще раз подчеркивает важность исследований даже при ма-

лейших изменениях технологии или техники в операциях строительства скважины. 
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3.1 Скважина как гальванический элемент 

 

Естественное электрическое поле в процессе бурения и крепления скважин 

возникает за счет двойного электрического слоя на границах раздела промывочной 

жидкости с горными породами и бурильной или обсадной колонной, а также между 

пластами с различной литологией и минерализацией. 

Если бы электроды (металлические трубы, горные породы) и жидкости, в ко-

торые они погружены, обладали одинаковыми свойствами, то их потенциалы были 

бы равными и при включении в цепь навстречу друг другу взаимно уравновешива-

лись. На самом деле потенциалы на границах раздела фаз всегда различны, что при-

водит к появлению замкнутого тока в электрической цепи вследствие движения за-

ряженных частиц (электронов, ионов, коллоидных частиц). 

Естественное электрическое поле бурящихся скважин зависит от величины и 

знака зарядов бурильных или обсадных труб и горных пород. 

Потенциал горных пород складывается из диффузионных, диффузионно-

адсорбционных (мембранных Доннана), окислительно-восстановительных, фильт-

рационных (течения), седиментационных (Дорна), температурных, теллурических и 

блуждающих потенциалов. 

Величина электродного потенциала бурильных и обсадных колонн зависит от 

внешних и внутренних факторов. К внутренним относятся химический состав труб, 

структура и состояние поверхности, к внешним – состав и концентрация электроли-

та, температура, давление, механические напряжения и деформации, трибополяри-

зация и другие процессы. 

Впервые в отечественной нефтепромысловой практике разность потенциалов 

в затрубном пространстве была измерена авторами [56] в скв. 4 Абазовской площа-

ди в интервале 270-970 м. В качестве примера на рис. 3.1 приводится часть этой кри-

вой. Из анализа каротажной диаграммы было установлено, что электродвижущая 

сила (э.д.с.) в затрубном пространстве изменяется от 450 до 512 мВ, потенциал труб 

от –750 до –812 мВ.  

Изучение электрической обстановки в скважинах позволило делать прогноз 
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осложнений и аварий электрической природы при бурении и креплении и разраба-

тывать профилактические мероприятия по их предупреждению. 

 

 
Рис. 3.1. Изменение э.д.с. в затрубном пространстве скв. 4  

Абазовской площади [56]. 
 

  

Таким образом, скважину можно рассматривать как гальванический элемент. 

Катодом в таком случае выступает обсадная колонна, анодом – стенка скважины, а 

электролитом – цементный раствор.  

Так как большинство скважин в настоящее время наклонно-направленные или 

горизонтальные, и трубы на отдельных участках контактируют со стенкой скважи-

ны, возникают локальные замкнутые гальванические элементы. Электрический ток 

в них появляется в результате электрохимических процессов, протекающих на элек-

тродах. Таким образом, в скважине присутствуют все необходимые условия для 

протекания окислительно-восстановительных реакций. 
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3.2 Окислительно-восстановительные процессы и связанные с ними  
осложнения 

 

Взаимодействие буровых или тампонажных растворов с окружающей средой в 

скважинах связано с обменом зарядами, в частности, ионами и электронами. Ионо-

обменные процессы приводят, например, к изменению свойств глинистых пород, 

электронный обмен – к различным химическим превращениям (окислительно-

восстановительные реакции). Вещество, отдающее электроны, окисляется и заряжа-

ется положительно, получающее – восстанавливается и заряжается отрицательно. 

Если пластинку из металла погрузить в раствор, содержащий окислитель и продукт 

его восстановления, то между этой пластинкой и раствором возникает разность по-

тенциалов, которая называется окислительно-восстановительным потенциалом дан-

ной системы. 

Величина потенциала зависит от химической активности составляющих сис-

тему компонентов. Состав буровых и тампонажных растворов достаточно сложен и 

к тому же непрерывно изменяется во времени в результате поступления в них выбу-

ренной породы и пластовых флюидов. В них всегда присутствуют органические со-

единения, способные окисляться. В дисперсионной среде растворов всегда содер-

жится растворенных кислород и электролиты, которые могут принимать электроны 

и восстанавливаться. Металлы, например, материал бурильных труб, способны от-

давать электроны и переходить в раствор в виде ионов, которые в свою очередь мо-

гут принимать электроны и восстанавливаться. В буровых растворах на основе гид-

роокисей железа, которые широко применялись в 1970-80-е гг. на площадях Украи-

ны, катион Fe2+ может отдавать электрон и окисляться до Fe3+, а затем восстановит-

ся до Fe2+, получая электрон [56]. 

Окислителями и восстановителями могут служить горные породы, пластовые 

жидкости и т.п. При вскрытии продуктивных горизонтов в скважину поступают газ 

и нефть, проявляющие, как правило, свойства восстановителей. В скважину могут 

поступать газ или пластовые воды, содержащие сероводород, являющийся сильным 

восстановителем. С использованием специального каротажа, это позволяет выявить 

наличие нефти или газа в разрезе скважины. 
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Окислительно-восстановительный потенциал (ОВП) зависит от химической 

природы взаимодействующих веществ, их концентрации, температуры, давления и 

ряда других факторов. Большое влияние на ОВП оказывает реакция среды, то есть 

концентрация ионов Н+ (рН). 

С помощью окислительно-восстановительного потенциала можно контроли-

ровать процессы, связанные с изменением химического состава среды, в частности, 

изменение геологического разреза в процессе бурения скважины. Авторы [57] пока-

зали, что при разбуривании продуктивных меловых отложений скв. 56 Некрасовско-

го газоконденсатного месторождения ОВП выходящей промывочной жидкости из-

менялся на 200–300 мВ, и объясняли это воздействием пластовых жидкостей. 

Процессы твердения вяжущих также связаны с изменением концентрации 

электролитов, поэтому исследование окислительно-восстановительного потенциала 

цементных растворов во времени имеет большое теоретическое и практическое зна-

чение.  

 
Рис. 3.2. Кривые исследования кинетики гидратации вяжущего по ОВП [58]:  

1 – электродный потенциал стали, 2 – окислительно-восстановительный потенциал,  
3 – кривые дифференциально-термического анализа. 

 

На рис. 3.2 приведены кривые ОВП при 75°С и дифференциально-
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термического анализа (ДТА) продуктов гидратации тампонажного раствора, приго-

товленного из новороссийского цемента для горячих скважин с В/Ц=0,5 [58]. 

На кривой ОВП наблюдается два пика. Период до появления первого экстре-

мума длится несколько минут, а затем отмечается понижение скорости гидратации. 

Это объясняется тем, что на поверхности частиц образуется блокирующая плёнка 

гидратных новообразований, которая сильно замедляет все процессы. В этот период 

в цементном растворе образуется коагуляционная структура, обладающая тиксотро-

пией. Окончание индукционного периода может быть связано с разрушением плё-

нок действием осмотических сил [59]. 

Второй экстремум соответствует времени, когда оболочки разрушаются одно-

временно на многих частицах цемента. Интенсивное поступление в межчастичное 

пространство продуктов гидратации обуславливает лавинообразное структурообра-

зование.  Оно может быть вызвано как увеличением числа частиц, склонных к коа-

гуляционному структурообразованию, так и появлением кристаллизационных кон-

тактов, обусловленных сращиванием кристаллов при участии химической связи. 

Крутой подъём потенциала на кривой 2 рис. 3.2 в области второго пика харак-

теризует начало схватывания. После второго экстремума значение ОВП стабилизи-

руется (конец схватывания). Соответственно, на кривых ДТА усиливается пик гид-

роксида кальция в области 500°С и гидросиликатов (460°С). В дальнейшем ОВП ос-

тается постоянным. 

Таким образом, по кривым окислительно-восстановительного потенциала 

можно контролировать процесс гидратации вяжущего во времени, что может позво-

лить упростить приборы и аппаратуру для исследования тампонажных растворов в 

условиях высоких температур и давлений и получить дополнительную ценную ин-

формацию о твердении цементного раствора. 

С практических позиций, появляется возможность контроля процессов фор-

мирования цементного камня в заколонном пространстве скважин по электродному 

потенциалу обсадных колонн. 

С электронным обменом также связаны окислительно-восстановительные 

процессы, протекающие на электродах естественного гальванического элемента, ка-
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ким является скважина. С точки зрения осложнений, при бурении и креплении наи-

более опасным является электролиз промывочных и тампонажных растворов [60]. 

Известно, что электролиз водных щелочных растворов идет с выделением во-

дорода на катоде и кислорода на аноде: 

 

катод ( – )    4Н2О + 4е = 2Н2 + 4ОН–, 

анод  ( + )    4ОН– – 4е = О2 + 2Н2О . 

  

На рис. 3.3 приведены общепринятые данные по потенциалам газовыделения 

на железе при различных рН. Из рисунка видно, что разложение воды с выделение 

водорода при рН, близких к значениям щелочности буровых и тампонажных рас-

творов, может происходить при –400.. –1200 мВ. 

  

 
Рис. 3.3. Диаграмма электролитического разложения воды (электроды из железа)  

при различных рН и t = 25°С [56]. 
 

 Появление газа может быть одной из причин понижения прочности сцепления 

цементного камня с колонной и каналообразования, что приводит к обводнению 

продуктивных горизонтов, межпластовым перетокам и нефтегазоводопроявлениям в 

затрубном пространстве скважин. При изучении критических величин потенциалов 
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перенапряжения водорода и скорости протекания окислительно-восстановительных 

реакций установлено, что время выделения газообразного агента зависит от интен-

сивности гидратации вяжущего. Поэтому для предотвращения каналообразования 

на контакте обсадной колонны и цементного раствора необходимо сократить сроки 

схватывания последнего в скважине. 

   Потенциал газовыделения буровых растворов зависит от химического соста-

ва, рН, типа стабилизаторов и материала труб. При обработке промывочных жидко-

стей производными целлюлозы перенапряжение выделения водорода (дополнитель-

ный потенциал, сверх стационарного) для сплава Д16Т и стали марки 40ХН может 

изменяться от –200 до 1000 мВ. Увеличение рН раствора приводит к снижению по-

тенциала газовыделения, а при рН = 11 на поверхности легкосплавных труб само-

произвольно происходит реакция по схеме: 

 

2Al + 2NaOH + 6H2O = 3H2 + 2Na[Al(OH)4] . 

  

 
Рис. 3.4. Зависимости потенциалов от рН среды: 1 – стационарный электродный потенциал сплава 

Д16Т, 2 – перенапряжение выделения водорода на сплаве Д16Т. 
 

 На рис. 3.4 показано влияние рН водного раствора на перенапряжение выде-

ления водорода для сплава Д16Т, а также зависимость стационарного электродного 

потенциала сплава Д16Т от рН среды. Как видно из рисунка, при рН>10 возникают 

условия для самопроизвольного протекания окислительно-восстановительной реак-
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ции по указанной выше схеме. 

Такие случаи известны в практике бурения. Аналогичная картина наблюдается 

при цементировании через легкосплавные бурильные трубы зон обвалов, поглоще-

ний, водопроявлений и при установке цементных мостов в скважинах. Здесь водо-

род может получаться по следующей схеме: 

 

2Al + Ca(OH)2 + 2H2O = 3H2 + Ca(AlO2)2 , 

 

что приводит к осложнениям различного рода. 

 Таким образом, окислительно-восстановительные процессы характеризуют 

электронный обмен между окружающей средой, буровыми и тампонажными рас-

творами и являются мерой их химической активности. По ОВП промывочных жид-

костей можно судить о смене пластов в бурящихся скважинах, а по ОВП тампонаж-

ных растворов – о процессах гидратации вяжущих в затрубном пространстве. С 

электронным обменом связано восстановление водорода на бурильных и обсадных 

трубах в процессе электролитического разложения воды. Это может быть причиной 

нефтегазоводопроявлений, межпластовых перетоков, понижения прочности сцепле-

ния цементного камня с обсадной колонной и обводнения продуктивных горизон-

тов. Большинство этих осложнений при бурении и креплении скважин можно пре-

дотвратить, если произвести специальную химическую обработку буровых и тампо-

нажных растворов, используя данные специальных исследований по влиянию реа-

гентов на величины электродных потенциалов. 
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3.3 О скорости окислительно-восстановительных реакций в скважине 

 

Скорость окислительно-восстановительных реакций зависит от многих пара-

метров, среди которых можно выделить величины электрических потенциалов гор-

ных пород и труб, перенапряжения конкретных химических реакций, температуру, 

давление, индивидуальные химические свойства реагирующих материалов и другие.  

Зависимость электродного потенциала металла от концентрации, химического 

состава электролита и температуры выражается уравнением Нернста [61]: 

 

s

i

K
C

LF
RTEE ln0 −= ,    (3.1) 

 

где E – э.д.с. электрода, В; Е0 – нормальный окислительно-восстановительный по-

тенциал относительно водородного электрода сравнения, В; R – газовая постоянная, 

кулон/г·ион; Т – абсолютная температура, К; L – валентность катиона; F – число Фа-

радея, кулон/г·ион; Сi – концентрация ионов в растворе электролита, г·ион/л; Ks – 

константа Нернста, характеризующая поверхностную растворимость металла элек-

трода в чистой воде, г·ион/л.  

По данным [56], при повышении температуры с 20 до 80ºС электродный по-

тенциал сплава Д16Т повышается на 60-100 мВ. Более существенный вклад в рост 

значения потенциала вносит рН среды. График зависимости стационарного элек-

тродного потенциала сплава Д16Т от рН раствора приведен на рис. 3.4. 

 С другой стороны, влияние температуры сказывается на чистом химизме про-

цесса – величинах констант скорости реакций, которые можно оценить по уравне-

нию Аррениуса [62]: 

 

RT
E

eAK
−

⋅= ,      (3.2) 

 

где K – константа скорости химической реакции, Е – энергия активации, R – газовая 

постоянная, Т – абсолютная температура. 
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 С использованием указанных формул в первом приближении можно сказать, 

что при переходе от лабораторных поверхностных условий к скважинным следует 

ожидать увеличения скорости протекания окислительно-восстановительных реак-

ций. Ввиду сложности химического состава участников окислительно-

восстановительного процесса в скважине, дать точную оценку величины скорости 

реакции не представляется возможным. Но по весьма приближенным и упрощен-

ным расчетам можно увидеть, что скорость ОВР в скважине с температурой порядка 

70-80°С может возрасти в 7-10 раз по сравнению со стандартными условиями про-

ведения опыта (20°С). Эффект оценивался по увеличению температуры и повыше-

нию электродных потенциалов в скважинных условиях (трибополяризация обсадной 

колонны и др.). 
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3.4 Экспериментальная часть 

 

Несмотря на огромное разнообразие средств контроля различных физико-

химических процессов, наиболее надёжные результаты в случае сложной системы 

можно получить только при помощи натурного эксперимента на образцах (моде-

лях). В настоящем разделе изложены результаты изучения процессов каналообразо-

вания на натурных моделях [63]. 

 

 3.4.1 Постановка эксперимента и начальные цели 

Идея изучения каналообразования в цементном растворе-камне на границе с 

элементами оснастки обсадных колонн возникла в ходе исследования эффективно-

сти технологии разобщения пластов с аномально низким пластовым давлением [64, 

65]. В компаниях «РИНКО-АЛЬЯНС» и «ЛУКОЙЛ-Коми» совместно разрабатыва-

лась технология применения пеноцементных растворов в условиях поглощения на 

Усинском месторождении. И.Р. Василенко предложил использовать новое техниче-

ское средство – биметаллические кольца, устанавливаемые на обсадную колонну с 

целью создания дополнительного гидравлического сопротивления седиментации 

частиц цемента сразу после остановки прокачки. Предположительно, концентрация 

частиц цемента над такими кольцами должна возрастать на первых этапах схваты-

вания цементного раствора, что должно обеспечить гарантию наличия плотного це-

ментного стакана в затрубном пространстве.  

Материал колец выбирался по двум соображениям. Во-первых, геологический 

разрез Усинского месторождения богат высокоминерализованными коррозионноак-

тивными водами. При растрескивании цементного камня в процессе длительной 

эксплуатации скважины пластовые воды контактируют с обсадной колонной. С це-

лью снижения коррозии обсадной колонны, желательно, чтобы материал колец-

центраторов выполнял роль электрохимической защиты (здесь уместны алюминий, 

цинк и другие щелочноземельные металлы). Во-вторых, материал колец должен 

быть достаточно дешевым, кольца должны быть технологичными в изготовлении на 

имеющемся у компании оборудовании. Перечисленным требованиям соответствует 
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сплав Д16Т, достаточно широко применяемый в нефтепромысловой практике. Та-

ким образом, авторы [65] внедрили в практику вариант биметаллического центрато-

ра. Такой центратор состоит из двух частей: верхней – алюминиевый цилиндр и 

нижней – стальной цилиндр. Цилиндры соединяются между собой резьбой. Крепле-

ние такого элемента на обсадной колонне производится при помощи спиральных 

гвоздей. Возможно также точечное прикрепление нижнего цилиндра к обсадной ко-

лонне с помощью электросварки. 

 Целью исследования описанной технологии цементирования с биметалличе-

ским кольцами-центраторами было изучение взаимодействия колец с различными 

тампонажными растворами, а также оценка качества цементного камня в местах ус-

тановки и над кольцами. Отдельное место в исследованиях технологии цементиро-

вания с установкой биметаллических колец занимали модели с пеноцементами. Пе-

ноцементы в сочетании с сопутствующими технологическими приёмами являются 

единственным на сегодняшний день средством качественного разобщения геологи-

ческого разреза в условиях интенсивного поглощения скважинных жидкостей от-

дельными горизонтами. Однако стабильность пеноцемента как дисперсной системы 

в скважинных условиях изучена слабо, хотя и является главным фактором, влияю-

щим на качество процесса. 

В лаборатории ООО «РИНКО АЛЬЯНС» эксперименты проводились на на-

турных моделях (см. ниже), представляющих собой миниатюрные «скважины». 

Длина моделей достигала 3-5 м. 

В ходе эксперимента было обнаружено [64], что тампонажных раствор обыч-

ной рецептуры активно взаимодействует с дюралевым кольцом, установленным на 

модели обсадной колонны. В результате такого взаимодействия выделяется водо-

род, который служит источником формирования пустот и протяженных каналов в 

цементном стакане. Данный факт не был подробно изучен и обсужден в рамках ис-

следования [64], поскольку фирменные рецептуры тампонажных растворов ООО 

«РИНКО АЛЬЯНС» содержали реагенты, пассивирующие окислительно-

восстановительную реакцию восстановления водорода на сплаве Д16Т. Надобность 

в подробном исследовании обнаруженного эффекта отсутствовала. 
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Однако, личный опыт работы автора диссертации помог обнаружить область, 

где исследование обозначенного вопроса имеет важное значение [63]. В частности, 

на многих площадях Надым-Пур-Тазовской нефтегазоносной провинции при закан-

чивании скважины цементируемым хвостовиком используют жесткие центраторы, 

изготовленные из сплава Д16Т. Такие центраторы в целях экономии зачастую изго-

тавливают непосредственно на имеющихся у буровой компании технологических 

площадях. Для их изготовления подходят отработанные легкосплавные бурильные 

трубы, которые легко поддаются резке и фрезерованию. 

 

 
Рис. 3.5. Типичная схема установки и крепления хвостовиков на месторождениях Надым-Пур-

Тазовской нефтегазоносной провинции: 1 – жесткие дюралевые центраторы хвостовика;  
2 – пакер-муфта ПДМ; 3 – цементный камень. 

 

По распространенной технологии (рис. 3.5), эксплуатационную обсадную ко-

лонну спускают до глубины на 30-50 м выше кровли продуктивного пласта. Зенит-

ный угол оси скважины в этой точке может превышать 60°. После цементирования 

обсадной колонны производят бурение под хвостовик (донабор зенитного угла и 

выход на горизонталь). Затем в скважину спускают хвостовик, состоящий из двух 

частей. Нижняя часть составлена из труб-фильтров и не цементируется. Верхняя 

часть состоит из сплошных обсадных труб, на каждой из которых устанавливают по 

1-2 жестких центратора. Цель установки центраторов – отцентровка обсадной ко-

лонны в стволе скважины. Между секциями хвостовика устанавливают манжетную 
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муфту-клапан для того, чтобы предотвратить заполнение цементным раствором 

нижней секции хвостовика. В процессе цементирования, после срабатывания клапа-

на, цементный раствор поступает в заколонное пространство выше манжетной муф-

ты и поднимается до головы хвостовика в эксплуатационной колонне. 

 Как обозначено выше, длина интервала цементирования в таком случае невы-

сока. В связи с этим, при ненадлежащем качестве цементирования возникают высо-

кие риски, связанные с возможностью осуществления межпластовых перетоков в 

заколонном пространстве скважины. При этом, в случае нефтяного пласта при сни-

жении давления в процессе освоения или разработки по каналу в цементном стакане 

на забой скважины может поступать вода из вышележащих пропластков. В случае 

газового месторождения, напротив, газ из продуктивной толщи может мигрировать 

в вышележащие пласты с меньшим пластовым давлением (рис. 3.5). Для существен-

ного снижения описанных рисков необходима полная уверенность в качестве (гер-

метичности) цементного стакана в интервале цементирования. 

 Обнаруженные автором эффекты взаимодействия дюралевых центраторов с 

цементным раствором, очевидно, могут оказывать ощутимое влияние на качество 

цементного камня в заколонном пространстве скважин, цементируемых по описан-

ной технологии. Ввиду актуальности вопроса, автором были продолжены исследо-

вания, результаты которых приведены в следующих разделах. 

 

3.4.2 Оборудование и материалы 

При осуществлении экспериментов использованы следующие материалы: 

1) портландцементы ПЦ 100 (G), ПЦ 400-Д0, 

2) тампонажная смесь «Карбон-Био»® (продукт ООО «РИНКО АЛЬЯНС»), 

3) неонол, 

4) трубы пластиковые диаметром 50 мм, 

5) трубы стальные газовые диаметром 25 мм и 32 мм, 

6) алюминиевая проволока и дюралевый прокат из сплава Д16Т. 
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Приготовление растворов и контроль технологических и физико-химических 

свойств оценивали и производили с помощью следующего оборудования: 

1) вискозиметр ВСН-3 (рис. 3.6). С прибора снимались прямые показания при 

скорости вращения ϕ внутреннего цилиндра 300 и 600 об./мин. Величины пла-

стической вязкости ηпл, эффективной вязкости ηэф и динамического напряже-

ния сдвига τ0 (в дПа) исследуемого тампонажного раствора вычисляли по сле-

дующим формулам: 

 

300600 ϕ−ϕ=ηпл ,     (3.3) 

6002
1 ϕ=ηэф ,       (3.4) 

( )плη−ϕ⋅=τ 3000 3,0 .    (3.5) 

 

 
Рис. 3.6. Вискозиметр ВСН-3. Рис. 3.7. Прибор для определения статическо-

го напряжения сдвига раствора СНС-2. 
 

2) Прибор для определения статического напряжения сдвига раствора СНС-2 

(рис. 3.7). Для проведения измерений нить прибора была откалибрована по 
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стандартной методике, коэффициент нити составил k = 0,332. Величины ста-

тического напряжения сдвига раствора за 1 и 10 мин. вычисляли по формуле: 

 

α⋅=θ k)10(1 ,      (3.6) 

 

где α – максимальный угол поворота внутреннего цилиндра прибора до раз-

рушения структуры цементного раствора. 

3) Ареометр АГ-3 ПП для измерения плотности цементного раствора. 

 

 
Рис. 3.8. Схема прибора для измерения адгезии 

цементного теста к металлу. 
Рис. 3.9. Аналитические весы Gdansk ZP. 

 

4) Аптечные весы для определения величины удельной адгезии цементного теста 

к металлу (рис. 3.8). С целью проведения измерений, аптечные весы были из-

менены. Вместо чаши для образца на одно из плеч подвешивался стальной об-

разец, нижний торец которого имел плоскую форму и перед каждым измере-

нием зачищался. Под стальной образец помещалась специальная стальная ем-

кость с цементным тестом. Образец приводили в соприкосновение с поверх-

ностью цементного теста и уравновешивали весы. Затем, на чашу весов малы-

ми порциями добавляли свинцовую дробь до отрыва стального образца от по-

верхности цементного теста. Полученную навеску дроби взвешивали на ана-

литических весах. Величину адгезии А в кг/м2 вычисляли по формуле: 
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S
mА = ,      (3.7) 

 

где m – масса навески дроби, кг; S – площадь нижней поверхности стального 

образца, м2.  

5) Весы аналитические CAS ME-410. Абсолютная погрешность 10-3 г. 

6) Весы аналитические Gdansk ZP (рис. 3.9). Абсолютная погрешность 10-5 г. 

7) Дрель электрическая и пропеллерная мешалка для приготовления цементного 

раствора и пеноцемента. 

 

3.4.3 Экспериментальная модель 

 Схема установки для моделирования процесса цементирования представлена 

на рис. 3.10. Пластиковую трубу – модель стенок скважины – надежно герметизиро-

вали с нижнего конца и спускали в «сухую» скважину, пробуренную в лаборатории 

специально для подобного рода экспериментов.  

 

 
Рис. 3.10. Установка для моделирования процесса цементирования. 

 

Затем в пластиковую трубу заливали необходимое количество цементного 

раствора и спускали стальную трубу меньшего диаметра с установленными на ней 
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стальными и алюминиевыми кольцами. Спуск стальной трубы в пластиковую про-

изводился медленно и с вращением. Всего было изготовлено 5 моделей. Их длина 

варьировалась в диапазоне 2,8–5,0 метров.  

 По истечении времени ожидания застывания цементного раствора (минимум 1 

сутки) модель извлекалась из скважины. Пластиковую трубу разрезали ножом. С 

целью изучения структуры получившегося цементного камня распиливали модели 

вдоль по всей длине при помощи циркулярной электропилы. 

 

 3.4.4 Результаты экспериментов 

В ходе экспериментов с моделями скважин параллельно были оценены основ-

ные технологические и физико-химические параметры цементных растворов. Водо-

цементное отношение поддерживалось на уровне 0,5. В табл. 3.1 показаны данные 

только по цементному раствору стандартной рецептуры, которые затем и использо-

вались при выполнении расчётов.  

 
Таблица 3.1 

Свойства тампонажного раствора 
 

Тип раство-
ра 

№ моде-
ли 

ρ,  
кг/м3 

η,  
мПа·с 

ηэф,  
мПа·с 

τ,  
дПа 

θ,  
дПа 

А,  
кг/м2 

1 2 3 4 5 6 7 8 
ПЦ 400 Д0 1, 2 1860 58 80,5 135 48 12,4 

 

Данные по фирменным тампонажным смесям «Карбон-Био» и пеноцементам 

можно уточнить в отчёте [64] с разрешения правообладателя информации – компа-

нии «РИНКО АЛЬЯНС». 

 Как упомянуто выше, спустя сутки после проведения заливки модель была 

вскрыта. Уже первичный осмотр не распиленной модели показал наличие пустоте-

лых каналов по всей длине (рис. 3.11 а, б). Каналы имели продолговатую форму и 

были расположены вдоль вертикальной оси модели (рис. 11 в). Седиментационных 

каналов, в том числе под установленными кольцами в рассматриваемой модели об-

наружено не было. 

 



 101

а            б              в 

     
Рис. 3.11. Пустотелые каналы по всей длине модели. 

 

 Отмечено, что каждый канал начинался снизу от алюминиевого кольца. Кана-

лы были не только направлены вертикально, они также развивались по спирали во-

круг модели обсадной трубы (рис. 3.12 а). Как правило, вблизи алюминиевых колец 

каналы имели больший диаметр, чем в верхней части. В непосредственной близости 

от колец, сверху, наблюдались пустоты шарообразной формы (рис. 3.12 б). 

 Длина каналов в среднем составляла 12–15 см и достигала 20 см в отдельных 

случаях. Диаметр каналов был непостоянным по длине. Максимальный диаметр ка-

нала наблюдался вблизи алюминиевого кольца и составлял 6–7 мм. В среднем по 

длине канала диаметр составлял 5 мм. 

 

     а      б     в  

       
Рис. 3.12. Образование каналов непосредственно в месте установки алюминиевых колец. 
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 Непосредственно напротив дюралевого кольца цементный камень имел рых-

лую и пористую структуру. Кроме того, через цемент проступали белые продукты 

реакции цементного раствора с алюминием колец (предположительно, алюмоком-

плексы) – см. рис. 3.12 в. 

По натурным моделям был рассчитан средний объём одного канала (геомет-

рический расчет). Объём «среднего» канала, приходящегося на 1 алюминиевый цен-

тратор составил Vмод=3,6·10-5 м3. 

 Факт образования каналов непосредственно вблизи алюминиевых колец по-

требовал объяснения. Первоначально, ещё при проведении экспериментов в лабора-

тории ООО «РИНКО АЛЬЯНС», было выдвинуто оказавшееся впоследствии вер-

ным предположение об окислении алюминия в среде цементного раствора. Хотя 

алюминий и покрыт инертной оксидной плёнкой, в цементном растворе он может 

быть подвергнут химическому воздействию. Здесь сказываются и механические по-

вреждения алюминиевых центраторов в процессе спуска и прокачки тампонажного 

раствора, так и среда самого цементного раствора. 

 Как известно из курса общей химии [66], в щелочной среде (а цементный рас-

твор в избытке содержит ионы ОН–) алюминий проявляет кислотные свойства и об-

разует алюмокомплексы. Окисление алюминия сопровождается выделением водо-

рода. При этом наиболее вероятна следующая реакция: 

 

2Al + 6H2O + 6OH– = 3H2↑ + 2[Al(OH)6]3– . 

 

 При условии очистки поверхности алюминия (что действительно происходит 

при спуске обсадной колонны в скважину, трении её о стенки) алюминий энергично 

взаимодействует с водой и при нейтральном рН: 

 

2Al + 6H2O = 2Al(OH)3↓ + 3H2↑ . 

 

 В свою очередь, образовавшиеся комплексы и гидрооксид полимеризуются с 

образованием многоядерных комплексов, гидролизуются, тем самым, отбирая на се-
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бя воду из цементного раствора. При кристаллизации из щелочных растворов алю-

минаты (в частности, Сa3[Al(OH)6]2 и алюминаты других поливалентных катионов) 

сохраняют свойства гидроксосоединений и не подвергаются дегидратации. Это зна-

чит, что продукты взаимодействия цементного теста с алюминиевым протекторным 

кольцом нерастворимы, вода в ходе реакции связывается. 

 Для подтверждения сделанных выводов были проведены дополнительные 

эксперименты на кафедре физики РГУ нефти и газа им. И.М. Губкина. Изучали 

взаимодействие цементного раствора, приготовленного из цемента марки «G» 

(В/Ц=0,5), с образцом, изготовленным из сплава Д16Т. Образец сплава помещался в 

приготовленный цементный раствор. После выжидания затвердевания цемента по-

лученный камень раскалывался. Оценивали изменение поверхности дюралевого об-

разца и потерю массы, пошедшей на взаимодействие с водой цементного раствора. 

Водородный показатель приготовленного цементного раствора составил рН=11.  

 При выполнении эксперимента было зафиксировано, что уже через 1–2 мину-

ты после погружения образца в цементный раствор, на поверхности раствора начала 

появляться пена. По центру сосуда начали появляться газовые пузырьки. Спустя су-

тки после начала опыта в затвердевшем цементном камне были обнаружены каналы, 

исходящие с поверхности дюралевого образца. 

 

 
Рис. 3.13. Изменение поверхности дюралевого образца до реакции (слева) и после (справа).  

Видны следы общей и точечной коррозии. 
 



 104

После аккуратной очистки дюралевого образца от продуктов взаимодействия с 

цементным раствором и от самого цемента образец взвешивался на аналитических 

весах Gdansk ZP, имеющих абсолютную погрешность 10–5 г. Потеря массы образца 

составила 0,4824 г.  

Поверхность прореагировавшего образца, судя по визуальному осмотру, была 

подвержена как общей, так и точечной коррозии (рис. 3.13). Узнав массу прореаги-

ровавшего алюминия по результатам многократного взвешивания, появилась воз-

можность оценить количество выделившегося водорода с поверхности образца. 

 Для оценки объёма выделившегося водорода была принята следующая схема 

реакции: 

 

2Al + 9H2O + 3CaO = 3H2 + Ca3[Al(OH)6]2 . 

 

 Расчёт по приведенной схеме реакции показал, что с дюралевого образца в 

цементе при стандартных условиях выделилось 597 см3 водорода. Сопоставив полу-

ченный объем водорода с объемом, рассчитанным по натурной модели, получили 

расхождение результатов на 12%. Это, в свою очередь, значит, что в натурной моде-

ли преимущественный вклад в газообразование вносило взаимодействие именно 

алюминиевых колец с цементным раствором. 

 С учетом целей дополнительных экспериментов (см. раздел 3.4.1), представля-

ется важным оценить возможность формирования протяженных каналов в цемент-

ном камне в скважинных условиях. Для этого необходимо произвести пересчёт объ-

емов продуктов реакции к пластовым давлению и температуре, оценить объём вы-

делившегося водорода в скважинных условиях и произвести гидравлический расчёт 

возможной скорости подъёма пузырька по заколонному пространству. 

 

3.4.5 Гидравлический расчёт скорости подъёма пузырька водорода  
в цементном растворе 

 Зададимся следующей схемой формирования канала в цементном камне (рис. 

3.14). Пузырёк газа формируется непосредственно у дюралевого центрирующего 
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элемента. После преодоления сил поверхностного натяжения пузырек отрывается от 

поверхности центратора и начинает подниматься по заколонному пространству. При 

этом за пузырьком может оставаться канал, поддерживаемый давлением продуктов 

продолжающейся химической реакции (давлением продолжающего выделяться во-

дорода). 

 

 
Рис. 3.14. Схема формирования канала в цементном камне: 1 – центратор из сплава Д16Т,  

2 – обсадная колонна, 3 – цементный раствор, 4 – стенка скважины. 
 

Для проведения расчёта скорости подъёма пузырька водорода в цементном 

растворе в реальных скважинных условиях необходимо оценить объём газа, кото-

рый может выделиться с центратора при давлении, соответствующем гидростатиче-

скому давлению столба цементного раствора на глубине установки центраторов. 

 Сначала оценим, какой объем водорода выделяется с единицы поверхности 

алюминиевого центратора 
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Площадь наружной поверхности реального центратора из сплава Д16Т для об-

садной колонны диаметром 168 мм составляет (по типу центраторов ЦПС ОАО 

«Самарские горизонты») 

 
21

0 1096,1305,0205,01415,3 мhdS цц
−⋅=⋅⋅== π . 

 

Таким образом, с реального центратора выделится следующий объем водорода: 

 
3321

00 1025,21015,11096,1 мvSV уд
−−− ⋅=⋅⋅⋅== . 

 

 Приведем полученную величину к скважинному давлению на глубине 

Н=2450м (типичная глубина для Надым-Пур-Тазовской нефтегазоносной провин-

ции). Следует отметить, что цементирование хвостовиков на таких глубинах произ-

водят с подъёмом цемента только на 50 м выше башмака предыдущей колонны. Та-

ким образом, гидростатическое давление на глубине установки центратора будет 

складываться из давления столба цементного раствора (2450-2350м) и давления 

столба бурового раствора (ρб.р.=1070 кг/м3), заполняющего остальной ствол скважи-

ны (2350-0 м): 

 

( ) МПаР 4,26107081,9)02350(186081,9235024501 =⋅⋅−+⋅⋅−= . 

  

Воспользуемся уравнением Менделеева – Клапейрона для вычисления объема 

водорода в скважинных условиях. Учтем, что на глубинах порядка 2500 м темпера-

тура пород в Надым-Пур-Тазовской нефтегазоносной провинции составляет при-

близительно 70°С (343 К). 
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 Следует подчеркнуть, что полученная величина является сильно заниженной, 

поскольку при расчетах нами не учитывалось увеличение скорости реакции восста-

новления водорода с ростом температуры. Константа скорости реакции, согласно 

уравнению Аррениуса, экспоненциально зависит от абсолютной температуры. Кро-

ме того, в реальной скважине на увеличение скорости реакции влияет поляризация 

обсадной колонны (трибополяризация) и естественное электрическое поле в сква-

жине. На скорость реакции могут повлиять и механические повреждения дюралевых 

центрирующих элементов в процессе спуска колонны в скважину. В первом при-

ближении, с уверенностью можно сказать, что рассчитанный выше объём водорода 

занижен в несколько раз.  

Для оценок будем использовать полученную в эксперименте заниженную ве-

личину объёма. 

 Рассчитанное значение объёма водорода в скважинных условиях позволяет 

предполагать формирование протяженных каналов в цементном камне. По прибли-

женным геометрическим расчетам, диаметр таких каналов (пустот) может достигать 

d*=(6
2Н

V /π)1/3=2,7·10–2 м, длина канала диаметром 5 мм может достигать нескольких 

метров. 

 Оценив диапазон диаметров пузырька водорода (до 27 мм по приведенной 

выше минимальной оценке), можем перейти непосредственно к гидравлическому 

расчету. Оценим скорость подъёма и высоту подъёма пузырька в цементном раство-

ре до схватывания. Будем исходить из предположения о том, что цементный раствор 

является степенной жидкостью. Примем параметры раствора равными измеренным 

в настоящем эксперименте [64]: показатель нелинейности n = 0,644; показатель кон-

систенции К = 812.  

Оценку скорости произведем по формуле для сферической частицы, подни-

мающейся в степенной жидкости при ламинарном режиме обтекания [67]: 
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Данные расчёта удобно представить в графической форме. На рис. 3.15 пока-

зан график зависимости скорости подъёма газового пузырька от диаметра пузырька.  

 

 
Рис. 3.15. Зависимость скорости подъёма пузырька водорода  

от диаметра (по степенной модели). 
 

Для того чтобы сделать приближённую оценку длины газового канала в це-

ментном камне, необходимо задаться временем окончательного схватывания це-

ментного раствора. Приняв время схватывания равным 2 час, можем получить зави-

симость длины пути пузырька (длины канала) от его диаметра (рис. 3.16). 

 

 
Рис. 3.16. Зависимость высоты подъема пузырька водорода от диаметра пузырька. 
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 Таким образом, расчёты по заниженным оценкам показали возможность фор-

мирования в скважинных условиях каналов длиной до 2 метров. С учётом перечис-

ленных выше факторов, повышающих скорость реакции выделения водорода, длина 

газовых каналов в цементном растворе может возрасти в несколько раз. Безусловно, 

критической будет длина канала, равная расстоянию между муфтами (либо центра-

торами) обсадной колонны. В таком случае образуется сплошной канал вдоль всего 

цементируемого интервала. Несмотря на то, что расчетная длина оказалась меньше 

критической, само по себе образование двухметрового канала является фактором, 

понижающим прочность цементного камня и создающим возможность контакта 

пластовых флюидов с обсадной колонной. 

 

3.4.6 Способы предотвращения локального газообразования на границе 
цементный раствор – обсадная колонна 

Исключить возможность образования каналов на границе цементный раствор 

– обсадная колонна, очевидно, можно двумя способами. Во-первых, можно заменить 

материал элементов оснастки обсадных колонн, или попросту оснащать колонну 

центраторами заводского изготовления, которые делают либо из стали, либо покры-

вают эмалевыми покрытиями. Во-вторых, можно обработать цементный раствор 

реагентами, понижающими электродный потенциал обсадной колонны. К таким 

реагентам, в частности, относится оксиэтилированная целлюлоза (ОЭЦ). Другим ва-

риантом химической обработки цементного раствора могут служить реагенты, по-

нижающие проницаемость цементного теста на всех стадиях схватывания и тверде-

ния. Здесь можно привести пример последней разработки компании Halliburton – 

реагент ZoneSeal™ [68].  

 

* * * 

 

 Таким образом, в настоящей главе дана оценка важности учета электрохими-

ческих факторов при проектировании и осуществлении конкретных технологий 

строительства скважины.  
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В частности, применительно к процессу цементирования, показана необходи-

мость учета электрохимического фактора при выборе материала элементов оснастки 

обсадных колонн и рецептуры тампонажного раствора. 

Приведены экспериментальные данные, свидетельствующие о возможности 

формирования в заколонном пространстве скважины протяженных каналов на ста-

дии схватывания и твердения цементного раствора. Приведен расчет возможной 

длины таких каналов. 

В заключительной части перечислены возможные способы предотвращения 

локального газообразования на границе цементный раствор – обсадная колонна. 
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Заключение 

 

 В работе раскрыты основные физические принципы выбранных автором ме-

тодов исследований. В каждой главе приведен обзор отечественной и иностранной 

литературы по теме. Показан рост интереса как ученых, так и промысловых иссле-

дователей к развитию физико-химических методов контроля производственных 

процессов.  

В результате исследований 1) были установлены оптимальные и экологически 

безопасные концентрации ПАВ Нефтенол ГФ и Нефтенол К в растворах для вскры-

тия и обработок продуктивного пласта, построены фазовые диаграммы реагентов в 

координатах Т–С; 2) была отработана технология проведения лабораторного анализа 

глинистых буровых растворов на водной основе методом фотоколориметрии на 

присутствие следов нефти или газового конденсата; 3) была выявлена несовмести-

мость цементных растворов стандартной рецептуры с элементами оснастки обсад-

ных колонн, изготовленных из сплава Д16Т, приводящая к возникновению каналов 

в цементном камне, проведен гидравлический расчет возможной скорость подъема 

пузырьков водорода по затрубному пространству скважины.  

Степень внедрения – результаты исследований совместимости цементного 

раствора и элементов оснастки обсадных колонн использованы при проектировании 

и планировании работ по креплению хвостовиков на бурящихся скважинах ООО 

«Роснефть-Пурнефтегаз». 

Эффективность физико-химических методов контроля процессов строительст-

ва скважин определяется относительно невысокой стоимостью измерений, их высо-

кой информативностью и достаточной надежностью. 
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НАЦИОНАЛЬНЫЙ СТАНДАРТ РОССИЙСКОЙ ФЕДЕРАЦИИ 
 

Скважины нефтяные и газовые.  
Правила геолого-технологических исследований 

Geological and technological investigations 
oil and gas wells 

             
 

                                              Дата введения   
 
 
1 Область применения 

 
Настоящий стандарт устанавливает требования к проведению геолого-

технологических исследований (далее ГТИ) на объектах предприятий топливно-
энергетического комплекса, независимо от их форм собственности и ведомственного 
подчинения. Стандарт устанавливает цели и задачи службы ГТИ, её организацион-
ную структуру, технические требования на подготовку скважин, требования к аппара-
туре и оборудованию, применяемые комплексы исследования, правила безопасно-
сти и охраны окружающей среды при производстве работ.  

 
 
2 Нормативные ссылки 
 
В настоящем стандарте использованы нормативные ссылки на следующие 

стандарты: 
ГОСТ Р 1.0−2004 "Стандартизация в Российской Федерации. Основные поло-

жения".  
ГОСТ Р 1.2−2004 "Стандартизации в Российской Федерации. Стандарты на-

циональные Российской Федерации. Правила разработки, утверждения, обновле-
ния и отмены". 

ГОСТ 8.417−2002 "Государственная система обеспечения единства измере-
ний. Единицы величин". 

 
П р и м е ч а н и е – При пользовании настоящим стандартом целесообразно проверить дей-

ствие ссылочных стандартов в информационной системе общего пользования – на официальном 
сайте национального органа Российской Федерации по стандартизации в сети Интернет или по еже-
годно издаваемому информационному указателю "Национальные стандарты", который опубликован 
по состоянию на 1 января текущего года, и по соответствующим ежемесячно издаваемым информа-
ционным указателям, опубликованным в текущем году. Если ссылочный документ заменён (изменён), 
то при пользовании настоящим стандартом следует руководствоваться заменённым (изменённым) 
документом. Если документ отменён без замены, то положение, в котором дана ссылка на него, при-
меняется в части, не затрагивающей эту ссылку. 
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3 Термины и определения  

В настоящем стандарте применены термины по [1], а также следующие тер-
мины с соответствующими определениями: 

3.1 Постоянная времени: Величина, характеризующая инерционность ди-
намической системы. 

Пример – постоянная времени электрической цепи характеризует скорость измене-
ния тока или напряжения в ней при переходном процессе. 

3.2 Время отставания: Время подъёма бурового раствора от забоя до 
устья скважины. 

3.3 d-экспонента: Нормализованная скорость проходки, применяемая для 
прогноза аномально высоких пластовых давлений. 

3.4 LAS-формат:   формат представления данных  Log ASCII Standard. 
П р и м е ч а н и е – LAS-формат используется в нефтяной, газовой и рудной геологии. На 

данный формат есть стандарт, который создается и поддерживается компанией "Canadian Well Log-
ging Service (CWLS)". 

 
 
4 Сокращения и обозначения 

В настоящем стандарте применяются следующие сокращения и обозначения 
с их соответствующей расшифровкой: 

4.1 АВПД:  Аномально высокое пластовое давление. 
4.2 АВПоД:  Аномально высокое поровое давление. 
4.3 ИК-спектрометрия:   Инфракрасная спектрометрия. 
4.4 С1:   Метан 
4.5 С2:   Этан 
4.6 С3:   Пропан 
4.7 С4:   Бутан 
4.8 С5:   Пентан 
 
 
5 Общие положения 

 
5.1 Геолого-технологические исследования (ГТИ) являются составной ча-

стью геофизических исследований в нефтяных и газовых скважинах и проводятся 
для достижения следующих целей: 

− контроль технологических процессов на всех этапах строительства и ввода 
скважин в эксплуатацию: 

− обеспечение безопасного проведения работ;  
− изучение геологического разреза; 
− обеспечение высокого качества строительства скважин; 
− достижение высоких технико-экономических показателей; 
− выполнение природоохранных требований. 
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5.2 Заказчиком ГТИ являются недропользователи. ГТИ должны проводить-
ся в соответствии с положениями действующих нормативных документов.  

5.3 ГТИ должны проводиться непосредственно в процессе строительства 
скважин. При этом решаются геологические и технологические задачи, направлен-
ные на оперативное выделение в разрезе скважин перспективных на нефть и газ 
пластов-коллекторов, определение характера их насыщения, оптимизацию техноло-
гических операций, безаварийную проводку скважин. Информация, полученная при 
ГТИ,  используется всеми службами, участвующими в процессе строительства сква-
жин. 

5.4 Служба ГТИ представляет собой единую систему, включающую стан-
цию ГТИ с персоналом на буровой, службу технического и метрологического обеспе-
чения и службу обработки и интерпретации информации на базе. 

5.5 Первичная информация, полученная в процессе ГТИ (результаты изме-
рения физических параметров, характеризующих процесс строительства скважин, 
физических и химических параметров пластовых флюидов), а также образцы горных 
пород в виде шлама и керна передаётся собственнику исследуемого участка недр. 
Копия данных в цифровом виде и дубликаты образцов хранятся в компании, прово-
дящей работы по ГТИ. Хранение информации, являющейся результатом интерпре-
тации первичных данных, осуществляется компанией, проводящей работы по ГТИ, и 
передаётся другим субъектам на условиях отдельных соглашений, заключаемых в 
соответствии с действующим законодательством. 

5.6 Техническая, эксплуатационная и отчётная документация должна пред-
ставляться на русском языке. Единицы измерений в соответствии с ГОСТ 8.417. 

 
 
6 Задачи ГТИ 

 
6.1 Обеспечение безопасности проведения работ 

 
Для обеспечения безопасности проведения работ решаются следующие зада-

чи: 
− контроль выполнения требований действующих регламентов по безопас-

ности в нефтяной и газовой промышленности; 
− раннее обнаружение газо-нефте-водопроявлений и поглощения при буре-

нии и спускоподъемных операциях; 
− контроль долива скважин. 
 
6.2 Обеспечение соблюдения правил недропользования 
 
Для выполнения правил недропользования решаются следующие задачи: 
− предотвращение нарушений физико-химических и гидродинамических ха-

рактеристик вскрываемых отложений, которые могут осложнить дальнейшее недро-
пользование; 

− контроль выполнения проектных требований к вскрытию продуктивных от-
ложений.  
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6.3 Геологические задачи 
 
При ГТИ решаются следующие геологические задачи: 
− оптимизация получения геолого-геофизической информации; 
− оперативное литолого-стратиграфическое расчленение разреза; 
− оперативное выделение пластов-коллекторов; 
− определение характера насыщения пластов-коллекторов; 
− оценка фильтрационно-ёмкостных свойств (ФЕС) пластов-коллекторов; 
− контроль процесса испытания и определение гидродинамических и техно-

логических характеристик пластов при испытании и опробовании объектов; 
− выявление реперных горизонтов. 
С целью оптимизации получения геолого-геофизической информации прово-

дится  выбор и корректировка интервалов отбора керна, шлама, образцов грунтов, а 
также интервалов, методов и времени проведения геофизических исследований в 
скважинах. 

 
6.4 Технологические задачи 
 
ГТИ используются для решения следующих технологических задач: 
− раннее обнаружение газонефтеводопроявления и поглощения при буре-

нии; 
− оптимизация процесса углубления скважины в зависимости от геологиче-

ских задач; 
− распознавание и определение продолжительности технологических опера-

ций; 
− выбор и поддержание рационального режима бурения с контролем отра-

ботки долот; 
− оптимизация спускоподъемных операций (ограничение скорости спуска, 

оптимизация загрузки грузоподъемных механизмов); 
− контроль гидродинамических давлений в скважине; 
− раннее обнаружение проявления и поглощения при спускоподъемных опе-

рациях, управление доливом; 
− определение пластового и порового давлений (прогнозирование зон АВПД 

и АВПоД); 
− контроль спуска и цементирования обсадной колонны; 
− диагностика предаварийных ситуаций в реальном масштабе времени; 
− диагностика работы бурового оборудования. 

 
6.5 Технико-экономические задачи 

 
ГТИ позволяют решать следующие технико-экономические задачи: 
− определение технико-экономических показателей бурения; 
− определение баланса времени работы вахты, буровой бригады (буровой 

установки). 
 

6.6 Научно-исследовательские задачи 
 

ГТИ используются для решения следующих научно-исследовательских задач: 
− проведение планируемых экспериментов с целью построения и уточнения 

моделей отдельных технологических процессов и свойств горных пород; 
− испытание новых технических средств, методик и технологий. 
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6.7 Информационные задачи 

ГТИ решают следующие информационные задачи: 
− обеспечение информацией всех служб, участвующих в процессе строи-

тельства скважин; 
− сбор, обработка и накопление геолого-технологической информации в ви-

де базы данных; 
− составление сводных форм оперативной отчетности; 
− передача информации ГТИ по каналам связи. 
 
 
7 Комплексы методов решения задач ГТИ 
 
7.1   Комплекс ГТИ при бурении опорных, параметрических, структурных, по-

исковых, оценочных и разведочных скважин в соответствии с таблицей 7.1. 
 
Т а б л и ц а 7.1 

Обязательные исследования  Дополнительные   
исследования  

Исследование шлама, керна, бурового раствора 
Отбор образцов шлама через 5 м по всему разрезу и че-
рез 1-2 м в перспективных интервалах 

Измерение окислительно-
восстановительного потенциала 

Фракционный анализ шлама Пиролиз горных пород 

Определение содержания карбонатов (кальцит, доломит и 
нерастворимый остаток) в породе Фотоколориметрия 

Люминесцентный анализ шлама и бурового раствора Определение вязкости и водоотдачи 
бурового раствора 

ИК-спектрометрия шлама 
Определение весового удельного со-
держания и плотности нефти в образцах 
горных пород методом количественного 
флюоресцентного анализа. 

Оценка плотности и пористости шлама  
Определение объёмного содержания газа в буровом рас-
творе  

Измерение суммарного содержания газа в буровом рас-
творе  

Дискретное или непрерывное измерение компонентного 
состава углеводородного газа  в газовоздушной смеси, 
извлеченной из непрерывно дегазируемого бурового рас-
твора 
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Окончание таблицы 7.1 

Обязательные исследования  Дополнительные   
исследования  

Измерение технологических параметров 

Глубина скважины и механическая скорость проходки Удельное электрическое сопротивление 
раствора на входе и выходе 

Масса на крюке и нагрузка на долото 
Виброакустические    характеристики     
работы бурового инструмента 

Давление бурового раствора на стояке манифольда  
Давление бурового раствора в затрубном пространстве   
Число ходов насоса или расход на входе в скважину  
Расход бурового раствора на выходе из скважины*  
Уровень и объём бурового раствора в приёмных ёмкостях 
и доливочной ёмкости  

Скорость спуска и подъема бурильного инструмента  
Плотность бурового раствора на входе и на выходе из 
скважины  

Скорость вращения ротора (при роторном бурении)  
Крутящий момент на роторе (при роторном бурении)  
Температура раствора на входе и на выходе из скважины  

*Допускается индикатор потока 
 
 
7.2   Комплекс ГТИ при бурении горизонтальных скважин в соответствии с 

таблицей 7.2. 
 

Т а б л и ц а  7.2 

Обязательные исследования Дополнительные исследования  

Исследование бурового раствора 

Определение объёмного содержания газа в буровом рас-
творе  

Отбор образцов шлама из пласта-
коллектора через 1-2 м 

Измерение суммарного содержания газа в буровом рас-
творе Макро- и микроскопия шлама 

Дискретное или непрерывное измерение компонентного 
состава углеводородного газа в газовоздушной смеси Люминесцентный анализ шлама 

Периодическая термовакуумная дегазация (ТВД) проб рас-
твора для калибровки дегазатора ИК-спектрометрия  шлама 

 Оценка  плотности  и   пористости шлама 

 Инклинометрия автономными приборами 
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Окончание таблицы 7.2 

Обязательные исследования Дополнительные исследования  

 
Измерение геофизических параметров 
забойными телеметрическими система-
ми 

 Контроль процесса цементирования 

 Контроль экологического состояния на 
территории буровой 

Измерение технологических параметров 

Глубина скважины и механическая скорость проходки Удельное электрическое сопротивление 
раствора на входе и выходе 

Масса на крюке и нагрузка на долото Виброакустические характеристики ра-
боты бурового инструмента 

Давление бурового раствора на стояке манифольда 

Давление бурового раствора в затрубном пространстве 

Число ходов насоса 

Расход бурового раствора на выходе из скважины* 

Уровень и объём бурового раствора в приёмных ёмкостях 
и доливочной ёмкости 

Скорость спуска и подъема бурильного инструмента 

Плотность бурового раствора на входе и на выходе из 
скважины 

Скорость вращения ротора (при роторном бурении) 

Крутящий момент на роторе (при роторном бурении) 

Температура раствора на входе и на выходе из скважины 

 

*Допускается индикатор потока 
 

7.3   Комплекс ГТИ при бурении эксплуатационных скважин в соответствии с 
таблицей 7.3. 
 
Т а б л и ц а  7.3 

Обязательные исследования Дополнительные 
исследования 

Исследование бурового раствора 
Определение объёмного содержания газа в буровом растворе 
Измерение суммарного содержания газа в буровом растворе 
Дискретное или непрерывное измерение компонентного состава углеводо-
родного газа в газовоздушной смеси 
Периодическая термовакуумная дегазация проб раствора для калибровки де-
газатора 

Определение вязко-
сти и водоотдачи бу-
рового раствора 

Измерение технологических параметров 
Глубина скважины и механическая скорость проходки  
Масса на крюке и нагрузка на долото  
Давление бурового раствора на стояке манифольда  
Давление бурового раствора в затрубном пространстве  
Число ходов насоса  
Расход бурового раствора на выходе из скважины*  
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Окончание таблицы 7.3 

Обязательные исследования Дополнительные 
исследования 

Уровень и объём бурового раствора в приёмных ёмкостях и доливочной ём-
кости  

Скорость спуска и подъёма бурильного инструмента  
Плотность бурового раствора на входе и на выходе из скважины  
Скорость вращения ротора (при роторном бурении)  
Крутящий момент на роторе (при роторном бурении)  
Температура раствора на входе и на выходе из скважины  

*Допускается индикатор потока 
 
7.4   Применяемые методы исследований и измерения при выполнении ком-

плексов ГТИ для различных категорий скважин приведены в таблице 7.4. 
Т а б л и ц а  7.4  

Литолого-
стратиграфи-

ческое расчлене-
ние 

Выделение кол-
лекторов 

Оценка характера 
насыщения Выделение зон АВПД

Комплекс исследований  

эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы

 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 

эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы
е 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 

эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы
е 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 

эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы
е 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 
 

Детальный механический 
каротаж + + + + + +      + 

Расходометрия    + + +       
Каротаж по давлению    + + +       

Объёмное содержа-
ния газа методом 
акустического каро-
тажа 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

Сумма углеводо-
родных газов ИК-
спектроскопией 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

Масс-спектрометрия   
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 Га

зо
вы

й 
ка
ро
та
ж

 

Хроматография (С1 
-С5)      +   +   + 

Термометрия бурового рас-
твора 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

Плотнометрия бурового 
раствора 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

Макро- и микроописание 
пород 

 
 

+2 
 

+ 
 

 
 

 
 

+ 
 

 
 

 
 

+ 
 

 
 

 
 

+ 
 

Фракционный анализ шлам   +         + 

Карбонатометрия  +2 +          
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Окончание таблицы 7.4 

Литолого-
стратиграфи-ческое 

расчленение 

Выделение кол-
лекторов 

Оценка характе-
ра насыщения Выделение зон АВПД

Комплекс исследований  
эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы

 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 

эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы
е 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 

эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы
е 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 

эк
сп
лу
ат
ац
ио
нн
ы
е 

го
ри
зо
нт
ал
ьн
ы
е 

оп
ор
но

-п
ар
ам

ет
ри
че
ск
ие

, 
по
ис
ко
вы

е 
и 
ра
зв
ед
оч
ны

е 
 

Люминесцентно-
битуминологический анализ 
образцов шлама (керна) 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

 
 

+' 
 

+ 
    

ИК-спектрометрия шлама 
(керна)  

 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

+3 
 

+1 
 

-1- 
 

 
 

 
 

 
 

Плотность пород по шламу 
(керну) 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

Пористость пород по шламу 
(керну) 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

+ 
 

+ 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

 
 

+ 
 

ДОПОЛНИТЕЛЬНЫЕ  МЕТОДЫ 

Резистивиметрия бурового 
раствора    + + +  + +   + 

Виброакустический  
каротаж  + +  + +      + 

Газометрия шлама         +   + 

Пиролиз горных пород      +   +   + 

Окислительно-восста-
новительный потенциал         +   + 

Фотоколометриметрия       +   +    

 
 

8 Станция ГТИ 
 

8.1 Общие требования к станции ГТИ 
 

8.1.1 Станция ГТИ представляет собой информационно-измерительную сис-
тему, обеспечивающую непрерывное получение данных об  изменении физических 
параметров анализируемых сред и объектов на всех этапах строительства скважи-
ны.  
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8.1.2 При выполнении обязательного комплекса исследований станция ГТИ 
должна включать следующие компоненты: 
− комплекс датчиков технологических параметров; 
− система газового каротажа по буровому раствору; 
− система геолого-геохимических исследований проб шлама и керна; 
− система сбора, хранения, отображения, обработки информации и синхро-

низации времени (далее – система сбора);  
− система информационного обмена в процессе строительства скважин; 
− система энергопитания и жизнеобеспечения станции ГТИ. 
8.1.3 При выполнении дополнительного комплекса исследований в состав 
станции ГТИ включаются следующие системы: 
− система определения физико-химических свойств бурового раствора; 
− система раннего обнаружения газопроявлений; 
− система мониторинга технического состояния бурового оборудования. 
8.1.4 Комплексирование ГТИ с другими измерительными комплексами 
Станция ГТИ должна иметь возможность интеграции со следующими измери-

тельными системами: 
Система каротажа в процессе бурения с каналом связи;  
Система каротажа в процессе бурения автономным комплексом; 
Система каротажа на бурильных трубах автономным комплексом; 
Система контроля, испытания, опробования и освоения скважины; 
Система контроля цементирования скважины; 
Система топографо-геодезического обеспечения. 
Система сбора станции ГТИ должна обеспечивать возможность приёма и ре-

гистрации данных от указанных измерительных систем, увязку исходных данных по 
времени и глубине, формирование общей базы данных. 
 

 
8.2 Комплекс датчиков технологических параметров 

 
8.2.1 Комплекс датчиков первичного состояния технологических параметров 

устанавливается на буровой в пожароопасной зоне и должен подключаться к систе-
ме сбора, установленной в станции, через искрозащитные барьеры. 

8.2.2 Метрологические характеристики средств измерений технологических 
параметров в соответствии с таблицей 9.1. Выходной сигнал датчиков – цифровой 
или аналоговый. Постоянная времени должна обеспечивать решение задач ГТИ в 
соответствии с разделом 6.  
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Таблица 8.1 – Метрологические характеристики средств измерений при кон-
троле технологических параметров 

Измеряемая величина Единица 
измерений 

Диапазон из-
мерений 

Погреш-
ность 1), 
не более 

Постоянная 
времени, с, 
не более 

Цена еди-
ницы наи-
меньшего 
разряда 2) 

Положение талевого блока метр 0-50 0,01 - 0,01 

Масса т 

0-75, 0-100,     
0-160, 0-200,   
0-250, 0-400,   

0-600 3) 

1 % - 0,1 

Давление бурового раство-
ра МПа 

0-25, 0-40 

0-100 
1 % - 

0,1 

0,25 

Число ходов насоса в еди-
ницу времени ход/мин 0-200 1 % - 1 

Расход бурового раствора 
 на входе 
на выходе 

 
л/с 

л/с (%) 

 
0-60 

0-60 (0 %-100 
%) 

 
1 % 
5 % 

- 
 

0,5 
2 

Уровень бурового раствора м 2, 5 1 % - 0,01 

Скорость вращения ротора об/мин 350 1 - 1 

Момент кН⋅м 60 2,5 % - 2 

Плотность бурового раство-
ра г/см3 0,8-2,5 1 % 60 0,01 

Температура бурового рас-
твора 

0С 0-100 1 15/2 4) 0,2 

Удельное электрическое 
сопротивление бурового 
раствора 

Ом⋅м 0-10 2,5 % 1 0,01 

Объёмное газосодержание 
бурового раствора % 0-20  60 0,1 

1) Среднее квадратическое значение. 
2) Для цифровых измерительных приборов. 
3) В зависимости от грузоподъёмности буровой установки и оснастки талевой системы. 
4) На входе/на выходе. 
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8.2.3 Комплекс датчиков технологических параметров должен включать:  
1) Датчик положения талевого блока, измеряющий положение талевого блока 

относительно стола ротора. Информация датчика должна позволять рассчитывать  
следующие параметры: 

− положение долота в скважине относительно забоя,  
− глубин скважины,  
− скорость проходки,  
− скорость спускоподъёмных операций. 
2) Датчик массы на крюке. 
3) Датчик давления бурового раствора в нагнетательной линии. 
4) Датчик давления бурового раствора в обсадной колонне (давления в за-

трубном пространстве) при закрытом превенторе. 
5) Датчик ходов насоса. Датчик должен обеспечивать определение количест-

ва ходов насоса в единицу времени. 
6) Датчик расхода бурового раствора на входе в скважину. Датчик должен 

обеспечивать  измерение  расхода бурового раствора, нагнетаемого в скважину. 
7) Датчик расхода бурового раствора на выходе из скважины. 
8) Датчик уровня бурового раствора в емкостях. 
9)  Датчик скорости вращения ротора. 
10)   Датчик крутящего момента на роторе. 
11)   Датчик момента на ключе. 
12)   Индикатор положения клиньев. Определяет два положения клиньев: «за-

крыты – открыты». 
13)   Датчик плотности бурового раствора на входе в скважину. 
14)   Датчик плотности бурового раствора на выходе из скважины. 
15)   Датчик температуры бурового раствора на входе в скважину. 
16)   Датчик температуры бурового раствора на выходе из скважины. 
17)   Датчик удельного электрического сопротивления бурового раствора на 

входе в скважину. 
18)   Датчик удельного электрического сопротивления бурового раствора на 

выходе из скважины 
19)   Датчик, измеряющий объёмное содержание свободного газа в буровом 

растворе, выходящем из скважины. 
8.2.4 При необходимости в систему контроля технологических параметров 

могут включаться другие датчики, сигналы которых характеризуют строительство 
скважины. 
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8.3 Система газового каротажа по буровому раствору 
 

8.3.1 Система газового каротажа по буровому раствору должна обеспечивать:  
− непрерывную дегазацию части бурового раствора; 
− транспортировку газовоздушной смеси для анализа; 
− непрерывное определение содержания в выделенной газовоздушной сме-

си  суммы углеводородов; 
− непрерывное или циклическое с периодом не более 2 мин. покомпонент-

ное определение углеводородов С1 – С5 с изомерами; 
− периодическое определение объёмного удельного газосодержания угле-

водородных газов в пробах бурового раствора после их глубокой  дегазации.  
Допускается измерение концентрации других газов в буровом растворе. 
8.3.2 Система газового каротажа по буровому раствору должна включать:  
− дегазатор непрерывного действия с принудительной дегазацией; 
− систему транспортировки и очистки газовоздушной смеси; 
− суммарный газоанализатор для определения содержания горючих газов; 
− компонентный газоанализатор непрерывного или циклического действия; 
− термовакуумный дегазатор для глубокой дегазации проб бурового раство-

ра. 
8.3.3 Дегазатор непрерывного действия с принудительной дегазацией должен 

обеспечивать непрерывную принудительную дегазацию бурового раствора с опре-
деленной (для заданных параметров бурового раствора) степенью дегазации. Кон-
струкция дегазатора должна обеспечивать постоянную времени газообмена не бо-
лее 100 с.  

8.3.4 Система транспортировки и очистки газовоздушной смеси должна обес-
печивать транспортировку газовоздушной смеси от дегазатора к газоаналитическим 
приборам и ее подготовку к анализу без изменения состава. Время транспортировки 
не должно превышать три минуты. 

8.3.5 Система транспортировки газовоздушной смеси должна содержать уст-
ройство предотвращения проникновения пламени. 

8.3.6 Суммарный газоанализатор для измерения содержания горючих газов 
должен обеспечивать определение суммарной концентрации углеводородных газов 
в газовоздушной смеси, извлеченной путём непрерывной дегазации из бурового рас-
твора. Диапазон измерений от 0,01 % до 100 %, относительная погрешность не бо-
лее (0,01+0,0005⋅А2) %, где А – численное значение измеряемой величины, постоян-
ная времени не более 10 с. 

8.3.7 Компонентный  газоанализатор непрерывного или циклического дейст-
вия должен обеспечивать непрерывное или циклическое измерение концентрации 
углеводородных газов с изомерами. Диапазон измерений от 0,005 % до 20 %, по-
грешность  не более 5 %. Минимально обнаруживаемые соотношения компонентов:  
С1/С2 - 100;  С1/С3 - 150. Цикл измерения С1/С5 – не более  2 мин,  С1/С3 – не бо-
лее 1 мин.   
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8.3.8 Дегазатор проб бурового раствора должен обеспечивать глубокую дега-
зацию проб бурового раствора объёмом не менее 250 см3 по углеводородным и дру-
гим газам за время не более 15 минут. 

 
8.4 Система  геолого-геохимических  исследований  проб  шлама              

и образцов керна 
 

8.4.1 Система геолого-геохимических исследований проб шлама и образцов 
керна должна включать следующее оборудование, приборы и устройства для отбо-
ра, подготовки и анализа проб шлама и образцов керна: 

− устройство для отбора шлама; 
− комплект сит для фракционного анализа; 
− бинокулярный микроскоп; 
− аналитические электронные весы; 
− карбонатомер; 
− прибор для люминесцентно-битуминологического анализа; 
− аппаратура количественного определения нефтенасыщенности проб и об-

разцов; 
− устройство для сушки с терморегулятором; 
− оборудование для измельчения  шлама и образцов керна; 
− дегазатор проб шлама, образцов керна; 
− устройство цифрового фотографирования объектов исследований. 
При необходимости в комплекс геолого-геохимических исследований включа-

ются другие приборы и устройства, обеспечивающие получение дополнительной 
геолого-геохимической информации. 

 
8.4.2 Устройство для отбора шлама должно обеспечивать отбор проб шлама, 

содержащих все фракции частиц шлама, присутствующие в выходящем из скважины 
буровом растворе, размером более 1 мм. Объём отбираемой пробы должен быть не 
менее 250 см3. 

8.4.3 Комплект сит для фракционного анализа должен обеспечивать фракци-
онный анализ твердых частиц сыпучих материалов. Комплект должен включать сита 
с размерами ячеек  0,25;  0,5;  1,0;  2,0;  3,0;  5,0  7,0 мм. 

8.4.4 Бинокулярный микроскоп должен обеспечивать просмотр объектов ис-
следований с 6−100-кратным увеличением и регулируемой интенсивностью освеще-
ния. 

8.4.5 Аналитические электронные весы для взвешивания образцов должны 
обеспечивать верхний предел диапазона измерений не менее чем 150 г, погреш-
ность не более  5 мг. 

8.4.6 Карбонатомер должен обеспечивать измерение процентного содержа-
ния кальцита, доломита и нерастворимого остатка в образцах горных пород. Диапа-
зон измерений от  0 % до 100 %, погрешность не более 5 %. 

8.4.7 Прибор для люминесцентно-битуминологического анализа должен 
обеспечивать оценку нефтебитумонасыщенности образцов горных пород. 

Диапазон оценки типа битумоида  от легких до смолисто-асфальтеновых.  
Оценка интенсивности свечения по условной шкале  от 0 до 5 баллов. 
Длина волны ультрафиолетового излучения должна составлять 365 нм.  
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8.4.8 Аппаратура количественного определения нефтенасыщенности горных 
пород должна обеспечивать определение удельного содержания нефти в образцах 
горных пород. Диапазон измерений от 0 до 999,9 мг/дм3. Предел основной абсолют-
ной погрешности измерения (1,0 + 0,05⋅С) мг/дм3, где С – численное значение изме-
ряемой концентрации. 

8.4.9 Устройство для сушки с терморегулятором должно обеспечивать осушку 
пробы шлама объёмом не менее 100 см3 в течение не более 5 минут до сухого со-
стояния при температуре не более 80 0С. 

8.4.10   Оборудование для измельчения  шлама и образцов керна должно 
обеспечивать измельчение объекта исследований объёмом не менее 3 см3 до раз-
меров частиц не более 0,25 мм в течение не более 5 минут. 

8.4.11   Дегазатор проб шлама и образцов керна должен обеспечивать извле-
чение из объектов исследований не менее 70 %  свободного и растворённого газа  
за время не более 15 минут. 

8.4.12   Устройство цифрового фотографирования объектов исследований  
должно формировать образ объектов исследований в цифровом виде, их хранение и 
передачу в систему сбора, хранения, обработки информации и синхронизации вре-
мени. 

 
8.5 Система сбора, хранения, обработки, отображения информации и 

синхронизации времени  
 

8.5.1 Система сбора является аппаратно-программным комплексом, состоя-
щим из устройств сбора и отображения информации, компьютерного оборудования 
и программного обеспечения. 

8.5.2 Устройства сбора и отображения информации должны обеспечивать:  
− приём и регистрацию информации от датчиков технологических парамет-

ров, системы газового каротажа по буровому раствору, системы геолого-
геохимических исследований проб шлама и образцов керна; 

− приём и регистрацию в процессе бурения данных от забойных телеметри-
ческих систем, систем каротажа на буровом инструменте и автономных комплексов; 

− формирование физических величин и расчётных параметров (п.9.5.4.3);   
− хранение и отображение информации. 
Должен быть обеспечен непрерывный опрос датчиков быстроизменяющихся 

технологических параметров (положение таль-блока, масса на крюке, крутящий мо-
мент на роторе, давление нагнетания, обороты ротора) в реальном времени с часто-
той не менее 20 Гц и регистрацию с частотой не менее 1 Гц.   

Вся информация должна быть синхронизирована с погрешностью не более 1 c. 
8.5.3 Компьютерное оборудование должно обеспечивать непрерывную реги-

страцию и визуализацию измеряемых параметров при заданной выше частоте оп-
роса датчиков и заданной частоте регистрации в режиме реального времени про-
водки скважины. 

Компьютерное оборудование должно обеспечивать функционирование ис-
пользуемого программного обеспечения  по обработке  и интерпретации данных 
ГТИ.  
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Эксплуатационные характеристики компьютерного оборудования (быстродей-
ствие, надежность, виброустойчивость, помехозащищенность, термоустойчивость, 
устойчивость к агрессивным средам) должны соответствовать условиям работы в 
конкретных полевых условиях.  

Компьютерное оборудование должно проходить периодическое тестирование 
на соответствие технических характеристик изменяющимся в процессе эксплуатации 
требованиям.  

8.5.4 Программное обеспечение системы сбора  
8.5.4.1 Программное обеспечение системы сбора должно управлять про-

цессом сбора,  регистрации, визуализации, обработки, интерпретации и передачи 
геолого-технологической информации в реальном времени проводки скважины. 

8.5.4.2 Программное обеспечение системы сбора должно решать следую-
щие задачи: 

− калибровка измерительных каналов и датчиков; 
− автоматическое тестирование и индикация неисправностей узлов системы; 
− настройка системы для распознавания текущих операций и включения 

аварийной сигнализации; 
− настройка частоты регистрации данных в функции времени; 
− настройка шага регистрации данных в функции глубины в диапазоне от 0,1 

до 0,5 м; 
− ручной ввод и хранение данных по скважине, буровому оборудованию, ин-

струменту, применяемым долотам и других необходимых данных; 
− приём информации от датчиков, усреднение, масштабирование, фильтра-

ция; 
− регистрация данных в функции времени, глубины и глубины с учётом вре-

мени отставания. 
− дублирование регистрируемых данных на дополнительном  носителе; 
− контроль выхода параметров за установленные пределы; 
− автоматическое распознавание технологических операций: "Бурение", 

"Промывка", "Проработка", "Наращивание", "Спуск", "Подъём". 
8.5.4.3 Программа должна вычислять следующие технологические парамет-

ры: 
− глубина скважины; 
− положение долота относительно забоя; 
− положение талевого блока; 
− скорость перемещения инструмента; 
− теоретическая масса инструмента; 
− текущее значение нагрузки на долото;  
− объёмы раствора в емкостях; 
− скорость бурения в функции времени; 
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− скорость или продолжительность бурения (детального механического ка-
ротажа) в функции глубины; 

− расход бурового раствора, рассчитанный по числу ходов насоса в единицу 
времени; 

− время отставания  параметров бурового раствора; 
− глубина скважины с учётом времени отставания раствора; 
− время отставания параметров шлама; 
− глубина скважины с учетом времени отставания шлама;  
− баланс долива/вытеснения при спускоподъёмных операциях; 
− давление в скважине с учетом газосодержания; 
− эквивалентная плотность раствора в процессе циркуляции. 
8.5.4.4 Должна обеспечиваться визуализацию данных на мониторах с 

выполнением следующих функций: 
− автономная настройка экрана с любого пользовательского компьютера в 

сети; 
− просмотр данных в графическом и цифровом виде; 
− режим отображения данных в реальном времени и режим просмотра ранее 

зарегистрированных данных;  
− выбор для просмотра любого набора регистрируемых данных; 
− вывод данных по времени, глубине и глубине с учетом времени отставания; 
− изменение интервалов времени или глубины, выводимых на экран; 
− редактирование масштаба представления данных; 
− просмотр в графическом виде данных, представленных в LAS-формате; 
− редактирование и сохранение экранных форм-шаблонов. 
8.5.4.5 Информация системы сбора должна быть защищена от несанк-

ционированного доступа. 
8.5.5     Программное обеспечение обработки и интерпретации данных ГТИ 

при решении геологических задач должно обеспечивать ввод, вычисление, анализ, 
формирование, представление и хранение следующих данных: 

− проектный или прогнозный стратиграфический и литологический разрез 
скважины с указанием глубины залегания ожидаемых продуктивных коллекторов; 

− процентное содержание основных литологических типов пород (шламо-
грамма),  

− фракционный состав шлама; 
− физические и химические характеристики пород (плотность, пористость, 

содержание карбонатов, нефтебитумосодержание, газонасыщенность.); 
− литологический состав пород; 
− макро- и микроописание пород; 
− характеристика пластов  и реперов в разрезе скважины; 
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− уточнение границ пластов; 
− расчёт содержания газа, приведённый к пластовым условиям. 
− расчёт флюидных коэффициентов; 
− определение характера насыщения пластов-коллекторов. 

 
8.5.6 Программное обеспечение решения технологических задач должно включать: 

− расчёт рейсовой скорости и стоимости метра проходки; 
− оптимизацию режимных параметров бурения; 
− оптимизацию времени работы долота для его смены; 
− анализ отработки долот, выбор наиболее рационального типа долота; 
− расчёт гидростатического давления в скважине; 
− расчёт гидродинамических потерь в циркуляционной системе (трубы, за-

бойный двигатель, долото, кольцевое пространство); 
− расчёт гидродинамических давлений при проведении спускоподъемных 

операций и их сравнение с данными гидроразрыва; 
− расчёт d-экспоненты или другого адекватного показателя нормализован-

ной скорости проходки (с-экспоненты);  
− выделение зон аномально низкого, аномально высокого пластового давле-

ния и аномально высокого порового давления в разрезе; 
− расчёт пластовых давлений, коррекция по фактическим измерениям и 

сравнение с ожидаемыми; 
− прогноз давлений впереди забоя; 
− контроль траектории ствола скважины путём расчёта координат забоя по 

данным инклинометрии. 
 

8.5.7 Программное обеспечение общего назначения должно выполнять следующие 
функции: 
− просмотр в графическом виде всех зарегистрированных и расчётных гео-

логических, геохимических, технологических данных, включая данные ГИС, пред-
ставленные в  LAS-формате; 

− согласование данных ГТИ с данными ГИС; 
− выполнение произвольных вычислений с использованием указанных дан-

ных; 
− конвертирование данных, полученных в масштабе глубины, в LAS-формат. 

8.5.8 Программное обеспечение вывода данных на постраничную и рулонную пе-
чать должно выполнять следующие операции: 
− формирование и печать диаграмм зарегистрированных данных в функции 

времени; 
− формирование и печать диаграмм зарегистрированных данных в функции  

глубины и глубины с учётом времени отставания; 
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− формирование и печать данных анализа шлама и выходной литологиче-
ской колонки; 

− вывод на печать диаграмм, представленных в LAS-формате; 
− вывод данных в функции глубины в произвольном масштабе; 
− вывод данных при скорости диаграммы от 60 до 600 мм/час; 
− формирование и печать в табличной форме любого набора регистрируе-

мых данных за любой интервал времени или глубины; 
− вывод на печать сформированных диаграмм и отчётов.  

 
8.6 Система  информационного  обмена  при  строительстве скважин 

 
8.6.1  Система информационного обмена в процессе строительства скважин 

(далее – система информационного обмена) должна включать технические средства 
связи, передачи и отображения информации, а так же программное обеспечение.  

8.6.2  Система информационного обмена должна обеспечивать информацией 
службы, участвующие в данном процессе. Передача информации со станции ГТИ в 
службу технического и метрологического обеспечения и службу обработки и интер-
претации информации должна осуществляться по независимому цифровому каналу 
связи.  

8.6.3 Технические средства связи, передачи и отображения информации 
8.6.3.1 Технические средства связи, передачи и отображения информа-

ции  должны обеспечивать: 
− голосовую связь в пределах буровой площадки; 
− визуальное отображение информации на рабочих местах персонала; 
− межкомпьютерную связь на буровой; 
− межкомпьютерную связь с отдалёнными пользователями; 
− независимый канал связи станции со службами ГТИ. 
8.6.3.2 Голосовая связь в пределах буровой площадки должна обеспечи-

вать обмен сообщениями между персоналом, участвующим в процессе строительст-
ва скважины. 

8.6.3.3 Должно быть обеспечено визуальное отображение информации 
на рабочих местах персонала в цифровом и графическом виде на мониторах и ин-
формационных табло. 

8.6.3.4 Средства межкомпьютерной связи на буровой должны обеспечи-
вать доступ к данным ГТИ персоналу, участвующему в процессе строительства сква-
жины. 

8.6.3.5 Средства межкомпьютерной связи с отдалёнными пользователя-
ми должны обеспечивать доступ к данным ГТИ участвующему в процессе строи-
тельства скважины персоналу на отдалённых рабочих местах. 

8.6.3.6 Независимый канал связи станции со службами ГТИ должен 
обеспечивать обмен цифровой информацией между станцией и службами ГТИ. 
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8.6.4 Программное обеспечение системы информационного обмена должно 
выполнять следующие функции: 

− визуальное отображение информации на рабочих местах персонала в 
пределах буровой площадки; 

− доступ к данным ГТИ персоналу, участвующему в процессе строительства 
скважины в пределах буровой площадки; 

−  доступ к данным ГТИ персоналу, участвующему в процессе строительства 
скважины, на удаленных рабочих местах; 

− обмен цифровой информацией между станцией и службами ГТИ. 
 
8.7 Система энергопитания и жизнеобеспечения станции ГТИ 

 
8.7.1  Система энергопитания и жизнеобеспечения станции ГТИ (далее – сис-

тема) должна обеспечивать: 

− питание оборудования станции переменным током частотой (50 ± 2) Гц и 
напряжением 220 В ±10 %, 380 В ±10 %. 

− автономное аварийное питание компьютерного оборудования в течение 30 
минут после отключения основного питания. 

Система энергопитания и жизнеобеспечения станции ГТИ должна включать: 
− устройства энергоснабжения; 
− устройства принудительной вытяжной вентиляции, кондиционирования и 

обогрева; 
− устройства водоснабжения; 
− оборудование рабочих мест персонала. 
8.7.2 Система должна функционировать с соблюдением  действующих пра-

вил промышленной безопасности и санитарно-гигиенических норм. 
8.7.3  При установке станции ГТИ во взрывоопасной или загазованной зоне 

помещение станции должно быть герметичным и в нём должно  поддерживаться из-
быточное давление не менее 500 Па. 

8.7.4 При монтаже станции ГТИ на морских платформах помещение (кабина) 
для проведения ГТИ должно удовлетворять требованиям морского регистра к рабо-
чим помещениям. 
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9  Требования к организации и производству работ по ГТИ 
9.1   Организация работ по проведению ГТИ должна опираться на регламент 

взаимоотношений, составляемый и подписываемый организациями, участвующими 
в процессе строительства скважины. В регламенте должны найти отражение поря-
док и способы обмена информацией (необходимого для качественного выполнения 
работ), средства коммуникации, порядок взаимодействия в процессе производства 
работ и в нештатных ситуациях.  

9.2    Подготовка к монтажу и монтаж станции ГТИ должны проводиться в со-
ответствии с "Проектом установки станции ГТИ и монтажа датчиков на буровой" , ут-
вержденным Заказчиком, а также с положениями правил [2], утверждённых Мини-
стерством природных ресурсов Российской Федерации и Министерством топлива и 
энергетики Российской Федерации, и правил безопасности ПБ 08-624-03, утвер-
жденных Ростехнадзором [3]. 

9.3 Калибровка средств измерений и аттестация оборудования станции ГТИ 
выполняется в соответствии с технической документацией на эти средства измере-
ний и оборудование. 

9.4 Геолого-технологические исследования должны производиться опера-
торским персоналом на станции и службой ГТИ. 

9.5 В состав службы ГТИ должны входить следующие структурные подраз-
деления: 

− производственные партии (отряды); 
− служба технического и метрологического обеспечения; 
− служба обработки и интерпретации информации; 
− производственные партии (отряды) проводят ГТИ на буровой. 
− служба технического и метрологического обеспечения выполняет ре-

монт, техническое обслуживание, наладку, метрологические поверки, тарировку и 
калибровку датчиков, приборов и комплексов, предназначенных для исследования 
скважин. 

− служба обработки и интерпретации информации должна осуществлять 
приемку от партий (отрядов) первичных материалов, их обработку и интерпретацию. 

9.6 Численный состав структурных подразделений ГТИ определяется со-
гласно проекту на ГТИ. 

9.7 Руководителем персонала станции ГТИ должен назначаться специа-
лист, имеющий стаж работы на станции не менее 3 лет. Он должен обеспечить 
взаимодействие с представителем Заказчика на буровой. 

9.8 Регистрация данных ГТИ должна проводиться с помощью аппаратуры и 
оборудования, допущенных к применению в установленном порядке. Эксперимен-
тальные образцы допускаются к применению по согласованию Заказчика и Исполни-
теля ГТИ. Применяемая аппаратура, оборудование и технологии должны иметь экс-
плуатационную документацию. 

9.9  Внесение каких-либо изменений в конструкцию аппаратуры и оборудо-
вания допускается только при согласовании с организацией-разработчиком. 
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9.10  Аппаратура и оборудование, отработавшие установленный ресурс или 
срок эксплуатации, допускаются к дальнейшей эксплуатации только на основании 
акта испытаний, проведённых созданной для этих целей комиссией, в котором уста-
навливается срок повторных испытаний. 

9.11  Исполнитель ГТИ должен: 
− располагать системой базового и полевого (скважинного) метрологического 

обеспечения методов и аппаратуры ГТИ. 
− обеспечить контроль качества и объективность получаемых материалов 

ГТИ. 
9.12    К проведению измерений при ГТИ допускается только аппаратура, 

прошедшая метрологическую поверку (калибровку). 
9.13  Работы по ГТИ начинаются после получения от Заказчика "Заявки на 

проведение ГТИ". 
9.14  Подготовительно-заключительные работы на базе включают: 
−  получение от Заказчика необходимой информации о скважине; 
− анализ проектных материалов на скважину с целью наиболее оптимально-

го решения задач ГТИ; 
− составление проектного геологического разреза, геологического задания 

для операторов-геологов, методического руководства для операторов-технологов по 
решению конкретных поставленных перед скважиной задач; 

− составление и согласование с Заказчиком проекта технического задания  
− проверку и тестирование всего комплекса аппаратуры и оборудования; 
− согласование заказчиком проекта установки станции ГТИ и монтажа датчи-

ков на буровой; 
− подготовку станции к транспортировке на буровую; 
− оформление материалов исследований после окончания бурения скважи-

ны, сдачу их в контрольно-интерпретационную партию; 
− оценку качества материалов исследований, интерпретацию; 
− составление совместно с контрольно-интерпретационной партией "Отчета 

по скважине" и сдачу его Заказчику; 
− консервацию станции (в случае необходимости), перед которой проводится 

ревизия оборудования и аппаратуры и составляется акт о степени готовности стан-
ции к дальнейшей эксплуатации. 

9.15  Подготовительно-заключительные работы на буровой должны включать: 
− установку станции на буровой согласно "Проекту установки станции ГТИ и 

монтажа датчиков на буровой"; 
− проверку готовности буровой к проведению ГТИ согласно "Типовым усло-

виям" [7], утверждённым _____ , "Дополнительным условиям" [8], утверждённым 
________,  "Техническим условиям"  [9], утверждённым ________  и "Проекту уста-
новки станции ГТИ и монтажа датчиков на буровой";   

− подписание "Акта проверки готовности скважины к проведению ГТИ". 
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− заземление станции на контур буровой; 
− монтаж датчиков ГТИ, газовоздушной линии от дегазатора, силовых и ин-

формационных кабелей с соблюдением правил, изложенных в "Проекте установки 
станции ГТИ и монтажа датчиков на буровой"; 

− подключение станции к сети (выполняется электриком буровой бригады в 
присутствии начальника партии); 

− запуск станции, настройку, калибровку каналов регистрации, оформляемую 
актом калибровки; 

− включение станции в работу; 
− оформление материалов исследований после окончания бурения скважи-

ны; 
− демонтаж датчиков ГТИ, газовоздушной линии, информационных кабелей; 
− отключение станции от сети (осуществляется электриком буровой бригады 

в присутствии начальника партии); 
− подписание "Акта выполнения работ по ГТИ" (приложение К) и "Сведений о 

характере выданных рекомендаций" (приложение Л); 
− подготовку станции к транспортировке. 
9.16 Транспортировка станции ГТИ 
 Транспортировка станции ГТИ на буровую осуществляется любым видом 

транспорта в соответствии с требованиями правил безопасности на соответствую-
щем виде транспорта. 

 

10 Технологические операции ГТИ и их последовательность  
 
10.1 При производстве работ на буровой должны выполняться следующие 

операции: 
− калибровка датчиков и оборудования станции на буровой; 
− поддержание  в работоспособном состоянии аппаратуры и оборудования 

станции ГТИ; 
− непрерывное измерение и контроль технологических параметров бурения 

и физико-химических свойств бурового раствора; 
− отбор проб шлама и образцов керна; 
− исследование проб шлама и образцов керна; 
− запись результатов измерений и исследований в базу данных с периоди-

ческим контролем качества записанных данных; 
− анализ полученной информации; 
− формирование и выдача оперативных сообщений и рекомендаций; 
− формирование геологических и технологических сводок; 
− обеспечение информацией пользователей на буровой; 
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− формирование и передача блоков информации отдалённым пользовате-
лям.  

10.2 При контроле технологического процесса строительства скважины для 
своевременного распознавание предаварийных ситуаций и предотвращения выбро-
сов и открытых фонтанов должны выполняться следующие условия: 

− обязательная промывка скважины перед подъёмом инструмента в течение  
времени, превышающего рассчитанное время выхода забойной пачки бурового рас-
твора (величину расчётного времени отставания) в 1,5 раза;  

− предупреждение буровой бригады о факте повышения содержания угле-
водородных и других газов (регистрируемых газоаналитическим оборудованием) в 
газовоздушной смеси, извлечённой из дегазатора принудительного действия; 

− подъём инструмента выполняется с обязательным контролем долива 
скважины и вычислением притока (поглощения) бурового раствора;  

− если приток (поглощение) превысит 0,5 м3, необходимо дать рекоменда-
цию на прекращение подъёма и восстановление циркуляции до выхода забойной 
пачки бурового раствора.  

10.3 Все выдаваемые рекомендации должны фиксироваться в "Рабочем 
журнале по проведению ГТИ" и буровом журнале. 

10.4 Буровая бригада предупреждается обо всех случаях выхода контроли-
руемых параметров за пределы заданных коридоров значений с целью своевремен-
ного обнаружения отклонения технологического процесса от нормы, как за счет ос-
ложнения скважины по геологическим причинам, так и за счет предаварийного со-
стояния бурового инструмента и оборудования. 

10.5 В случае возникновения аварии, план ее ликвидации, составленный За-
казчиком, должен регламентировать взаимоотношения персонала партии ГТИ и бу-
ровой бригады и обмен информацией между ними при ликвидации аварии. 

10.6   Службой обработки и интерпретации информации на базе должны вы-
полняться: 

− архивирование и хранение всей цифровой информации, полученной стан-
циями ГТИ;  

− оценка качества поступивших материалов; 
− формирование единой базы данных в функции глубины; 
− увязка данных ГТИ в функции глубин с глубинами по результатам ГИС; 
− интерпретация данных ГТИ по перспективным интервалам с выделением 

продуктивных горизонтов и определением характера их насыщения; 
− формирование сводных диаграмм ГТИ в функции глубины; 
− составление сводных таблиц; 
− составление отчёта по скважине; 
− передача отчёта по скважине Заказчику. 
10.7 Отчёт по скважине должен содержать разделы: 
− выделение  продуктивных  горизонтов  и  определение  характера  их  на-

сыщения; 
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− литологическое расчленение разреза скважины; 
− график строительства скважины; 
− баланс времени по строительству скважины; 
− технологические показатели скважины; 
− выявленные осложнения, предаварийные ситуации и другие отклонения от 

геолого-технического наряда и режимно-технологической карты;  
− рекомендации различного характера и их выполнение буровой бригадой; 
− сводная диаграмма в функции глубин; 
− заключение по результатам ГТИ о выделенных перспективных интервалах, 

включающее рекомендации на проведение последующих технологических операций. 
 

11 Требования к форме представления данных ГТИ 
11.1 Данные исследований представляются в виде сводных диаграмм как 

функции времени или глубины.  
11.2  Заголовок диаграммы должен содержать следующую информацию: 
− страна, площадь;  
− номер, категория скважины, номер куста;  
− наименование компании Заказчика, Исполнителя;  
− проектная глубина;  
− номер партии, фамилии начальника отряда и операторов;  
− тип станции;  
− диапазон времени или глубины на диаграмме;  
− расшифровка кратких обозначений (при их наличии на диаграмме).  
11.3 Поля, на которых изображаются графики параметров, отделяются вер-

тикальными линиями (вдоль рулона бумаги). Графики разных  параметров должны 
различаться по цвету, толщине или типу линий (сплошная, пунктирная, штриховая, 
штрихпунктирная). Допускается маркировка линий различными, чётко воспроизво-
димыми значками. Масштаб по горизонтали должен выбираться, исходя из диапазо-
на изменения параметра, и обеспечивать наглядность графиков. 

11.4 В шапке полей параметров записываются их наименования и единицы 
измерений параметров. Рядом с наименованием параметра отображается образец 
линии, которой выполнен график этого параметра.  

11.5 Поля со значениями времени или глубины располагаются на левой сто-
роне диаграммы. Интервалы времени или глубины отделяются горизонтальными 
линиями.  

11.6 В заголовке диаграммы с результатами геологических и геохимических 
исследований отображаются условные обозначения для литологических типов по-
род. В отдельных полях диаграммы должно отображаться процентное содержание 
литологических типов пород в шламе (шламограммы) и краткое литологическое опи-
сание. Текст должен располагаться в месте диаграммы, соответствующем глубине, 
для которой приводится информация.  
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В отдельных полях представляются:  
− литологическая колонка, построенная по результатам геологической 

интерпретации данных ГТИ, 
− результаты анализа содержания карбонатов в горных породах. 

 11.7  Допускается привязка диаграмм, построенных в функции глубины, к диа-
граммам ГИС. В этом случае в отдельном поле диаграмм ГИС должны быть отмече-
ны  глубины забоя. 

11.8  В случае, если на одной диаграмме в функции текущего времени регист-
рируются группы параметров, информация по которым соответствует различной 
глубине забоя (параметры на глубине забоя, параметры на устье, параметры от га-
зоанализатора) на диаграммах должны наноситься мерные метки соответствующих 
глубин забоя. 

11.9 Различные текстовые комментарии, а также фотографии могут распола-
гаться на свободных местах диаграмм. Соответствующая этим фрагментам глубина 
должна указываться специальными линиями или стрелками. 

 
12 Требования к персоналу ГТИ 
12.1    Персонал ГТИ должен состоять из операторов станций ГТИ, персонала 

службы обработки и интерпретации информации и службы технического и метроло-
гического обеспечения. 

12.2    Персонал станции и служб ГТИ должен проходить обучение и контроль 
квалификации в соответствии с положениями системы профессиональной подготов-
ки и контроля квалификации, утвержденной руководителем предприятия. 

12.3    К работе на станциях ГТИ допускаются лица, имеющие медицинское за-
ключение о пригодности к работе, прошедшие необходимое обучение правилам 
безопасности работ, в том числе проверку знаний и навыков пользованием средст-
вами защиты. 

12.4    К работе на станциях ГТИ допускаются лица, имеющие высшее техни-
ческое или среднее специальное образование, и прошедшие обучение в специали-
зированных центрах по Программе подготовки, разработанной и утвержденной в ус-
тановленном порядке в соответствии с руководящими документами Министерства 
образования и науки РФ. 

12.5    Программа подготовки должна включать  следующие обязательные 
разделы: 

Правила безопасности в нефтяной и газовой промышленности. 
Основы нефтепромысловой геологии. 
Основы технологии строительства скважин. 
Основы геофизических исследований скважин. 
Методическое обеспечение ГТИ. 
Аппаратура и оборудование станций ГТИ. 

12.6    Обучение в специализированных центрах подготовки должно прово-
диться не реже чем раз в три года. 
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13 Расширение комплекса геолого-технологических               

исследований 
 

13.1 Направления и цели расширения комплекса 
 

Комплекс ГТИ может быть расширен за счет новых технологий, введения спе-
циальных систем измерения и интегрирования с другими измерительными система-
ми. 

Расширение комплекса геолого-технологических исследований должно обес-
печивать повышение безопасности проведения работ, улучшение качества и сниже-
ние стоимости строительства скважин, получение дополнительной информации по 
исследуемой скважине. 

 
13.2 Расширение комплекса ГТИ за счет новых технологий  

 
13.2.1   Контроль крепления ствола скважины 
Контроль крепления ствола скважины обсадными колоннами предназначен 

для повышения качества и безопасности проводимых работ путем независимой ре-
гистрации операций по креплению скважины. Работы осуществляются комплектом 
датчиков технологических параметров станции ГТИ, устанавливаемым в соответст-
вии с технологической схемой обвязки буровой и схемой установки тампонажной 
техники.  

Технология обеспечивает контроль следующих технологических операций: 
− подготовка ствола скважины к спуску колонны; 
− спуск и долив колонны;  
− цементирование и ожидание затвердения цемента; 
− испытания на герметичность. 
Технология обеспечивает регистрацию следующих параметров: 

- объемы закачиваемых и выходящих растворов; 
- расход и давление в нагнетательной магистрали; 
- температура и плотность закачиваемых и выходящих растворов; 
- сопротивление (проводимость) выходящих растворов. 

 
13.2.2   Контроль процессов освоения и испытания скважин 
Контроль процессов освоения и испытания скважин предназначен для повы-

шения качества и безопасности проводимых работ путем независимой регистрации 
операций по очистке призабойной зоны пласта, вызову притока, воздействию на 
пласт и определению гидродинамических характеристик пласта по данным автоном-
ных комплексов. 

 Технология обеспечивает регистрацию следующих параметров: 
− описание технологических операций; 
− объемы закачиваемых и выходящих растворов; 
− расходы,  давления  и температуры жидкостей в устьевой обвязке; 
− отбор и анализ проб пластового флюида. 
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13.3    Расширение комплекса за счёт специальных систем измерения 

 
13.3.1 Система мониторинга технического состояния бурового            

оборудования 
13.3.1.1 Система мониторинга технического состояния бурового оборудо-

вания предназначена для обнаружения отклонений состояния бурового оборудова-
ния от нормального для конкретного технологического процесса строительства 
скважины с целью предотвращения возможных осложнений, простоев и аварий. 
Система мониторинга технического состояния бурового оборудования использует 
информацию от датчиков технологических параметров процесса бурения. Эта ин-
формация обрабатывается по соответствующим алгоритмам с целью выявления от-
клонений в состоянии оборудования.  

13.3.1.2 Система мониторинга технического состояния бурового оборудо-
вания должна обеспечивать: 

− определение промыва бурового инструмента; 
− контроль динамики бурильной колонны в реальном времени; 
− контроль недопустимых разгрузок инструмента и ударов о забой;  
− контроль затяжек и посадок инструмента; 
− непрерывное определение коэффициента гидравлических потерь в сква-

жине; 
− определение наработки талевого каната;  
− определение наработки сменных узлов буровых насосов; 
− суммарное число оборотов долота. 

 
13.3.2   Система раннего обнаружения газопроявлений 
13.3.2.1 Система раннего обнаружения газопроявлений устанавливается 

на буровой и должна обеспечивать повышение безопасности буровых работ за счет 
обнаружения выбросоопасных объёмов газа в затрубном пространстве бурящейся 
скважины до выхода его на дневную поверхность.  

13.3.2.2 Система раннего обнаружения газопроявлений основана на изме-
нениях акустических свойств бурового раствора за счет попадания в него газа из 
пластов-коллекторов (изменение амплитуды пульсаций и скорости прохождения аку-
стической волны, создаваемой работой поршневых буровых насосов или специаль-
ного забойного генератора гидравлических импульсов).  

13.3.2.3 Система раннего обнаружения газопроявлений состоит из двух 
датчиков динамического давления, установленных в линии высокого давления на 
входе в скважину и в затрубном пространстве на выходе из скважины. Чувствитель-
ность датчика  не менее 100 мкВ/Па.  

Система анализирует амплитуды и спектр пульсаций давлений, определяет 
отношение амплитуд пульсаций и их сдвиг по фазе, формирует сигнал наличия газа 
в затрубном пространстве.  

 
13.3.3 Система определения физико-химических свойств бурового        

раствора 
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13.3.3.1 Система определения физико-химических свойств бурового рас-
твора содержит дополнительные датчики физико-химических свойств бурового рас-
твора и должна обеспечивать повышение информативности ГТИ. 

13.3.3.2 Система содержит следующие датчики:  
− датчик диэлектрической проницаемости бурового раствора; 
− датчик измерения водородного показателя pH; 
− датчик окислительно-восстановительного потенциала Eh; 
− датчик содержания растворенного кислорода в растворе; 
− датчики содержания в растворе следующих ионов: Mg+2; Na+;  K+;  Ca+2;   

Cl–;  S-2;  J–;  SO4
-2. 

 
Метрологические требования к датчикам приведены в таблице 13.1. 

 
Таблица 13.1 

Измеряемая величина Единица измере-
ний 

Диапазон Погрешность 

Относительная диэлектрическая прони-
цаемость 

1 от 1 до 80 0,1 

Водородный показатель pH 1 от 0,0 до 14,0 0,1 

Окислительно-восстановительный потен-
циал Eh 

мВ от минус 2000 до 
+2000 

10 

Содержание растворенного кислорода мг/л от 0 до 40 5 % 

Содержание ионов моль/л от 1⋅10-4  до 1 1 % 

 
 
Система определения физико-химических свойств бурового раствора должна 

быть проточной с непрерывным определением значений измеряемых параметров. 
Допускается дискретное определение измеряемых параметров путем автоматиче-
ского взятия проб бурового раствора и их обновления. Время обновления не более 
60 с. 

 
13.3.4 Система виброакустического каротажа 
13.3.4.1 Система виброакустического каротажа предназначена для сниже-

ния аварийности буровых работ за счёт увеличения объёма и скорости поступления  
информации о состоянии бурового инструмента. Система устанавливается на бу-
рильной колонне и вблизи буровой и включает датчики вибрации с чувствительно-
стью не менее 100 мВ⋅с2/м.  

13.3.4.2 Система анализирует амплитудно-частотные характеристики виб-
рации бурильной колонны и грунта для  контроля состояния бурового инструмента, а 
также для изучения процесса взаимодействия долота с породой с целью литологи-
ческого расчленения разреза. 
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