
Для рентабельной разработки месторождений
с низкими фильтрационными свойствами повсе�
местно применяется операция гидравлического
разрыва пласта (ГРП), что приводит к увеличению
отборов жидкости. Для сохранения целевой ком�
пенсации необходимо увеличивать объемы закач�
ки, что часто достигается повышением давления
нагнетания. Чрезмерное повышение может приве�
сти к развитию техногенных трещин на нагнета�
тельных скважинах [1].

Развитие техногенных трещин на нагнетатель�
ных скважинах имеет важные отличия от процесса
образования трещин при ГРП. Во�первых, при опе�
рации ГРП одна из основных задач – это миними�
зация утечек жидкости в пласт, в то время как для
нагнетательных скважин такая цель не преследу�
ются. Во�вторых, операция ГРП в настоящее время
занимает от нескольких часов до суток, а техноген�
ные трещины могут развиваться и распространять�
ся месяцы и годы. И, наконец, техногенно�образо�
ванная трещина не является закрепленной, в отли�
чие от трещины, закрепленной проппантом при
ГРП.

Данная проблема рассматривалась на примере
Центральной залежи Крапивинского месторожде�
ния Томской области, нефтегазоносность которого
приурочена к отложениям верхней юры. Основные
промышленные запасы залежи связаны с пластом
Ю1

3, который формировался в прибрежно�морской
обстановке. В Центральной залежи сформирована
площадная пятиточечная система заводнения, рас�
стояние между добывающей и нагнетательной
скважинами составляет 500 м (рис. 1).

Для отбора запасов в районах нагнетательных
скважин и лучшей окупаемости бурения перед пе�
реводом скважин в нагнетание они вводятся
в отработку на нефть на период от 3 месяцев. Все
расчеты произведены для нагнетательной скважи�
ны № 471 (рис. 1), которая была введена в добычу
(с ГРП) в феврале 2008 г. и переведена в нагнета�
ние в апреле 2009 г.

Рис. 1. Схема расположения скважин в районе Центральной
залежи Крапивинского месторождения.
Контур нефтеносности:  – внешний;

– внутренний.

Скважина: – добывающая;  – нагнетательная 

По технологическим показателям работы сква�
жины (дебит жидкости, обводненность, забойное
и пластовое давления) в период отработки на неф�
ть, используя уравнение для псевдостационарного
режима фильтрации, были рассчитаны значения kh
на каждый месяц (рис. 2):

(1)

где Q – дебит жидкости, м3/сут; k – проницаемость,
мД; h – эффективная мощность, м; � – вязкость
жидкости, мПа.с; r – радиус контура питания, м;
rскв – радиус скважины, м; s – скин�фактор; Pпл –
пластовое давление на контуре питания, атм; Pзаб –
забойное давление, атм.

Следует обратить внимание на несколько клю�
чевых моментов при расчете: во�первых, вязкость
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жидкости, используемая в формуле (1), рассчиты�
валась через вязкости нефти и воды, текущую об�
водненность и относительные фазовые проница�
емости (ОФП); во�вторых, значение скин�фактора
фиксировалось по отчету подрядчика операции
ГРП (для скв. № 471 s=–5,0, закрепленная полуд�
лина трещины Xf=70 м, высота – 30 м); в�третьих,
значения пластового давления снимались с карт
изобар, которые в свою очередь строились на нача�
ло каждого месяца средствами прокси�модели.

Прокси�модель (ПО «ГиД», разработка УфаНИ�
ПИнефть) представляет собой однослойную мо�
дель с упрощенным симулятором, сочетающим
в себе материальный баланс и уравнения движе�
ния. Фактические замеры пластового давления и
результаты интерпретации гидродинамических ис�
следований служат для контроля настройки модели
и не используются в расчетах напрямую.

Как видно из рис. 2, первые 3–4 месяца длится
неустановившийся режим фильтрации, значение
kh снижается с 71 до 22 мД.м, далее наступает ре�
жим псевдостационарной фильтрации, и значения
kh достаточно ровно лежат в пределах 18…22 мД.м.
Таким образом, за истинную проводимость пласта
kh принимаем значение 20 мД.м, величина коэф�
фициента продуктивности Kпр скв. № 471 при этом
составляет 0,33 м3/(сут.атм).

После перевода скважины в нагнетание значения
kh варьируются от 49 до 66 мД.м (рис. 2), значения
Kприем от 0,94 до 1,27 м3/(сут.атм). Таким образом, на�
блюдается значительное увеличение kh и Kприем в пе�
риод нагнетания воды. Такой рост коэффициента
приемистости (примерно в 3 раза) не описывается
ни фазовыми явлениями (вязкостью и ОФП воды),
ни изменением состояния призабойной зоны и тем
более ни репрессией на пласт, что косвенно свиде�
тельствует о развитии техногенной трещины.

Для оценки давления разрыва воспользуемся
принципом Ирвина [2]:

(2)

где �1 – минимальное горизонтальное напряжение,
атм; Kпроч – критический коэффициент интенсив�
ности напряжений, атм.м1/2. С трещиной длиной
больше 10 м вторым слагаемым в правой части ур.
(2) можно пренебречь [2], тогда давление разрыва
может быть оценено по формуле:

(3)

Однако при заводнении закачивается большой
объем воды, что приводит к изменению не только
поля давлений (пороупругий эффект), но и поля
температур (термоупругий эффект), т. к. темпера�
тура закачиваемой жидкости меньше температуры
пласта. В свою очередь эти два эффекта приводят к
изменению начального напряжения �1. Предпола�
гая, что процессы деформации/разрушения поро�
ды подчиняются теории линейной упругости, воз�
можно учитывать эти два эффекта независимо друг
от друга.

Пороупругий эффект можно разделить на две
составляющие: глобальный эффект (изменение
среднего пластового давления) и локальный эф�
фект (изменение поля давлений вблизи нагнета�
тельной скважины).

Методика получения зависимости давления
разрыва (которая базируется на равенстве (3))
от пластового давления (в данной работе влияние
локального пороупругого эффекта не рассматрива�
лось) для Крапивинского месторождения детально
описана в работе [3], здесь приведем только полу�
ченные результаты для Центральной залежи
(рис. 3). Таким образом, достоверный интервал
среднего статического коэффициента Пуассона �s

изменяется в пределах 0,25…0,27 [3]. В то время
как среднее значение динамического коэффициен�
та �d по лабораторным исследованиям керна равно
0,23 (42 образца). Как известно, значения динами�
ческого и статического коэффициентов Пуассона
отличаются незначительно, в отличие от модуля
Юнга [4].

Для расчета статического модуля Юнга Es через
динамический Ed существуют различные корреля�
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Рис. 2. Показатели работы скв. № 471
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ции [5, 6]. В данной работе используется наиболее
простое выражение Es=Ed/2 [5]. Из�за отсутствия
данных акустического каротажа в скв. № 471 для
оценки среднего динамического модуля Юнга
по разрезу скважины в интервале пласта Ю1

3 ис�
пользовалась корреляция модуля Юнга и пористо�
сти по данным исследования керна (рис. 4). Так,
среднее значение для скв. № 471 Ed=38 ГПа, следо�
вательно, значение Es=19 ГПа.

Рис. 3. Зависимость давления разрыва при мини8ГРП от
пластового давления

Для учета термоупругого эффекта полезно оце�
нить размеры как зоны дренирования, так и зоны
с пониженной температурой.

Рис. 4. Зависимость динамического модуля Юнга от пори8
стости

На рис. 5, а, представлена модель зоны дрени�
рования при закачке. С точки зрения профиля тем�
пературы выделяются два региона: холодный, тем�
пература которого равна температуре нагнетаемой
воды на забое скважины, и горячий, температура
которого равна первоначальной пластовой темпе�
ратуре. Профиль температуры имеет разрыв при
переходе из холодного региона в горячий. С точки
зрения продвижения фронта заводнения также вы�
деляются два региона: заводненный (нефтенасы�
щенность в котором равна остаточной нефтенасы�

щенности Кно) и незатронутый (нефтенасыщен�
ность в котором равна 1–Квсв, где Квсв – связанная
водонасыщенность).

Как известно, контур дренирования скважины
с трещиной ГРП может быть описан эллипсом,
главная ось которого сонаправлена с направлением
трещины ГРП, а фокусное расстояние равно полуд�
лине трещины – Xf (рис. 5, б). Тогда объем заводнен�
ного региона Vз может быть выражен через большую
а1 и малую b1 полуоси следующим образом:

В свою очередь значения а1 и b1 могут быть по�
лучены по формулам [7]:

(4)

где 

(5)

С другой стороны, объем заводненного региона
выражается формулой:

(6)

где Wзак – накопленный объем закаченной воды, м3;
	 – коэффициент пористости, д. е. Так, расчитав
объем заводненного региона по формуле (6) и под�
ставив его в выражение (5), можно получить значе�
ния большой и малой полуосей эллипса (4).

Таблица. Значения входных и расчетных параметров

При рассматриваемой модели объем «холодно�
го региона» Vх полностью определяется законом
сохранения энергии. Если также предположить,

Входные Расчетные
Параметр Значение Параметр Значение

Удельная теплоемкость
зерен породы, Cз

0,75 кДж/(м3.°С) Заводненный регион

Удельная теплоемкость
нефти, Cн

2,1 кДж/(м3.°С) Объем, Vз 2159,7 м3

Удельная теплоемкость
воды, Cв

4,2 кДж/(м3.°С) F1 40

Коэффициент пористо8
сти, 	 0,159 д. ед.

Большая
полуось, а1

227 м

Плотность зерен поро8
ды, 
з

2600 кг/м3 Малая по8
луось, b1

216 м

Плотность нефти, 
н 750 кг/м3 Холодный регион
Плотность воды, 
в 1000 кг/м3 Объем, Vх 236,5 м3

Остаточная нефтенасы8
щенность, Кно

0,27 д. ед. F1 5

Связанная водонасы8
щенность, Квсв

0,37 д. ед.
Большая
полуось, а0

91 м

Накопленная закачка,
Wзак

123,6 тыс. м3 Малая по8
луось, b0

59 м

Закрепленная полудли8
на трещины, Xf

70 м

Мощность пласта, h 14 м
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что передача тепла происходит только за счет те�
плопроводности (не берем в расчет конвекцию)
и не происходит передачи энергии от выше и ниже
залегающих пород, то

(7)

где 
в, 
н и 
з – плотности воды, нефти и скелета
породы, кг/м3; Cз, Cв и Cн – удельные теплоемкости
воды, нефти и скелета породы, кДж/(кг.°С).

Очевидно, что при эллиптическом виде фронта
заводнения фронт холодного региона будет тоже

эллиптический (рис. 5, б), поэтому значения по�
луосей а0 и b0 могут быть получены по формулам,
аналогичным формулам (4) и (5).

По описанной выше процедуре были оценены
размеры зоны заводнения и холодного региона. Вход�
ные и расчетные параметры отображены в таблице.

В холодном регионе происходит изменение на�
пряжений вокруг нагнетательных скважин и уме�
ньшение давления разрыва Рразр [7, 8] на величину:
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Рис. 5. Схема распространения фронтов заводнения и температуры. Сечение: а) вертикальное; б) горизонтальное

Рис. 6. График зависимости �P и от �t:

– фактическая кривая �P; – интерпретационная кривая �P; 

– фактическая кривая – интерпретационная кривая 
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где �T� – изменение напряжения из�за термоупру�
гого эффекта, атм; � – линейный коэффициент те�
плового расширения, м/(м.°C); Es – статический
модуль Юнга, ГПа; �T – разница пластовой темпе�
ратуры и температуры закачиваемой воды, °C; F –
переменная, зависящая от параметров пласта (в
нашем случае F=1,67·10–4 [7, 8]); �s – статический
коэффициент Пуассона, д. ед.

По проведенному исследованию термометрии
в работающей скважине температура закачиваемой
воды в интервале перфорации оценивается как
60 °C, при начальной пластовой – 90 °C. Принимая
значение коэффициента линейного теплового рас�
ширения �=5,0·10–6 м/(м.°C), по формуле (8) полу�
чаем �T�=22  атм.

Сделав все предварительные расчеты, нетрудно
убедиться, что на всем протяжении закачки выпол�
няется следующее неравенство: Pзаб>Pраз–�T� что
доказывает возможность развития техногенных
трещин в районе нагнетательных скважин.

В июне 2010 г. на скважине № 471 было прове�
дено исследование кривой падения давления глу�
бинным манометром (рис. 6).

Выход на радиальный режим четко не просле�
живается (сказывается интерференция соседних

скважин), поэтому значение величины kh фикси�
ровалось на уровне 20 мД.м по результатам анализа
работы скважины при отработке на нефть (рис. 2).
Таким образом, скин�фактор равен –5,75, полуд�
лина трещины – 98 м, что еще раз доказывает рост
длины трещины (на 28 м) при нагнетании. Оце�
ненная длина трещины сопоставима с большой по�
луосью эллипса a0, т. е. трещина развивается в хо�
лодном регионе, что косвенно говорит о резкой
смене градиента напряжения в районе границы
между холодным и горячим регионами.

Выводы
Показано, что вероятной причиной значитель�

ного превышения коэффициента приемистости
над коэффициентом продуктивности является рост
техногенных трещин на нагнетательных скважи�
нах. Давление разрыва на них зависит не только
от среднего пластового давления, но и от темпера�
туры закачиваемой воды. Представлена методика
расчета радиусов зон дренирования и пониженной
температуры. На примере скважины Центральной
залежи Крапивинского месторождения Томской
области доказано развитие техногенной трещины
при нагнетании выше давления разрыва.
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