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Аннотация. В статъе приводятся результаты эксперимен-
тальных исследований кислотной обработки призабойной зо-
ны скважины с предварительной изоляцией высокопроницае-
мых зон пенным раствором. Установлено, что предложенный 
способ значительно увеличивает коэффициент вытеснения 
нефти. В результате промысловых испытаний разработанного 
способа на двух нагнетательных скважинах месторождения 
Жетыбай (Казахстан) значительно увеличилась приемистость 
скважин, также увеличился дебит нефти и снизилась обвод-
ненность продукции по реагирующим скважинам. 

Annotation.  The article presents the results 
of experimental studies of acid treatment of 
the bottomhole zone with preliminary isolation 
of high permeability zones with a foam solu-
tion. It was found that the proposed method 
significantly increases the oil displacement 
coefficient. As a result of field trials of the 
developed method, injection wells were sig-
nificantly increased at two injection wells of 
the Zhetybai (Kazakhstan) field, the oil pro-
duction rate increased and the water cut of 
the products in the reacting wells decreased. 

Ключевые слова: изоляция, пенообразующая система, ки-
слотный раствор, пористая среда, коэффициент вытеснения. 

Keywords:  isolation, foaming system, acid 
solution, porous medium, displacement coef-
ficient. 

 
ефтяные месторождения, находящиеся на поздней стадии разработки, характеризуются 
снижением темпов отбора нефти и увеличением обводненности продукции скважин. В ус-

ловиях прогрессирующего обводнения добываемой продукции предпочтительными являются методы, 
обладающие селективным действием, позволяющие блокировать участки с высокой проницаемостью 
коллекторов и перенаправить вытесняющий агент к участкам с более низкой проницаемостью, увели-
чивая при этом коэффициент охвата пласта заводнением [1–3].  

Кислотная обработка призабойной зоны скважин является одним из наиболее распространен-
ных методов интенсификации притока нефти к добывающим скважинам и восстановления приеми-
стости нагнетательных скважин. Однако в связи с тем, что участки с низкой проницаемостью плохо 
задействованы в процессе продвижения закачиваемого агента, эффективность метода снижается. 
Для селективной закупорки высокопроницаемых зон применяют различные изолирующие составы: 
гелеобразующие, пенообразующие, полимерные, эмульсионные комбинированные и др. [4–7]. Все 

Н 



БУЛАТОВСКИЕ ЧТЕНИЯ СБОРНИК СТАТЕЙ – 2018 
 

 

211 
 

они обладают определенными недостатками, такими как сложность приготовления растворов, огра-
ничения к их применению, необходимость дополнительного оборудования и т.д., снижающими охват 
пласта воздействием и эффективность процесса. 

Для повышения эффективности процесса разработан способ кислотной обработки с предвари-
тельной изоляцией высокопроницаемых зон образуемым в пласте пенным раствором [8]. После бло-
кирования высокопроницаемых участков кислотный раствор будет продвигаться в направлении к низ-
копроницаемым зонам, что обеспечит увеличение охвата пласта воздействием. Перед кислотным 
раствором в пласт закачивают органическую кислоту, при этом можно использовать уксусную, му-
равьиную, пропионовую или лимонную кислоту. Выбранные соотношения компонентов предложенного 
кислотного раствора обеспечивают уменьшение скорости реакции раствора с породами пласта в началь-
ной стадии воздействия, и в результате происходит более глубокое проникновение раствора в породы.  

Для анализа эффективности процесса проводились экспериментальные исследования на слои-
сто-неоднородных линейных моделях пласта длиной 0,8 м и внутренним диаметром 0,04 м. Прони-
цаемость первого слоя, состоящего только из кварцевого песка, была на порядок выше проницаемо-
сти второго слоя, состоящего из кварцевого песка с добавкой 10 % бентонитовой глины. После создания 
начальной нефтенасыщенности (70 %) и остаточной водонасыщенности (30 %) нефть вытеснялась при 
постоянных температуре и перепаде давления. В экспериментах конечный коэффициент нефтеотдачи 
составил 0,422 (рис. 1, кривая 1а), при этом в модель закачали 2,4 объема рабочего агента. 

 

 
 

Рисунок 1 – Зависимость коэффициента вытеснения от объема закаченного рабочего агента  
в слоисто-неоднородной пористой среде: 

1 – при наличии глины; 2 – при наличии карбонатной породы; 
а) вытеснение нефти водой; б) вытеснение остаточной нефти водой послезакачки реагентов 

 
С целью изоляции высокопроницаемого слоя на выход модели, имитирующей призабойную зо-

ну добывающей скважины, подавался пенообразующий раствор. Для увеличения проницаемости низ-
копроницаемой зоны следом за пенной системой на выход модели закачивается предложенный со-
став кислотного раствора. После закачки указанных реагентов модель с обеих сторон закрывается на 
24 часа. По истечении времени на вход модели подавалась пластовая вода и наблюдается за про-
цессом вытеснения остаточной нефти. В данном случае конечный коэффициент вытеснения увели-
чился на 9 % и составил 0,512 (рис. 1, кривая 1б). 

 Дальнейшие исследования проводились при тех же условиях с той разницей, что второй слой 
модели состоял из кварцевого песка с добавкой 10 % карбонатной породы. Здесь также после созда-
ния начальной нефтенасыщенности (75 %) и связанной воды нефть вначале вытеснялась пластовой 
водой. В экспериментах конечный коэффициент нефтевытеснения составил 0,451, при этом в модель 
было закачано 2,56 объема рабочего агента (рис. 1, кривая 2а). Как в и предыдущих исследованиях, в 
данных экспериментах для изоляции высокопроницаемого слоя на выход модели подавался пенооб-
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разующий раствор. Следом за пенной системой закачивался предложенный кислотный раствор. По-
сле закачки указанных реагентов модель с обеих сторон закрывается на 24 часа. По истечении вре-
мени на вход модели подается пластовая вода и наблюдается процесс вытеснения остаточной неф-
ти. В данном случае конечный коэффициент вытеснения увеличился на 13,1 % и составил 0,582               
(рис. 1, кривая 2б). 

Механизм процесса заключается в следующем: закачанная на выход модели пенная система 
изолирует высокопроницаемый слой, а закачанный следом кислотный раствор вступает в реакцию с 
породой, входящей в состав низкопроницаемого слоя. В итоге на выходе модели проницаемость низ-
копроницаемого слоя улучшается, в результате чего пластовая вода, продвигется в низкопроницае-
мую нефтяную зону, вытесняя нефть. 

Для сравнения в дальнейших экспериментах при тех же условиях на выход модели, закачивали 
пенную систему и соляную кислоту, а также производили закачку предложенного кислотного раствора 
и соляной кислоты без изоляции высокопроницаемого слоя и изучали их влияние на конечный коэф-
фициент нефтевытеснения. Полученные результаты показаны в таблице 1. 

 
Таблица 1 – Результаты проведенных экспериментальных исследований с рабочими агентами, закачанными на  
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1 При наличии глины 
Пенообразующая система  
и предложенный кислотный раствор 9 1,78 

2 При наличии глины Пенообразующая система  
и раствор соляной кислоты 

0 2,5 

3 При наличии глины Предложенный кислотный раствор 5,6 3,15 

4 При наличии глины Раствор соляной кислоты 0 2,0 

5 При наличии  
карбонатных пород 

Пенообразующая система  
и предложенный кислотный раствор 

13,1 2,04 

6 
При наличии  
карбонатных пород 

Пенообразующая система  
и раствор соляной кислоты 10,8 1,77 

7 При наличии  
карбонатных пород 

Предложенный кислотный раствор 9,5 3,43 

8 
При наличии  
карбонатных пород Раствор соляной кислоты 7 3,0 

 
Как видно из таблицы, при закачке в обводненную пористую среду, включающую глину, после 

пенной изолирующей системы только раствора соляной кислоты в значении конечного коэффициента 
нефтевытеснения роста не наблюдается. Это можно объяснить тем, что HCl не вступает в реакцию с 
глиной и кварцевыми породами, составляющими пористую среду, и, следовательно, не влияет на 
проницаемость породы. В случае воздействия на пористую среду, включающую карбонатную породу, 
после изоляции только раствором соляной кислоты в значении конечного коэффициента нефтевы-
теснения наблюдается увеличение на 10,8 %. Это можно объяснить тем, что HCl растворяет карбона-
ты, входящие в состав минералов слоистой модели и увеличивает проницаемость пористой среды. В 
результате увеличивается конечный коэффициент нефтевытеснения.  

В исследованиях, где в пористую среду, включающую глину после заводнения и закачки пред-
ложенного кислотного раствора без предварительной изоляции, значение конечного коэффициента 
вытеснения увеличилось на 5,6 %. Количество рабочего агента, израсходованного на вытеснение ос-
таточной нефти также значительно увеличилось. Это можно объяснить тем, что хотя и проницае-
мость призабойной зоны увеличилась, большая часть закачанной со входа пластовой воды продвига-
ется по высокопроницаемому слою, не охватывая полностью низкопроницаемый слой. 

В пористую среду, включающую карбонатную породу после заводнения и закачки только пред-
ложенного кислотного раствора на выход модели значение конечного коэффициента вытеснения 
возросло на 9,5 % (табл. 1). Количество рабочего агента, необходимого для вытеснения остаточной 
нефти в данном случае также значительно увеличилось. Это можно объяснить следующим образом: 
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несмотря на увеличение проницаемости в результате реакции кислотного раствора с карбонатными 
породами слоя, большая часть закачанной на вход модели воды продвигается по высокопроницае-
мым зонам, не охватывая полностью малопроницаемый слой. В результате по сравнению с экспери-
ментами по кислотной обработке с предварительной изоляцией пенной системой темп увеличения 
конечного коэффициента нефтевытеснения снижается. 

В следующих экспериментах после полного обводнения пористой среды на выход модели зака-
чивали только солянокислотный раствор. В пористой среде, включающей глину изменений в значении 
конечного коэффициента вытеснения не наблюдалось. При наличии карбонатной породы в пористой 
среде, значение конечного коэффициента вытеснения возросло на 7 %. Это можно объяснить тем, 
что закачанная кислота вступает в реакцию только с карбонатами, входящими в состав породы, рас-
творяя их. В результате этого проницаемость низкопроницаемого слоя призабойной зоны возрастает, 
а закачанная следом вода охватывает воздействием нефтяную зону этого слоя. В слое, включающем 
глину раствор HCl не вступает в реакцию с породой. 

В дальнейших экспериментальных исследованиях при тех же условиях рабочие агенты закачи-
вались на вход модели, имитируя призабойную зону нагнетательной скважины. Затем оба конца мо-
дели закрывались на период 24 часа, по завершении которого через вход модели продолжалась про-
качка пластовой воды. Полученные результаты исследований показаны в таблице 2. Из сравнения 
таблиц 1 и 2 видно, что при закачке рабочих агентов на вход модели обводненной пористой среды 
прирост конечного коэффициента вытеснения больше, чем при закачке на выход. Этот результат ука-
зывает на то, что при закачке рабочих агентов со входа модели остаточная нефть в порах обводнен-
ного пласта лучше охвачена воздействием закачанной водой. Вместе с этим, в обеих вариантах экс-
периментов, как при закачке рабочих агентов со входа, так и с выхода, видна ощутимая разница в 
объемах пластовой воды, необходимой для вытеснения остаточной нефти.  

Разработанная технология апробирована на двух нагнетательных скважинах № 1299 и № 1410 
месторождения Жетыбай (Казахстан), работающих с 8 горизонта. Анализ профилей приемистости 
этих скважин показал, что фронт поглощения у них неравномерный [9]. В связи с этим для воздейст-
вия на призабойную зону скважин предварительно необходимо изолировать высокопроницаемые 
участки. В результате внедрения предложенного способа 07.02.2017 года приемистость скважины              
№ 1299 увеличилась с 223,7 м3/сут до 518,9 м3/сут, а приемистость скважины № 1410 увеличилась с 
56,9 м3/сут до 185,9 м3/сут.  

 
Таблица 2 – Результаты проведенных экспериментальных исследований с рабочими агентами, закачанными на 
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1 При наличии глины 
Пенообразующая система  
и предложенный кислотный 
раствор 

13 1,57 

2 При наличии глины 
Пенообразующая система  
и раствор соляной кислоты 0 1,22 

3 При наличии глины Предложенный  
кислотный раствор 

9,3 3,22 

4 При наличии глины Раствор соляной кислоты 0 2,98 

5 При наличии карбонатных 
пород 

Пенообразующая система  
и предложенный кислотный 
раствор 

17,3 1,88 

6 При наличии  
карбонатных пород 

Пенообразующая система  
и раствор соляной кислоты 

15,6 1,61 

7 
При наличии  
карбонатных пород 

Предложенный  
кислотный раствор 14,4 3,57 

8 При наличии  
карбонатных пород 

Раствор соляной кислоты 11,4 3,22 
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После проведенных мероприятий показатели работы реагирующих добывающих скважин                  
(9 скважин) на рассматриваемом участке месторождения изменились в лучшую сторону (табл. 3). На-
блюдалось увеличение добычи нефти по скважинам, исключение составила скважина № 1310 , в ко-
торой добыча не изменилась. В продукции большинства скважин уменьшилось количество добытой 
воды, значительно уменьшилась обводненность скважин. 

 
Таблица 3 – Показатели работы реагирующих скважин до и после применения кислотных обработок 
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1299 

1300 10,0 0,1 1,0 90,1 0,4 2,5 86,2 

1311 30,0 4,8 23,1 82,8 7,4 16,8 69,4 

1310 24,0 3,0 11,1 78,7 3,0 5,0 62,5 

1309 26,0 3,4 19,9 85,4 4,3 13,9 76,4 

1410 

452 14,5 0,1 1,0 90,9 0,2 1,0 83,3 

4237 14,5 3,6 13,1 78,4 5,5 9,2 62,6 

922 24,5 7,6 14,0 64,8 7,9 11,0 58,2 

4234 8,0 13,4 28,9 68,3 15,1 23,1 60,5 

1403 15,0 11,8 19,9 62,8 13,2 21,3 61,7 

 
Таким образом, в результате промысловых испытаний предложенного способа на двух нагнета-

тельных скважинах № 1299 и № 1410 месторождения Жетыбай (Казахстан) значительно увеличилась 
приемистость скважин, также увеличился дебит нефти и снизилась обводненность продукции по реа-
гирующим скважинам. В целом, за 6 месяцев по 9 реагирующим скважинам дополнительно получено 
1654 тонны нефти. 
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