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ведение. В автобиографической монографии «Детективная биография герметичности 
крепи нефтяных и газовых скважин» (Краснодар : Просвещение – Юг, 2009 г. 3-е издание) 

заключительная девятая глава (С. 886–892) названа «VereDictum», что означает «верно сказано» 
(лат.) проф. А.И. Булатов специально отмечает следующее. 

«Моя мечта – составить уравнение, описывающее функциональную зависимость герметич-
ности от ряда факторов, выстроенных по росту; вначале от нескольких групп факторов, также вы-
строенных по росту, и в каждой группе произвести такую же расстановку приоритетов. 

Но позвольте, герметичность может быть, или она не обеспечена, т.е. зацементированное за-
колонное пространство либо герметичное, либо негерметичное. 

Не может же оно быть «немножко герметичным» или «немножко негерметичным». Следова-
тельно, господа будущие исследователи, можно говорить о степени герметичности, точнее, о ме-
ре герметичности, зависящей от ряда непостоянных (с переменчивой судьбой) факторов, которые в 
большей или меньшей степени влияют на процесс» (Булатов А.И. Детективная биография герметич-
ности крепи нефтяных и газовых скважин. – Краснодар : Просвещение – Юг, 2009. – 934 с.). 

Следуя А.И. Булатову отметим, что изучение процессов и явлений, происходящих в скважине в 
процессе вытеснения одного раствора другим, изучить механизм и влияние факторов на этот 
процесс, разобраться в сути явлений, происходящих при твердении тампонажного раствора, раз-
делить факторы на значащие и придуманные – это сложно, а иногда опасно, – затрагиваются 
чьи-то интересы. Это работы, требующие глубоких знаний, владения историей изучаемого во-
просы (а это, ох, как нелегко!), желания и настойчивости добраться до истины и, наконец, любви к 
процессу изучения. 

Цементирование обсадных и эксплуатационных колонн является одним из важнейших этапов 
строительства нефтяных и газовых скважин на суше и на море [1–3]. Плохое качество цементирова-
ния обсадных и эксплуатационных колонн является основной причиной нефтяных и газовых выбросов 
после крепления скважин, межколонных и заколонных перетоков и давлений [4, 5]. Неудовлетвори-
тельное качество крепления нефтяных и газовых скважин отмечалось в статье [6], где предложено 
для повышения качества цементирования обсадных колонн проводить прокачку специальной порции 
буферной жидкости между глинистым и цементным растворами, которая снижала структурно-
механические свойства растворов [6, с. 19]. Лабораторными исследованиями доказано отрицатель-
ное действие резкого уменьшения давления на сроки загустевания цементных растворов [7].            
В.Г. Цейтлин в работе [8] отмечает большое количество газовых скважин с затрубными газопроявле-
ниями после цементирования: на Нефтяных Камнях в Азербайджане из 34 случаев грифонообразо-
ваний 23 произошли после цементирования обсадных колонн; на Юго-Западе Узбекистана из-за пло-
хого крепления обсадных колонн в 6 скважинах произошли открытые газовые фонтаны и т.д. Для 
предотвращения затрубных газопроявлений и межколонных перетоков газа рекомендовано примене-
ние гидрофилизующих добавок (тип ГИФ-1), или гифит-цементов [8, с. 18]. Возможный механизм воз-
никновения газо-водо-газопроявлений из-за плохого качества цементирования обсадных колонн по-
дробно описан в статье В.К. Коморина [9]. Авторы статьи [10] специально отмечают, что сроки прове-
дения термокаротажа должны определяться температурными условиями в скважинах, а сроки прове-
дения необходимо определять с учетом времени максимального тепловыделения. А.А. Гайворонский 
[11] подробно описал основные причины возникновения газопроявлений в газовых скважинах в пери-
од ожидания затвердевания цемента (ОЗЦ). В работах [12–14] (особенно в монографии [13]) рас-
смотрены многие вопросы технологии предупреждения нефте-газопроявлений в процессе крепления 
нефтяных и газовых скважин. 

А.И. Булатов, О.Н. Обозин, А.К. Куксов [14] отмечают следующие основные причины газо-водо-
нефтепроявлений по затрубному пространству после цементирования: 

–  контракционный эффект при загустевании, схватывании и твердении тампонажного раствора 
и камня; 

В 
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–  образование каналов в тампонажном камне;  
–  образование «водяных поясов» в затрубном пространстве; 
–  «зависание» тампонажного раствора и цементного камня в стволе скважины; 
–  седиментационная неустойчивость тампонажного раствора и т.д. 
В статье [14] описаны результаты лабораторных исследований влияния седиментации на фор-

мирование структуры тампонажного камня. Исследования седиментационных явлений в тампонаж-
ных смесях проводились на установке, где в гладкостенные стеклянные цилиндры высотой 1–3 м и 
диаметром 50 мм, заполненные тампонажными смесями с водоцементным соотношением от 0,45 до 
0,6, помещали сеточный диск диаметром 35 мм (сетка 4900 отв/см

2). Диск соединялся со стрелкой-
указателем при помощи гибкой проволоки, перекинутой через блочек. Диск-сетка, хорошо проницае-
мый для воды затворения, непроницаем для цементных зерен. Он практически не оказывал экрани-
рующего действия на седиментационные процессы. Наблюдениями отмечено перемещение вниз 
диска из любого его исходного положения по высоте столба раствора. Это свидетельствует о том, что 
седиментация происходит по всем объему смеси. Величина перемещения диска и интенсивность 
развития процесса седиментации возрастают с увеличением водоцементного отношения и удельного 
веса твердой составляющей смеси. Добавки ССБ интенсифицировали, а добавки гипана и бентонита 
снижали скорость и конечную величину седиментации (рис. 1). 

 

 
 

Рисунок 1 – Зависимость перемещения диска-сетки во времени 
при седиментации тампонажных смесей: 1 – ССБ; 2 – чистый цемент; 3 – гипан (5 %); 4 – бентонит 

 
Из рисунка 1 видно, что перемещение сетки происходит, во-первых, неравномерно по длине 

цилиндра; подобным образом, можно предположить, происходит седиментация тампонажного рас-
твора при загустевании, схватывании и твердении цементного камня. Во-вторых, разные кривые      
(т.е. разные составы тампонажного раствора) имеют определенное максимальное значение пути пе-
ремещения сетки, что определяется количеством специальных добавок в тампонажном растворе 
(ССБ, гипан, бентонит и т.д.). 

В статье [15] отмечается, что при перфорации с плотностью зарядов до 30 отверстий на 1 метр 
длины интервала не вызывает больших нарушений цементного кольца; если качество цементирова-
ния колонн является плохим, то ухудшение цементного кольца при перфорации происходит не только 
на интервале перфорации, но и в прилегающих участках ствола скважины. Нарушение контактов це-
ментного кольца с обсадной колонной при перфорации и разными технологическими операциями 
описаны в статьях [16–18]. Авторы статьи [17] отмечают дополнительные нарушения контактов це-
ментного камня с обсадной колонной и стенками скважины, которые возникают после разбуривания 
цементного стакана с использованием турбобура [17, с. 35]. Анализ фактических данных о качестве 
крепления скважин в объединении «Мангышлакнефть» позволил установить, что нарушение контакта 
цементного камня с колоннами в результате опрессовки и перфорации возникают против проницае-
мых пластов и каверн [18, с. 33]. В статье [19] изучены многие вопросы контракции цементного рас-



БУЛАТОВСКИЕ ЧТЕНИЯ СБОРНИК СТАТЕЙ – 2022 
 

 

18 
 

твора-камня, как основной причины плохого качества крепления скважин. А.К. Куксов, С.Г. Морозов 
[20, 21] для оценки качества строительства скважин впервые предложил использовать следующий 
показатель: 
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где  РД – допустимая депрессия на пласт, определяемая с учетом допустимого градиента давления 

(РДБ) на заколонное пространство в интервале изоляции продуктивного пласта; 
ОП – показатель вскрытия и освоения скважины, определяемый как отношение коэффициентов 
фактической и потенциальной продуктивности скважин; 
k(Пi) – коэффициент эксплуатации скважины, учитывающий простой из-за отказов работы внут-
рискважинного оборудования; 
FR(R, TГ) – отношение коэффициентов нефтеизвлечения за период ТГ, при отходах от центра 
круга допуска, который равен R; 
Б – индекс обозначает «базовое» значение показателя качества; 
ψ(TГ) – функция, определяющая снижение средней добычи нефти из-за отказов крепи за пери-
од времени (TГ), по скважинам, построенным в соблюдением проектной технологии. 
 
Показатель К0 > 1 показывает, что фактические показатели добычи нефти по конкретной сква-

жине выше «базового» уровня; если К0 < 1, то можно определить уровень снижения фактических по-
казателей работы скважины относительно «базового» уровня. 

А.И. Булатов, В.В. Гольштейн, В.И. Гусев опубликовали важную работу [22], в которой изложе-
ны результаты экспериментального изучения новых тампонажных материалов на основе фенолос-
пиртов. Особое внимание уделено синтезу полимерного фенолоформальдегидного связующего для 
высокотемпературных тампонажных материалов; рассмотрены основные факторы, влияющие на ско-
рость отверждения (схватывания и твердения) тампонажных материалов и фенолформальдегидных 
олигомеров. 

На рисунках 2, 3, в частности, приведены опытные значения плотности фенолформальдегидно-
го связующего во времени при температуре 40 °С (рис. 2) и температуре 60 °С (рис. 3). 

Кривые на рисунках 2, 3 показывают, что изменение плотности раствора резольной смолы про-
исходит непрерывно и неравномерно во времени; для разных концентраций едкого натра в опытах 
установлено определенное максимальное значение плотности раствора в зависимости от темпе-
ратуры и концентрации едкого натра. 

 

 
 

Рисунок 2 – Изменение плотности раствора резольной смолы от времени 
при разной концентрации едкого натра и температуре 40 °С: 1, 2, 3, 4, 5 – кривые соответствуют 

концентрации едкого натра 1,0; 2,0; 3,0; 4,5 % соответственно 
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Рисунок 3 – Изменение плотности раствора резольной смолы от времени 
при разной концентрации едкого натра и температуре 60 °С: 1, 2, 3, 4, 5 – кривые соответствуют 

концентрации едкого натра 1,0; 2,0; 3,0; 4,5 % соответственно 
 
Авторы работы [22] выполнили специальные эксперименты по исследованию коррозионной 

устойчивости полимерного тампонажного материала на основе фенолоформальдегидного олигомера; 
изучали изменение прочности образцов, отверженных при температуре 120 °С в течение 24 час в ав-
токлаве; образцы хранились в минерализованной воде (1 литр содержит 100 г хлористого кальция, 
180 г хлористого натрия, 20 г хлористого магния, 1 г сульфата натрия), насыщенном растворе хлори-
стого магния и водопроводной воде при температуре 75 °С; предел прочности при сжатии определя-
ли через каждые три месяца (рис. 4).  

 

 
 

Рисунок 4 – Изменение предела прочности тампонажного камня  
(ФС-Т5-150А) от времени в разных коррозионных средах 

(о – пресная вода, х – минерализованная вода, ∆ – насыщенный раствор)  
по данным экспериментов авторов работы [22] (рис. 9, с. 35 [22]) 

 
Из рисунка 4 видно, что изменение предела прочности тампонажного камня при сжатии возрас-

тает во времени в разных коррозионных средах и, кроме того, опытами установлено определенное 
максимальное значение прочности при сжатии. 

С.Б. Трусов в 1990 г. опубликовал краткий обзор известных работ по применению облегченных 
тампонажных цементов при цементировании скважин в разных геолого-технических и климатических 
условиях [23]. Характеризуя основные свойства облегченных и легких тампонажных цементов в рабо-
те [23] специально отмечаются материалы для снижения водоотдачи. В частности, рекомендуется 
использовать поливиниловый спирт (ПВС-ТР). Практика строительства нефтяных и газовых скважин в 
разных районах СССР показала, что наиболее оптимальной концентрацией поливинилового спирта 
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являются значения 1,0; 1,2 … 1,4 % от общей массы цемента. На рисунке 5 показана динамика изме-
нения водоотдачи легкого тампонажного раствора-камня, обработанного поливиниловым спиртом 
разной концентрации. 

Кривые на рисунке 5 показывают, что водоотдача тампонажного цемента изменяется непрерывно и 
неравномерно во времени, зависит от концентрации понизителей водоотдачи, температуры и др. факто-
ров; разные кривые изменения водоотдачи тампонажного цемента подобны и имеют определенные 
максимальные значения водоотдачи для конкретных горно-геологических условий бурения скважин. 

С.А. Рябоконь, А.И. Овечкин, А.Н. Гноевых кратко описали результаты крепления газовых сква-
жин и отметили основные направления совершенствования техники и технологии цементирования 
обсадных и эксплуатационных колонн при бурении скважин на месторождениях ОАО «Газпром» [24]. 
Л.И. Рябова, Д.С. Шляховой, Е.В. Тимофеева в 2008 г. опубликовал важную работу [26] по изучению 
контракции цементного раствора и камня с добавкой структурообразующей добавки «Крепь». Опыта-
ми установлено, что реагенты серии «Крепь» позволяют снижать интенсивность контракционных эф-
фектов и проницаемость тампонажного камня. На рисунке 6 показаны кривые изменения контракции 
цементного раствора ПЦТ при твердении, в зависимости от дозировки реагентов серии «Крепь». 

 

 
 

Рисунок 5 – Изменение водоотдачи легкого тампонажного раствора, 
обработанного понизителем водоотдачи ПВС-ТР разной дозировки: 

1 – кривая – 0 %; 2 – кривая – 0,8 %; 3 – 1,0 % (при 25 °С); 4 – 1,0 % (при 50 °С); 
5 – 1,2 %; 6 – 1,4 % (при 50 °С); 7 – 1,4 % (при 50 °С); 8 – 2,0 % (при 25 °С) 

 
Из данных, представленных на рисунке 6 видно, что если тампонажный раствор без обработки 

реагентом «Крепь» имеет контракцию 0,45 см
3/100 г, то при обработке реагентами серии «Крепь» кон-

тракция может уменьшиться до значения 0,06 см
3/100 г, что приводит к снижению проницаемости и 

отсутствию объемных изменений при гидратации. 
 

 
 

Рисунок 6 – Зависимость контракции цементного раствора ПЦТ при его твердении 
от дозировки реагентов серии «Крепь» (В/Т = 0,44): 1 – ПЦТ; 2 – ПЦТ + 1 % «Крепь +»; 

3 – ПЦТ + 1 % «Крепь +» с аморфным Al; 4 – ПЦТ + 1 % «Крепь 2»; 
5 – ПЦТ + 1,0 % «Крепь 4»; 6 – ПЦТ + 1,0 % «Крепь 1» 
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Кривые изменения контракции цементного раствора марки ПЦТ на рисунке 6 показывают, что 
уменьшение суммарного объема твердой и жидкой фаз (контракция) происходит непрерывно и не-
равномерно во времени, а разные кривые подобны и имеют определенные максимальные значения 
объема контракции цементного камня. Авторы статьи [26] специально отмечают, что «объемные 
изменения цементного камня являются одним из основных факторов, определяющих герметич-
ность заколонного пространства скважины; процессы контракции и изменения скелетного объема 
при затворении тампонажных суспензий до настоящего времени недостаточно изучены» [26, с. 40]. 

Можно отметить, что представленный краткий анализ результатов опубликованных работ по 
изучению разных механизмов и процессов, влияющих на качество цементирования обсадных и экс-
плуатационных колонн нефтяных и газовых скважин свидетельствует об их подобии, общности и 
единстве. Например, установлено, что контракционный эффект при загустевании, схватывании и 
твердении тампонажного раствора и камня, определяемый в опытах А.И. Булатова, О.Н. Обозина, 
А.К. Куксова [14] через перемещение диска-сетки (рис. 1) происходит непрерывно, неравномерно и 
достигает определенное максимальное значение, которое зависит от количества и свойств специ-
альных добавок. При опытном изучении свойств новых облегченных тампонажных материалов уста-
новлено, что плотность растворов в процессе схватывания и твердения, а также предел прочности 
тампонажного камня при разной концентрации едкого натра в опытах А.И. Булатова, В.В. Гольштей-
на, В.И. Гусева [22] происходит непрерывно и неравномерно, достигая определенного максимального 
значения (рис. 2, 3, 4), которое зависит от температуры и концентрации едкого натра. 

Опытами С.Б. Трусова [23] установлено, что изменение водоотдачи легкого тампонажного рас-
твора, обработанного разными специальными составами понизителей водоотдачи происходит непре-
рывно и неравномерно и имеют (рис. 5) определенное максимальное значение водоотдачи. 

В опытах Л.И. Рябовой, Д.С. Шляхового, Е.В. Тимофеевой [26] установлено, что контракция 
цементного раствора ПЦТ при твердении происходит непрерывно и неравномерно, достигая опреде-
ленного максимального значения (рис. 6), которое зависит от свойств тампонажного раствора и кон-
центрации реагентов серии «Крепь». 

Таким образом, эффект контракции [14, 19], изменения прочности и плотности [14], водоот-
дачи [23], объемные изменения [25, 26] имеют общий характер, что позволяет установить общую 
методику оценки их влияния на качество крепления скважин. 

Новая методика оценки водоотдачи, контракции и объемных изменений цементного рас-
твора и камня на качество крепления скважин. По существу в технической литературе по бурению 
нефтяных и газовых скважин известны только работы А.К. Куксова, С.Г. Морозова [20, 21], в которых 
на основе формулы (1) рекомендуется проводить оценку качества строительства скважин. Рекомен-
дации авторов [20, 21] не используются на практике, потому что практически невозможно установить 
значения показателей, входящих в формулу (1) на стадии разработки проектов на строительство (бу-
рение) нефтяных и газовых скважин. Актуальность разработки методики оценки влияния основных 
факторов, действующих при креплении скважин обусловлена плохим качеством цементирования 
обсадных и эксплуатационных колонн на практике [3, 5, 6, 8, 12, 24]. 

О.П. Андреев отмечает [27], что подавляющее большинство газовых и газоконденсатных 
скважин на месторождениях ООО «Ямбурггаздобыча» простаивает из-за некачественного це-
ментажа эксплуатационных колонн в продуктивной части разреза. 

А.А. Клюсов, И.А. Клюсов утверждают [28], что использование традиционных способов цемен-
тирования в условиях ММП, АВПД, слабосвязанных и склонных к гидроразрыву пород не может 
обеспечить надлежащего качества крепления ввиду недостаточно эффективного управления про-
цессами формирования структуры и регулирования свойств тампонажных материалов (плотности, 
прочности, расширения, тепло- и электропроводности и др.). 

С.И. Райкевич в фундаментальной монографии [29] подробно отмечает плохое качество креп-
ления скважин на Ямбургском ГКМ: из 446 скважин, пробуренных на Заполярном нефтегазоконден-
сатном месторождении в 206 скважинах (46,2 %) выявлены межколонные давления (МКД); эти давле-
ния свидетельствуют о наличии заколонных перетоков и утечек газа из газовой залежи по заколонно-
му пространству. На газовом промысле № 1 (УКПГ-1С) МКДв начальный период разработки наблю-
дались в 37 скважинах (55 %) из 67 скважин, введенных в разработку в 2001 г. К 2004 г. уже в             
86 скважинах из 121, введенных в разработку, т.е. 47 % скважин. В дальнейшем количество скважин с 
МКД достигло 90 скважин (56,6 %) из 159, введенных в разработку, или 56,6 % от всего действующего 
фонда добывающих скважин. На газовом промысле № 3 (УКПГ-3С) в пусковой период МКД выявлены 
в 15 скважинах из 27 скважин, введенных в разработку, или 55 % от всего действующего фонда через 
один месяц после начала эксплуатации месторождения; в настоящее время межколонные давления 
наблюдаются в 30 скважинах из 159 скважин, введенных в разработку, или 18,9 % от всего действу-
ющего фонда [29].  
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Учитывая экспериментально установленные особенности изменения контракции, водоотдачи 
тампонажного раствора, а также, прочности и объемных изменений цементного камня [14, 22, 26] 
принимаем справедливость следующего утверждения: скорость изменения определенного пока-
зателя (П) изменяется пропорционально текущему значению этого показателя (П), выше некото-
рого начального (минимального) количества (Пmin) и разности (Пmax – П) между максимальным 
(Пmax) и текущим (П) значениями, поэтому можно записать основное дифференциальное уравнение: 

 ( )( )ΠΠΠΠk
dt

dΠ
maxmin −+= , (2) 

где  k – постоянный коэффициент, определяющий характер изменения конкретного показателя; 
Пmin, Пmax – минимальное (Пmin) и максимальное (Пmax) значения конкретного показателя (П). 
 
Для решения уравнения (2) назначим «начальные» условия: 

 П(t0) = П0, (3) 

где  t0, П0 – постоянные, определяющие «начальные» значения фактора (t = t0) и показателя            
(П0 = П(t0)). 

 
Решение уравнения (2), удовлетворяющее начальным условиям (3) можно записать в виде: 

 ( ) ( ) ( )( )[ ] ( )
( ) ( )( )[ ] ( ) .

ΠΠttΠΠkexpΠΠ

ΠΠΠttΠΠkexpΠΠΠ
tΠ

0max0maxmin0min

0maxmin0maxmin0minmax

−+−++
−−−++

=  (4) 

Значение коэффициента (k) можно находить по фактическим данным по формуле: 

 
( )( )[ ] ( )( )[ ]

( )( ) .
ttΠΠ

ΠΠΠΠlnΠΠΠΠln
k

0maxmin

max0minmin0max

−+
−+−+−

=  (5) 

Максимальное значение показателя (Пmax) можно находить по фактическим данным по следу-
ющей приближенной формуле: 

 
( )( )( ) ( ) ( )

( )( ) ( )
,

ΠΠΠΠΠΠ

2ΠΠΠΠΠΠΠΠΠΠΠ2
ΠΠ

2
2min3min1min

min21
2

2min3min2min1min
maxmin

+−++
+++−+++=+  (6) 

П1, П2, П3 – значения показателя (Пi), определенное через равные интервалы изменения факто-
ра, т.е. t3 – t2 = t2 – t1 и соответственно: П1 = П(t1), П2 = П(t2), П3 = П(t3). В практических расчетах целе-
сообразно использовать формулы (4)–(6) для определенных интервалов изменения факторов (t) от 
значения t = ti – 1до значения t = ti (i – индекс интервала, i = 1, 2, 3, …); значения t = t0 и П0 = П(t0) = Пmin 
соответствуют «начальным» количествам фактора (t = t0) и показателя(П0 = П(t0)). 

Примеры расчетов. Пример 1. Рассмотрим экспериментальные данные, полученные в опытах 
А.И. Булатова, В.В. Гольштейна, В.И. Гусева [22], на основе которых построены кривые изменения 
механической прочности (G) тампонажного камня (рис. 4) во времени (t) в насыщенном растворе 
хлористого магния (табл. 1). 

Предел прочности при сжатии тампонажного камня (G) согласно (4) можно записать в виде: 

 ( ) ( ) ( )( )[ ] ( )
( ) ( )( )[ ] ( ) .

GGttGGkexpGG
GGGttGGkexpGGG

tG
0max0maxmin0min

0maxmin0maxmin0minmax

−+−++
−−−++=  

 
Таблица 1 – Прочность при сжатии тампонажного камня ФС-Т5-150ОА от времени нахождения образцов                        
в насыщенном растворе хлористого магния (табл. 15, с. 34 [22]) 
 

№ № 
п.п. 

Время, сут. Предел прочности 
(опыт), МПа 

Предел прочности 
(расчет), МПа 

Константа ki 
Скорость изменения 

прочности G′ (t) 

1 2 3 4 5 6 
1 0 34,9 34,90 – – 
2 90 44,7 44,70 0,000144 0,0678 
3 180 48,5 48,57 0,000140 0,0246 
4 270 49,3 49,88 0,000063 0,0069 
5 360 49,8 49,80 – – 
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Из данных таблицы 1 используем значения: 

 t0 = 0; G0 = G(0) = 34,9 = Gmin; 

 t1 = 180; G1 = G(180) = 48,5; 

 t2 = 270; G2 = G(270) = 49,3; 

 t3 = 360; G3 = G(360) = 49,8. 

По формуле (6) находим максимальное значение предела прочности (Gmax) тампонажного камня: 

 ( )( )( ) ( ) ( )
( )( ) ( )

85,51,
84,584,783,4

168,184,249,834,949,334,948,534,92
34,9G

2

2

max =
−

−+++=+  

или 

 Gmax = 50,61. 

По формуле (5) найдем значение коэффициента (k1) на интервале от t0 = 0, когда G0 = 34,9, до 
значения t1 = 90, когда G = G(90) = 44,7: 

 ( )( )[ ] ( )( )[ ]
( )( ) 0,000144

09050,6134,9

44,750,6134,934,9ln34,934,934,950,61ln
k1 =

−+
−+−+−= , 

и найдем значение: 

 k1(Gmin + Gmax) = 0,012313. 

Предел прочности (G) тампонажного камня на интервале от t = t0 = 0 до t = t1 = 90 определяется 
по формуле (4) в виде: 

 ( ) ( ) ( )
( ) ( ) 15,710,012313texp69,8

548,2790,012313texp69,850,61
tG

+
−= , 

по этой формуле найдем значения: 

 ( ) 34,900
85,51

2984,299
0G == , 

 ( ) 44,699
227,120980

810151,2306
90G == , 

и прогнозное (расчетное) значение: 

 ( ) 848,56
36560,33815
931858,5092

180G == . 

По формуле (5) найдем значение коэффициента (k2) на интервале от t1 = 90, когда G = G(90) = 44,7, 
до значения t2 = 180, когда G = G(180) = 48,5: 

 ( )( )[ ] ( )( )[ ]
( )( ) 0,000140

9018050,6134,9
48,550,6144,734,9ln48,534,944,750,61ln

k2 =
−+

−+−+−= , 

и найдем значение: 

 k2(Gmin + Gmax) = 0,011971. 

Предел прочности (G) тампонажного камня на интервале от t = t1 = 90 до t = t2 = 180 определя-
ется по формуле (4) в виде: 

 ( ) ( ) ( )[ ]
( ) ( )[ ] 5,9190t0,011971exp79,6

205,07790t0,011971exp79,650,61
tG

+−
−−= , 

по этой формуле найдем значения: 

 ( ) 44,710
85,51

3823,479
90G == , 

 ( ) 48,501
239,695515

211626,8079
180G == , 
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и прогнозное (расчетное) значение: 

 ( ) 49,880
692,538983

434246,1107
270G == , и т.д. 

Все результаты расчетов приведены в таблице 1 и хорошо соответствуют опытным данным. 
Пример 2. Рассмотрим экспериментальные данные, полученные в работе [22] при исследова-

нии механической прочности (G) тампонажного камня (рис. 4) во времени (t) в минерализованной во-
де (табл. 2). 

 
Таблица 2 – Прочность при сжатии тампонажного камня ФС-Т5-150 ОА от времени нахождения образцов                           
в минерализованной воде (табл. 15, с. 34 [22]) 
 

№ № 
п.п. Время, сут. Предел прочности 

(опыт), МПа 
Предел прочности 

(расчет), МПа Константа ki 

Скорость измене-
ния прочности 

G′ (t) 
1 2 3 4 5 6 
1 0 34,9 34,90 – – 
2 90 45,2 45,20 0,000160 0,0667 
3 180 49,6 48,81 0,00251 0,0169 
4 270 49,8 50,28 0,000038 0,0019 
5 360 50,2 49,95 – – 
 
В таблице 2 приведены расчетные (прогнозные) значения прочности при сжатии тампонажного 

камня в зависимости от времени нахождения образцов в минерализованной воде; расчеты проведе-
ны по формулам (4)–(6) и хорошо соответствуют опытным данным; значения коэффициентов (ki) из 
таблиц 1, 2 можно использовать для оценки действия конкретного коррозионного раствора на вели-
чину предела прочности при сжатии образцов тампонажного камня: значения постоянных коэффици-
ентов (ki) при нахождении образцов в минерализованной воде при t = 90 сут. и t = 180 сут. больше, 
чем соответствующие значения коэффициентов (ki) при нахождении образцов в насыщенном раство-
ре хлористого магния, но при t = 270 сут. это соотношение изменяется и коэффициент (ki) при нахож-
дении образцов в насыщенном растворе хлористого магния становится больше, чем соответствую-
щее значение коэффициента (ki) при нахождении образцов в минерализованной воде; такие законо-
мерности коэффициентов (ki) в разных коррозионных растворах могут свидетельствовать об измене-
нии механизма взаимодействия тампонажного камня и растворов во времени. 

Пример 3. Рассмотрим экспериментальные данные, полученные в опытах Л.И. Рябовой,       
Д.С. Шляхового, Е.В. Тимофеевой [26], на основе которых построены кривые изменения контракции 
(V) (относительное изменение объема образца на 100 г массы) в зависимости от дозировки (х) реа-
гентов серии «Крепь» (рис. 6), таблица 3 (данные таблицы 3 относятся к варианту чистого портланд-
цемента (ПЦТ) при водоцементном отношении В : Ц = 0,44, кривая 1 на рисунке 6). 

 
Таблица 3 – Контракция цементного раствора (ПЦТ) во времени (рис. 2, с. 42 [26]) 
 

№ № 
п.п. Время, час. Изменение объема 

(опыт), см
3/100 г 

Изменение объема 
(расчет), см

3/100 г Константа ki 
Скорость изменения 

объема V′ (t) 
1 2 3 4 5 6 
1 2,5 0,280 0,2800 – – 
2 6,0 0,405 0,4050 0,5919 0,0186 
3 8,0 0,430 0,4309 0,5609 0,0084 
4 10,0 0,443 0,4416 0,6725 0,0039 
5 12,0 0,447 0,4479 0,4779 0,0014 
6 20,0 0,449 0,4507 0,1190 0,0001 
7 24,0 0,4495 0,4496 – – 

 
Согласно формуле (4) можно записать фундаментальную зависимость изменения объема об-

разца на массу 100 г в виде: 

 ( ) ( )( )[ ] ( )
( ) ( )( )[ ] ( ) .

VVxxVVkexpVV

VVVxxVVkexpVVV
V

0max0maxmin0min

0maxmin0maxmin0minmax

−+−++
−−−++=  

Из данных таблицы 3 используем значения: 

 x0 = 2,5; V0 = V(2,5) = 0,280 = Vmin; 
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 x1 = 10,0; V0 = V(10,0) = 0,443; 

 x2 = 12,0; V0 = V(12,0) = 0,447; 

 x3 = 20,0; V0 = V(20,0) = 0,449. 

По формуле (6) находим максимальное значение относительного изменения объема (Vmax) при 
контракции: 

 
( )( )( ) ( ) ( )

( )( ) ( )
0,7310,

0,7270,7290,723

1,4520,7270,4490,280,4470,280,4430,282
0,280V

2

2

max =
−

−+++=+  

или 

 Vmax = 0,4510. 

Результаты расчетов приведены в таблице 3, результаты расчетов хорошо соответствуют 
опытным данным. 

Результаты новой методики использовались при разработке основных параметров технологии 
и выборе специальных материалов при цементировании обсадных колонн на скважинах Уренгойского 
ГКМ [30–33]. 

В качестве основных выводов по работе можно отметить следующие положения. 
1. Представлен краткий обзор результатов экспериментального изучения влияния разных фак-

торов на показатели качества тампонажного раствора и камня, и установлено, что разные процессы 
растворения, схватывания и твердения тампонажных растворов и камня являются подобными, обла-
дают общностью. 

2. Предложена новая методика оценки влияния разных факторов на процессы растворения, 
схватывания и твердения тампонажных растворов и камня, в основе которой находится утверждение: 
скорость изменения определенного показателя изменяется пропорционально текущему значению 
этого показателя, выше некоторого начального (минимального) количества и разности между 
максимальным и текущим значениями этого показателя. 

3. Проведены примеры расчетов, показывающие эффективность новой методики оценки раз-
ных факторов на разные показатели качества тампонажного раствора и камня; результаты расчетов 
хорошо соответствуют опытным данным. 

Закончить работу можно словами А. Эйнштейна: как прекрасно почувствовать единство це-
лого комплекса явлений, которые при непосредственном восприятии казались разрозненными, ко-
торые приводит А.И. Булатов в заключение девятой главы своей книги (с. 892). 

Представляется, что изложенные выше результаты направлены (в первом приближении) на 
осуществление мечты проф. А.И. Булатова. 

 

 
 

Делегация ВНИИКРнефть в Китайской Народной Республике. 
На фото среди китайских товарищей руководитель делегации профессор Булатов Анатолий Иванович 

(второй слева в нижнем ряду), далее Гарьян Самвел Амбарцумович, Крезуб Анатолий Пантелеймонович, 
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