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Приведено решение задачи фильтрации нефти в продуктивном пласте с заданным и изменяю-
щимся во времени перепадом давления между нагнетательной и добывающей скважиной. 
Определена зона капиллярного запирания нефти водой в призабойной зоне скважины. Пред-
ложен алгоритм расчета давления флюида на забой скважины по показаниям эхолота, установ-
ленного на устье скважины. Оценена зона проникновения колебаний давления в пласте и пока-
зано их влияние на увеличение дебита скважины. 
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К снижению дебита нефтяных скважин в процессе разработки месторождения приводит ка-
пиллярное запирание пластовой воды нефтью в призабойной зоне добывающей скважины [1 – 4]. 
Изменение режима закачки воды в пласт не обеспечивает восстановление притока нефти, 
а способствует прорыву водной фазы в добывающую скважину и увеличению обводненности 
продукции. Несмотря на большой объем проводимых исследований по улучшению фильтраци-
онных характеристик призабойной зоны добывающей скважины, проблема снижения притока 
нефти по-прежнему остается актуальной [5 – 10]. Проведение химической обработки зоны пла-
ста вблизи скважины [5 – 7], повторной перфорации [10] увеличивает приток к скважине на не-
продолжительное время. Эффект капиллярного запирания воды вновь проявляется [11, 12], 
и дебит жидкости падает. Необходим выбор такого режима эксплуатации добывающей сква-
жины, чтобы призабойная зона пласта была нейтрально смачиваемой [12, 13]. Этого можно до-
стичь, создавая в скважине импульсы давления с поддержанием постоянной депрессии в тече-
ние всего периода эксплуатации. Знакопеременные импульсы давления можно создавать сква-
жинным гидроимпульсным генератором и в течение 3 лет воздействовать на призабойную зону 
пласта с одновременной откачкой жидкости [14 – 17]. 
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Промысловые испытания гидроимпульного воздействия на призабойную зону скважины, 
проводимые на различных нефтяных месторождениях [14, 15], показали, что во время обработ-
ки высокообводненного участка продуктивного пласта приток увеличился, что подтверждалось 
ростом динамического уровня и забойного давления. Для настройки генератора необходимо 
определить параметры импульса давления, воздействующего на забой скважины и проникаю-
щего в пласт на максимальную глубину, для устранения эффекта капиллярного запирания воды 
и увеличения притока нефти. Провести прямое измерение давления после нанесения гидроуда-
ра на забой возможно, но не всегда технологически реализуемо, так как связано с необходимо-
стью осуществления спускоподъемных работ. Поэтому изменение давления на забое оценива-
ется косвенным методом с применением устьевого оборудования [14]. Имея информацию по 
вариациям скорости колебаний газа на устье скважины [17], можно определить изменение дав-
ления на глубине установки гидроударного генератора. 

Волны давления, создаваемые резким прекращением отбора жидкости из скважины, рас-
пространяются на десятки метров, что подтверждено в работах по гидропрослушиванию в со-
седних скважинах [18 – 21]. Возникает необходимость определить границы зоны влияния коле-
баний, излучаемых гидроударной установкой, на продуктивный пласт и оценить величину до-
полнительного притока жидкости к скважине. 

КАПИЛЛЯРНОЕ ЗАПИРАНИЕ ВОДОЙ ПРИТОКА НЕФТИ К СКВАЖИНЕ 

Рассмотрим осесимметричный установившийся приток воды, вытесняющий нефть из 
продуктивного пласта, к добывающей скважине с начальной водонасыщенностью 0s s=  
в режиме капиллярного запирания воды в окрестности скважины. Начало системы координат 
совпадает с осью нагнетательной скважины 0r = , а батарея добывающих скважин находится 
на расстоянии r R=  от нее. Начальное распределение водонасыщенности 0s s=  и пластового 
давления 0p p=  заданы. Эволюцию распределений водонасыщенности и давления для 
установившегося потока при несмешивающейся фильтрации описывает система уравнений 
Маскета – Леверетта [22, 23]: 

 

1 2

1 2
1 1 2 2

1 2

1 2 1 2

div 0, div 0,

( ) , ( ) ,

div( ) 0, ( ),k

s sm v m v
t t

p pk kv k s v k s
r r

v v p p p s
μ μ

∂ ∂
− + = + =

∂ ∂
∂ ∂

= − = −
∂ ∂

+ = = +

 (1) 

где индексами “1” обозначена нефть; “2” — вода; t  — время; v  — скорость фильтрации; k  — 
абсолютная проницаемость пласта по газу; m  — пористость; μ  — динамическая вязкость; 

( )kp s  — капиллярное давление; 1( )k s , 2 ( )k s  — относительные фазовые проницаемости 
по нефти и воде, в общем случае определяются экспериментально. 

На добывающих скважинах при r R=  давления в фазах одинаковы 2 1p p=  и равны cp , 
поэтому ( ) 0s R = . При установившемся режиме капиллярного запирания [16, 17, 22], когда 
водная фаза неподвижна 2 0v ≡ , давление в ней постоянно и совпадает с давлением у стенки 
скважины: 

 
2 0( )c kp p p s≡ = . (2) 
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Систему уравнений (1) можно переписать в безразмерном виде: 

 
1 1
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, (3) 

в которой опущен индекс “2” для давления и приняты следующие аппроксимации [24]: 
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а также безразмерные давление 2 max/p p p= , радиус /r r R=  и время max 1/t mk p t Rμ=  max( p  — 
давление на нагнетательной скважине, 1μ  — динамическая вязкость нефти). 

Здесь использована модель Брукса – Кори для капиллярного давления (4) – (6) и относи-
тельных фазовых проницаемостей [24], в которых ( )eS s  — эффективное насыщение водой, 

wcS  — природная водонасыщенность, orS  — остаточная нефтенасыщенность, cbp  — давление 
входа в пустую пору, т. е. минимальное давление, необходимое для проникновения нефти 
в поровое пространство скелета породы. 

Зададим начальные и граничные условия для нахождения распределения давления и во-
донасыщенности на момент прорыва воды в скважину. На отрезке [0, ]R  водонасыщен-
ность 0 0.25s = , начальное давление водной фазы принято в виде линейной функции 

( ) ( 1) 1cp r p r= − + . 
На нагнетательной скважине (0, ) 1 ors t S= − , max(0, )p t p= , на добывающих скважинах 

0( , )s R t s= , ( , ) cp R t p=  ( 0.20orS =  — остаточная нефтенасыщенность; 0 0.25s =  — начальная 
водонасыщенность; max 17.7p =  МПа — давление на нагнетательной скважине; 14.2cp =  МПа — 
давление на забое). 

Эффективная водонасыщенность eS  состоит из природной (пластовой) водонасыщенности 
0.1wcS = , остаточной нефтенасыщенности 0.2orS = , а в функцию капиллярного давления 

( )kp s  входит 1.068cbp =  MПа и параметр модели, зависящий от распределения размера пор 
2λ =  [24]. Кроме этого, заданы безразмерная вязкость 1 2/ 2oμ μ μ= = , малый параметр 
0.043ε = , пористость 0.3m = , абсолютная проницаемость 1210k −=  м2, вязкость нефти 

1 0.002μ =  Па·с и расстояние между скважинами 100R =  м. 
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На рис. 1 показаны распределения водонасыщенности и давления в нефтяном пласте 
на момент прорыва воды в скважину 5.1t = , полученные численным решением методом ко-
нечных разностей [25] системы (3) и уравнений (4) – (9) с соответствующими начальными 
и граничными условиями. Время наступления прорыва водной фазы в скважину определялось 
по изменению угла наклона прямой остаточного содержания нефти в пласте (рис. 2). Согласно 
расчетам, радиус прискважинной зоны с капиллярно запертой водой не превышает 10 м. 

 

 

 
ОПРЕДЕЛЕНИЕ ВОЗМУЩЕНИЙ ДАВЛЕНИЯ НА ЗАБОЙ СКВАЖИНЫ 

Скважинный источник генерирует многократные высокоэнергетические импульсные воз-
действия непосредственно на призабойную зону продуктивного пласта в течение всего периода 
эксплуатации скважины. Принцип работы устройства заключается в создании в генераторе 
объема с пониженным давлением в подплунжерной камере по сравнению с затрубным про-
странством, при разгерметизации которой происходит заполнение внутреннего объема жидко-
стью под большим давлением [14]. Образующийся гидроудар распространяется по столбу 
жидкости в скважине и частично, через перфорационные каналы, уходит в продуктивный 
пласт. Волна разрежения распространяется вверх по трубе скважины и доходит до границы 
раздела “жидкость – газ”. Если из первой среды нормально к границе раздела двух сред падает 
плоская волна, то часть энергии переходит во вторую среду также в виде плоской волны, 
а часть отражается от границы раздела и идет обратно в первую среду (рис. 3). Коэффициент 
проникновения энергии при переходе из жидкости в газ составляет 0.0012, т. е. 0.9988 энергии 
падающей волны отражается от границы и только 0.0012 переходит в колебание газа [26]. 

 
Рис. 3. Схема распространения волны возмущения между двумя средами 

Рис. 1. Распределение водонасыщенности (1)
и давления в нефтяном пласте (2) 

Рис. 2. Остаточное содержание нефти в пласте
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Следуя [26], обозначим удельное акустическое сопротивление жидкости 1 1 1R cρ=  и газа 

2 2 2R cρ= . Поскольку 2 1R R< , это означает, что газовая среда акустически “мягче”, чем жидкая, 
и фаза скорости частиц при отражении остается без изменения, в то время как давление меняет 
свою фазу на π . 

На границе двух сред ( 0)z =  значения скорости и давления должны непрерывно перехо-
дить из одной среды в другую [26]: 

 
*

1 1 2
*

1 1 2

,

.

p p p

v v v

⎧ + =⎪
⎨

+ =⎪⎩
 (10) 

Возмущение давления и скорости частиц среды связаны соотношением p c vρΔ = ± Δ , при-
чем знак “+” соответствует прямой волне, а знак “–“ — отраженной. Давление в падающей 
волне, распространяющейся по жидкости, 1 1 1 1p c vρ= , а в отраженной волне — * *

1 1 1 1p c vρ= − , 
для газа 2 2 2 2p c vρ= . Подставляя эти выражения в граничное условие для скоростей и давле-
ний (10), получим систему уравнений: 
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из которой найдем отношения скоростей и давлений при переходе волны из жидкости в газ: 
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Определяющими уравнениями для распространения волны возмущения в жидкости будет 
закон сохранения массы [27, 28]: 

 1
1 12

1

( ) 0pS S v
c t

ρ∂
+∇ =

∂
,   12 2

1

1 1
S

sc c
ρ β= + , (15) 

и закон сохранения импульса 

 1 1
1 1 1 1 12D

v p f v v g
t d

ρρ ρ∂
= −∇ − +

∂
, (16) 

где S  — площадь живого сечения трубы; 1c  — скорость распространения волны гидроудара; 

sc  — скорость звука в жидкости; t  — время; 1ρ  — плотность жидкости; 1v  — скорость частиц 
среды; sβ  — коэффициент объемного сжатия стенок трубы скважины; d  — внутренний диаметр 
трубы скважины; g  — ускорение свободного падения; Df  — коэффициент трения Дарси [29]: 

 

1
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ReDf A B
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1637530
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, 

Re  — число Рейнольдса; e  — шероховатость стенок трубы. 
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Распространение волны возмущения в газе описывается законами сохранения массы и им-
пульса, которые в акустическом приближении имеют вид [30, 31]: 

 02
2 2 22 2

2 2 2

0vpS S v p
c t c

ρ
ρ

⎡ ⎤⎛ ⎞∂
+∇ + =⎢ ⎥⎜ ⎟∂ ⎝ ⎠⎣ ⎦

, (17) 
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ρ β ρ β ρ
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β τ

⎡ ⎤⎛ ⎞ ⎛ ⎞∂
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 (18) 

В дополнение к обозначениям, принятым для уравнений (10), (15), (16), здесь введены: 0p , 0v  — 
давление и скорость движения частиц газа до прихода волны; 2c  — скорость распространения 
волны в газе; 2ρ  — плотность газа; β  — поправочный коэффициент для профиля потока газа; 
τ  — сила трения газа о стенки трубы; l  — длина окружности трубы; F  — объемные силы. 

Определим возмущение давления жидкости ( )p tδ  на забое в скважине по данным волно-
вой формы и скорости прямой волны, распространяющейся по газу 2v  в период работы гидро-
ударного генератора. Испытания гидроимпульсного влияния на нефтяные залежи проводились 
на месторождении ОАО “Татойлгаз” (г. Альметьевск) [17]. Для регистрации уровня звукового 
сигнала в газе, возникающего вследствие падения столба жидкости, использовался эхолот, 
входящий в комплекс КВАНТОР-4 мини [14]. 

В процессе решения задачи приняты следующие условия: добывающая скважина — верти-
кальная, заполнена водой; гидроударный генератор работает на глубине залегания продуктив-
ного пласта; расстояние от устья до забоя скважины 1575.5L =  м; внутренний диаметр трубы 
скважины 140d =  мм; толщина стенки скважины 8 мм; динамический уровень воды 1400 м; 
плотность воды 1 998.2ρ =  кг/м3; скорость звука в воде 1481.4sc =  м/с; скорость распростране-
ния волны гидроудара 1 1362.3c =  м/с; выше уровня воды, на протяжении 175.5 м до устья, 
скважина заполнена газом; плотность газа 2 1.2ρ =  кг/м3; скорость звука в газе 2 300c =  м/с; 
силой трения газа о стенки трубы и объемными силами пренебрежем 0τ = , 0F = ; шерохова-
тость стенок трубы 0.046e =  мм; поправочный коэффициент для профиля потока газа 1β = . 

Система уравнений, описывающая распространение волны возмущения в жидкости и газе, 
состоит из законов сохранения массы (15), (17) и импульса (16), (18). На границе “жидкость –
 газ” скорости и давления непрерывно переходят из одной среды в другую — (11), (12). 

В начальный момент времени, до нанесения гидроудара на забой в скважине, среды непо-
движны, т. е. 1( , 0) 0v z = , 2 ( , 0) 0v z = . Давление на забой равняется гидростатическому давле-
нию столба жидкости 14.2cp =  МПа. 

После нанесения гидроудара возникает возмущающее давление ( )p tδ , которое в дополнение 
к гидростатическому давлению cp  определяет общее давление на забой забp . Поскольку рас-
сматривается только возмущающее знакопеременное давление ( )p tδ , то в (15) – (18) дополни-
тельно к принятым допущениям примем, что плотность жидкости и газа не меняется с глуби-
ной, также в (16) не будем учитывать гравитационную составляющую 1 0gρ = . Скорость коле-
бания частиц газа на устье скважины в произвольный момент времени 2 (0, )v t  известна [17]. 
Необходимо подобрать такое возмущающее давление 1( ) ( , )p t p L tδ =  на забое, чтобы расчет-
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ная скорость колебаний частиц газа совпала с измеренной эхолотом на устье скважины скоро-
стью 2 (0, )v t . В качестве начального приближения воспользуемся формулой Жуковского для 
расчета гидроудара [27] p c vρΔ = ± Δ  и соотношениями (11), (12) на границе “жидкость – газ”. 

Результаты расчетов, полученные в ходе численного решения уравнений (11), (12), (15) – (18) 
методом конечных разностей для скорости колебаний газа за один период на устье скважины, 
приведены на рис. 4 [28]. Вариации знакопеременного давления 1( ) ( , )p t p L tδ = , генерируемо-
го гидроимпульсным источником на забое в скважине, показаны на рис. 5. 

         

 

 

 
РАСПРОСТРАНЕНИЕ ВОЛН ДАВЛЕНИЯ НА ФОНЕ УСТАНОВИВШЕЙСЯ ФИЛЬТРАЦИИ 

Рассмотрим поток однородной жидкости в продуктивном пласте с заданным перепадом дав-
ления max cp p pΔ = −  на нагнетательной maxp  и добывающей cp  скважинах. Для описания не-
установившегося движения в пласте воспользуемся уравнением пьезопроводности, которое для 
плоскорадиального потока упругой жидкости в цилиндрической системе координат имеет вид 

 
2

2

1 1p p p
t r r rχ

∂ ∂ ∂
= +

∂ ∂ ∂
, (19) 

где */ ( )kχ μβ=  — коэффициент пьезопроводности, k  — проницаемость, μ  — динамическая 
вязкость однородной жидкости, *

f Rmβ β β= +  — упругоемкость, m  — пористость, fβ , Rβ  — 
коэффициент объемного сжатия жидкости и скелета горной породы [32, 33]. 

Уравнение (19) имеет частное решение для случая заданного дебита точечного стока 0Q  
в бесконечном изотропном пласте [34 – 37]: 

 
2

0
max( , ) Ei

4 4
Q rp r t p

kH t
μ

π χ
⎡ ⎤⎛ ⎞

= − − −⎢ ⎥⎜ ⎟
⎝ ⎠⎣ ⎦

, (20) 

( , )p r t  — давление в точке пласта на расстоянии r  от скважины; 0Q  — постоянный дебит сква-
жины; H  — мощность нефтяного пласта; Ei( )x  — интегральная экспоненциальная функция [37]: 

 Ei( )
z tez dt

t−∞

= ∫ ,   arg( )z π− < , 

Рис. 4. Скорость колебаний газа на устье
скважины после нанесения гидроудара:
1 — расчетная скорость в газе после про-
хождения прямой волны; 2 — скорость,
измеренная эхолотом 

Рис. 5. Вариации знакопеременного дав-
ления, воздействующие на призабойную
зону пласта после нанесения гидроудара



 ГЕОМЕХАНИКА ФТПРПИ, № 3, 2019 

 10

которая для вещественного аргумента 0x >  определяется равенством 

 1
1

1Ei ( ) [Ei( ·0) Ei( ·0)] ln
2 !

k

k

xx x i x i x
k k

γ
∞

=

= + + − = + +∑ ,   0x > , 

0.577γ ≈  — постоянная Эйлера [37]. 
Определим начальное распределение давления в пласте. Начало системы координат совме-

стим с осью добывающей скважины 0r = , а нагнетательную поместим на расстоянии r R=  
от нее. Радиус обсадной трубы добывающей скважины 0.07cr =  м. Для установившегося при-
тока на нагнетательной скважине давление max( , ) 17.7p R t p= =  МПа, а на добывающей 

( , ) 14.2c cp r t p= =  МПа. Расстояние от добывающей до нагнетательной скважины 100R =  м. 
Подставим эти значения в уравнение: 

 2( , ) 1 [ Ei( )]p r t A Br= − −  (21) 
и определим константы 0.0187A =  и 25.28B = . В (21) введено безразмерное давление 

max( , ) ( , ) /p r t p r t p=  и радиус /r r R= , [ / ,1]cr r R∈ . 
После нанесения гидроудара на забой в добывающей скважине к гидростатическому дав-

лению cp  добавляется возмущающее знакопеременное давление ( )p tδ , волновая форма кото-
рого показана на рис. 5. Абсолютное значение давления на забое будет ( , ) ( )cp R t p p tδ= + . 
На нагнетательной скважине давление максимальное max(0, )p t p= . 

В уравнение пьезопроводности входит динамическая вязкость однородной жидкости, кото-
рую примем как средневзвешенное значение вязкостей воды и нефти: 

 1 1 2 2s sμ μ μ= + . (22) 

Подставим в (22) вязкость нефти 1 0.002μ =  Па·с и воды 2 0.001μ =  Па·с для нефтенасы-
щенности 1 0.75s = , водонасыщенности 2 0.25s =  и определим вязкость однородной жидкости 

0.015μ =  Па·с, которую имеет продуктивный пласт до прорыва воды в добывающую скважи-
ну. Зададим коэффициенты объемного сжатия однородной жидкости 105 10fβ

−⋅=  1/Па и скеле-

та горной породы 1010Rβ
−=  1/Па. Приведем к безразмерному виду уравнение пьезопроводно-

сти (19), давление на нагнетательной и добывающей скважине, для чего введем безразмерное 
давление max/p p p=  и безразмерное время 2

max/t R t pχ=  ( 2.29χ =  м2/с). На рис. 6 приведено 
распределение давления в пласте на моменты времени 0,t =  0.11, 0.26, 0.67, 0.89 с. 

 
Рис. 6. Распределение давления в пласте на момент t 
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Скорость фильтрации потока однородной жидкости в пласте равна сумме скоростей 
нефти и воды при одинаковом давлении в каждой из фаз 1 2p p p= = . Следовательно, по закону 
Дарси 

 
2

1

i

i i

Kv p
μ=

= − ∇∑ . (23) 

Рассчитаем скорость фильтрации потока за один период колебаний давления в скважине 
после нанесения гидроудара (рис. 7). Максимальная амплитуда скорости связана с макси-
мальной депрессией на пласт. По положению максимальной амплитуды скорости в разные 
промежутки времени можно оценить скорость распространения волны возмущения в ради-
альном направлении от скважины. Построим поле скоростей потока и выделим на нем поло-
жение фронта максимальной скорости фильтрации (рис. 8). На линейном участке положение 
фронта возмущения fr  перемещается в пласт со скоростью / 7fd r dt =  м/с, затем /fd r dt  

стремится к нулю. 

 

 

 

Вычислим среднюю скорость фильтрации потока за период 1.2 с в зависимости от зоны 
влияния вариаций на пласт и сравним эти значения с осредненными скоростями за тот же пе-
риод в отсутствии внешнего воздействия (рис. 9) Сопоставляя два графика, получим, что зона 
проникновения колебаний в пласт в данном примере составляет 5 м. Максимальная вариация 
амплитуды колебаний на забое — 5.8 м/сут, второй максимум находится на расстоянии 2 м 
от забоя и составляет 2 м/сут. Таким образом, после воздействия импульсами давления 
на прискважинную зону продуктивного пласта скорость фильтрации относительно установив-
шегося движения меняет свое направление из скважины в пласт и наоборот. Амплитуда коле-
баний скорости достигает сотен метров в сутки, но длительность импульса составляет 0.3 с. 
Осцилляции давления способствуют превращению прискважинной зоны в нейтрально смачи-
ваемую. Эффект капиллярного запирания нефти водой устраняется, прискважинная зона очи-
щается от тампонированной воды, и нефть поступает в скважину. 

Рис. 7. Скорость фильтрации потока
однородной жидкости в пласте после
нанесения гидроудара 

Рис. 8. Поле скорости фильтрации потока
в призабойной зоне пласта 
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Рис. 9. Средняя скорость общего потока воды и нефти в прискважинной зоне продуктивного пла-
ста: 1 — с учетом гидроимпульсного воздействия на пласт; 2 — в отсутствии колебаний 

Обозначим эффективную мощность пласта на забое скважины H . Генератор импульсов 
устанавливается на забой и воздействует на пласт на участке h < H . Примем 1h =  м, радиус 
скважины 0.07cr =  м, тогда дебит жидкости Q , прошедшей через площадь фильтрации 

2 cF r hπ= , согласно линейному закону Дарси будет 

 1 2

1 2

( ) ( )2 c
k s k sQ Fv r hk pπ
μ μ

⎛ ⎞
= = − + ∇⎜ ⎟

⎝ ⎠
. (24) 

На рис. 10 приведен дебит жидкости, поступающий в скважину при гидроимпульсном воз-
действии на забой. Определим приращение дебита жидкости в призабойной зоне пласта, для 
этого разность средних скоростей фильтрации потока умножим на соответствующие площади 
фильтрации 2i iF rhπ=  ( 0.07 8.0ir = −  м). На рис. 11 показано распределение приращения деби-
тов жидкости в прискважинной зоне пласта. 

Периодическая смена направления вектора скорости фильтрации приводит к увеличению 
притока флюида к добывающей скважине, и суммарный прирост дебита жидкости в присква-
жинной зоне достигает 265 м3/сут за один период гидроудара. 

       

 
Рис. 10. Дебит жидкости на участке пласта
при гидроимпульсном воздействии 

Рис. 11. Увеличение дебита флюида
в прискважинной зоне пласта 
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ВЫВОДЫ 

Предложен алгоритм определения изменения давления на забой скважины по колебанию 
давления в газе на устье с учетом прохождения волны через границу двух сред “жидкость – газ” 

Определена прискважинная зона с капиллярно запертой водой, поступающей в скважину 
из продуктивного пласта, которая для месторождения ОАО “Татойлгаз” (г. Альметьевск) не 
превышает 10 м. Максимальная амплитуда колебаний давления жидкости в скважине при гид-
роимпульсном воздействии на забой достигает 1/3 от гидростатического давления. Период за-
тухающих колебаний зависит от динамического уровня и плотности жидкости в скважине 
и составляет 1.2 с. Депрессионное воздействие на призабойную зону пласта порождает в ней 
волны давления пластового флюида, распространяющиеся вглубь до 5 м от забоя, что увеличи-
вает скорость притока флюида к скважине на 2 м/сут и приводит к увеличению общего дебита. 
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