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Актуальность. Потребление нефтепродуктов растет во всем мире, повышается доля трудноизвлекаемых запасов, по-
этому традиционные технологии не позволяют извлечь остаточную нефть. Приоритетным направлением в нефтедобыче 
является развитие современных методов увеличения нефтеотдачи, которые смогут обеспечить высокий коэффициент 
нефтеотдачи на уже разрабатываемых, а также новых месторождениях. Такими методами являются водогазовое воздей-
ствие, полимерное заводнение и вытеснение нефти растворами поверхностно-активных веществ. Интерес к данным тех-
нологиям обусловлен повышением коэффициента нефтеизвлечения в условиях высоковязкой нефти и низкопроницаемых кол-
лекторов. 
Цель: оценка эффективности технологии с помощью экспериментальных исследований вытеснения нефти водой, вытесне-
ния нефти азотом и чередующегося метода водогазового воздействия.  
Объект: карбонатные модели пласта турнейского объекта Волго-Уральской нефтегазоносной провинции. 
Методы: исследования коэффициента вытеснения нефти с использованием фильтрационной установки высокого давления 
УИК-5ВГ: вытеснение водой, вытеснение азотом и чередующийся метод водогазового воздействия с цикличностью 0,2 поро-
вого объема. В опытах корректно воспроизведены пластовые начальные нефтенасыщенности и получены сопоставимые со 
средними проектными значениями коэффициенты вытеснения нефти водой. 
Результаты. Проведены экспериментальные исследования вытеснения нефти водой, вытеснения нефти азотом и череду-
ющийся метод водогазового воздействия. Доказана перспективность технологии несмешивающегося чередующегося водо-
газового воздействия при маловязкой и вязкой нефти в условиях карбонатного коллектора. Выполнено прогнозирование и 
сравнение эффекта повышения нефтеотдачи при вытеснении растворами полимеров и поверхностно-активных веществ с 
эффективностью несмешивающегося чередующегося водогазового воздействия. Предложена методика прогнозирования 
эффективности несмешивающегося водогазового воздействия с помощью пересчетных коэффициентов. 
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Введение 
Технология водогазового воздействия (Water-

Alternating-Gas – WAG) предлагается как метод, ко-
торый может сочетать повышенную эффективность 
микроскопического вытеснения цикла закачки газа с 
улучшенной эффективностью макроскопического 
охвата цикла закачки воды [1]. В работе [2] проанали-
зировано 60 проектов WAG и обнаружено увеличение 
нефтеотдачи на 5–10 %. Авторами [3] изучено 
59 практик WAG со средним приростом нефтеотдачи 
10 %. Результаты, полученные в результате испыта-
ний водогазового воздействия, показали увеличение 
коэффициента извлечения нефти на 7 % [4]. Проана-
лизировано 14 проектов WAG в Северном море за 
30-летний период и отмечено несмешиваемое водога-
зовое воздействие на месторождении Статфьорд с 
прогнозируемым приростом нефтеотдачи 7–13 % [5].  

В работе [6] исследована точность ряда трехфазных 
гистерезисных моделей относительной проницаемости. 
Предложено использование трехфазного капиллярного 
давления, оценённого на основе данных двухфазного 
капиллярного давления, при моделировании несмеши-
вающегося водогазового воздействия [7]. Опытно-
промышленные испытания демонстрируют успех 
смешивающейся и несмешивающейся технологии 
процессов водогазового воздействия [8]. Циклическая 
закачка воды и газа отличается улучшенной микро-
скопической эффективностью вытеснения газом, 
улучшенным контролем подвижности и эффективно-
стью объемного вытеснения водой [9, 10]. Одним из 
способов этого является образование зоны трехфаз-
ного смешения, охватывающей большую часть кол-
лектора по сравнению с непрерывной закачкой газа 
[11]. При этом понижается относительная проницае-
мость по газу, что делает его менее подвижным при 
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прохождении через нефтяную фазу, и как следствие 
снижает вероятность образования прорывов флюидов 
[12–15]. В условиях тяжелой нефти и карбонатного 
коллектора прирост дополнительной добычи нефти 
составил 4 % [16]. Результаты экспериментов несме-
шивающегося водогазового воздействия показывают, 
что коэффициент извлечения нефти может достигать 
74 %. Моделирование заводнения керна показывает, 
что закачка IWAG (несмешивающееся ВГВ) имеет 
потенциал до 7 % дополнительной нефтеотдачи, а 
также до 2 % благодаря эффекту гистерезиса от чере-
дующейся водогазовой технологии [17]. Пилотная за-
качка N2-WAG была проведена на месторождении 
Маракайбо, содержащем легкую нефть, и было до-
стигнуто увеличение нефтеотдачи на 4,4 % по срав-
нению с заводнением [18]. По результатам моделиро-
вания PAG (polymer-alternating-gas/полимер-газовое 
воздействие) увеличивает нефтеотдачу до 14,3 %, что 
на 7,0 % выше, чем при закачке WAG [19]. В одно-
родных коллекторах с проницаемостью выше, чем 
500 мД, процесс PAG дал на 7–15 % более высокую 
нефтеотдачу, чем закачка WAG [20]. 

Методология 
На образцах керна были проведены фильтрацион-

ные исследования: вытеснение нефти водой, вытесне-
ние нефти азотом и чередующийся метод водогазового 
воздействия с цикличностью 0,2 порового объема. 

В опытах корректно воспроизведены пластовые 
начальные нефтенасыщенности и получены сопоста-
вимые со средними проектными значениями коэффи-
циенты вытеснения водой. Для исследований отобра-
ны карбонаты турнейского яруса Волго-Уральской 
нефтегазоносной провинции.  

В табл. 1, 2 отражены фильтрационно-емкостные 
параметры карбонатных керновых моделей место-
рождений А и Б. 

На рис. 1 представлена схема проведения лабора-
торных исследований водогазового воздействия на 
керне. 

Проведение фильтрационных опытов осуществля-
лось с использованием фильтрационной установки 
высокого давления УИК-5ВГ. Определение коэффи-
циента проницаемости по жидкости и фазовых про-
ницаемостей основано на измерении перепада давле-
ния на образце керна Рдм при известном расходе жид-
кости Qж (одной или двух фаз) или измерении расхода 
жидкости при заданном поддерживаемом перепаде 
давления. 

Таблица 1.  Список образцов пород 
Table 1.  List of rock samples 

Модель 
Сore model 

Глубина, м 
Depth, m 

Кп, % 
Porosity, % 

А карбонат 
А carbonate 

1750,09 14,02 
1751,76 13,70 
1745,45 13,89 
1760,08 13,59 

Б карбонат 
B carbonate 

1449,90 6,42 
1444,57 13,26 
1413,07 13,1 
1443,16 9,73 

Таблица 2.  Фильтрационно-емкостные параметры кар-
бонатных моделей турнейского пласта А и Б 

Table 2.  Filtration and capacitance parameters of the car-
bonate models of the Tournaisian formation A, B 
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А карбонат 
А carbonate 

48,3 

12,15 2,97 84,13 11,76 13,55 31,4 
17,8 
14,1 

Б карбонат 
B carbonate 

10,68 

12,03 3,02 86,13 9,11 10,61 10,68 
5,64 
4,36 

 
 

 
Рис. 1.  Схема проведения лабораторных исследований водогазового воздействия на керне 
Fig. 1.  Scheme of laboratory studies of water-gas exposure on the core 
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Подача жидкости обеспечивается насосами высоко-
го давления Н1 и Н2. Подача второй фазы жидкости 
или газа обеспечивается насосами высокого давления 
Н3 и Н4. Насосы высокого давления также выполняют 
функцию замера поданных объемов. Перепад давления 
на керне измеряется двумя дифференциальными ма-
нометрами (Рдм1 и Рдм2). Дифференциальный манометр 
Рдм2 при повышении предельно допустимой нагрузки 
автоматически блокируется клапаном К26. Дифферен-
циальный манометр Рдм1 при повышении предельно 
допустимой нагрузки автоматически блокируется кла-
паном К27, и перепад давления на керне фиксируется 
по разности датчиков давления Рвх и Рвых. Расчетное 
значение падения давления на керне определяется при 
включённом дифманометре Рдм2 как Рдм = Рдм1, при от-
ключённом Рдм1 как Рдм = Рвх – Рвых. 

Измерение объема газа, лёгкой и тяжелой фаз 
жидкости на выходе из кернодержателя в пластовых 
условиях обеспечивается сепаратором-измерителем. 
Поддержание постоянного противодавления обеспе-
чивается регулятором давления РД по показаниям 
датчика давления на выходе из керна Ррд. Для стаби-
лизации работы РД применяется разделительная ём-
кость, обеспечивающая разделения флюидов на вы-
ходе из кернодержателя КД и рабочей жидкости ре-
гулятора давления – дистиллированной воды. Расчёт 
коэффициента проницаемости Кпрж ведётся програм-
мно в непрерывном режиме (при известной вязкости 
жидкости и размерах образца керна). Датчики давле-
ния Рпл1, Рпл2 и Рпл3 обеспечивают измерение давления 
на входе в кернодержатель КД. Датчик давления 
Ррдупр обеспечивает измерение управляющего давле-
ния на регуляторе давления РД. Насосы, пневматиче-
ские клапаны и датчики давления обеспечивают со-
здание давления в кернодержателе КД (горного дав-
ления), измеряемого датчиками давления Рвс и Ргор. 

В табл. 3 приведены свойства керновых моделей 
месторождений А и Б при фильтрации флюидов. 

Таблица 3.  Свойства керновых моделей месторожде-
ний А и Б 

Table 3.  Properties of core models of deposits A and B 
Параметр 
Parameter 

А карбонат 
А carbonate 

Б карбонат 
B carbonate 

Проницаемость при ОВ, мД 
Permeability at residual water 
saturation, mD 

4,35 0,998 

Нефтенасыщенность, д. Ед 
Oil saturation, unit fraction 0,853 0,774 

Пластовое давление, МПа 
Reservoir pressure, MPa 13,8 14,2 

Вязкость нефти, мПа·с 
Oil viscosity, mPa·s 9 47,6 

Расход, мл/мин/Flow, ml/min 0,05 0,03 
Пористость, д. Ед 
Porosity, unit fraction 13,55 10,61 

 
На керновых моделях были проведены исследова-

ния по определению зависимости коэффициента вы-
теснения от поровых объемов закачиваемого агента. 
Керновая модель А представляет собой месторожде-
ние с карбонатным коллектором и маловязкой 
нефтью (μн=10 мПа·с). Керновая модель Б представ-
ляет собой месторождение с карбонатным коллекто-
ром и вязкой нефтью (μн=50 мПа·с). 

Материалы 
График зависимости коэффициента вытеснения от 

поровых объемов закачиваемого агента можно разде-
лить на два участка – до перегиба и после. Первый 
участок описывается линейной зависимостью y=k·x, 
второй – логарифмической: y=k1·ln(x)+c.  

На рис. 2 представлен пример данной зависимо-
сти. 

 

 
Рис. 2.  Пример зависимости коэффициента вытеснения от поровых объемов закачиваемого агента 
Fig. 2.  Example of a dependency of the recovery factor on the pore volume of the injected agent 

Зависимость коэффициента вытеснения от порового 
объема закачиваемого агента можно прогнозировать 
путем изменения коэффициентов k, k1 и c. На керновых 
моделях были проведены опыты по закачке воды, азота 
и воды + азота. На рис. 3 представлена зависимость ко-
эффициента вытеснения нефти от прокачиваемых по-

ровых объемов оторочек воды и азота для моделей А и 
Б, а также их сравнение с вытеснением водой. 

На рис. 4 представлена зависимость коэффициента 
вытеснения нефти от прокачиваемых поровых объе-
мов оторочек воды и азота для моделей А и Б, а также 
их сравнение с вытеснением водой.  

y=k·x 

y=k1·ln(x)+c      
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Рис. 3.  Вытеснение нефти оторочками воды и азота 
Fig. 3.  Oil displacement by water-alternating-gas  

 
Рис. 4.  Вытеснение нефти азотом 
Fig. 4.  Oil displacement by nitrogen  

В качестве прогнозируемых технологий повышения 
нефтеотдачи пластов выбраны технологии: заводнение 
растворами полимеров и заводнение растворами не-
ионогенных поверхностно-активных веществ на осно-
ве физико-химических свойств нефтей и фильтрацион-
но-емкостных свойств объекта. Для моделей А и Б бы-
ли построены предположительные зависимости вытес-
нения нефти растворами неионогенных поверхностно-
активных веществ (НПАВ). Растворы НПАВ снижают 
поверхностное натяжение на границе вода–нефть, что 
способствует образованию водонефтяной эмульсии 
типа «нефть в воде». Оптимальной концентрацией 
НПАВ в воде считают 0,05–0,1 %.  

На рис. 5 представлена зависимость коэффициента 
вытеснения нефти от прокачиваемых поровых объемов 
растворов НПАВ для моделей А и Б, а также их срав-
нение с вытеснением водой. При построении зависи-
мости было принято, что растворы НПАВ повысят ко-
эффициент вытеснения относительно воды на 4 %. 

Для моделей А и Б были построены предположи-
тельные зависимости вытеснения нефти полимерными 
растворами на основе полиакриламида (ПАА). Данный 
вид заводнения заключается в том, что в воде раство-
ряется ПАА, обладающий способностью даже при ма-
лых концентрациях (0,025–0,5 %) существенно повы-

шать вязкость воды, снижать ее подвижность и за счет 
этого повышать охват пластов заводнением. Основное 
и самое простое свойство полимеров заключается в за-
гущении воды. Это приводит к такому же уменьшению 
соотношения вязкостей нефти и воды в пласте и со-
кращению условий прорыва воды, обусловленных раз-
личием вязкостей или неоднородностью пласта.  

На рис. 7 представлена зависимость коэффициента 
вытеснения нефти от прокачиваемых поровых объемов 
растворов полиакриламида для моделей А и Б, а также 
их сравнение с вытеснением водой. При построении за-
висимости на основе статистических данных анализа 
применения технологии вытеснения растворами поли-
меров на объектах аналогах медианное значение приро-
ста коэффициента вытеснения составило 10 % (рис. 6). 

В табл. 4 представлены уравнения, описывающие 
зависимость коэффициента вытеснения от прокачива-
емых поровых объемов для моделей А и Б. 

Получив зависимость коэффициента вытеснения 
от прокачиваемых поровых объемов воды, можно 
сделать предположение о том, какой будет зависи-
мость для других закачиваемых агентов. Достичь это-
го можно путем пересчета коэффициентов k, k1 и c. 

В табл. 5 представлены пересчетные коэффициен-
ты для моделей А и Б. 
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Рис. 5.  Вытеснение нефти растворами НПАВ 
Fig. 5.  Oil displacement by surfactant solutions  

 
Рис 6.  Распределение прироста коэффициента вытеснения при заводнении растворами полимеров на объектах 

аналогах 
Fig 6.  Distribution of the displacement coefficient increase during flooding with polymer solutions on analog objects 

 
Рис. 7.  Вытеснение нефти растворами полимеров 
Fig. 7.  Oil displacement by polymer solutions  
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Таблица 4.  Уравнения керновых моделей А и Б 
Table 4.  Equations of the core model A, B 

Модель 
Сore model 

Закачиваемый агент 
Injected agent 

Уравнение до перегиба 
Equation before  

inflection 

Уравнение после 
перегиба 

Equation after inflection 

Конечный Квыт, д. ед. 
Final displacement coefficient, 

unit fraction 

А карбонат 
А carbonate 

Вода/Water y=0,7058x y=0,0502ln(x)+0,4203 0,499 
ВГВ/WAG y=0,4916x y=0,084ln(x)+0,4091 0,537 
Азот/Nitrogen y=0,7058x y=0,0567ln(x)+0,4206 0,518 
Растворы НПАВ/Surfactants y=0,734x y=0,0522ln(x)+0,4372 0,519 
Растворы полимеров 
Polymers y=0,7763x y=0,0552ln(x)+0,4624 0,549 

Б карбонат 
B carbonate 

Вода/Water y=0,329x y=0,0574ln(x)+0,2708 0,368 
ВГВ/WAG y=0,5389x y=0,0449ln(x)+0,4082 0,476 
Азот/Nitrogen y=0,3818x y=0,0607ln(x)+0,3062 0,405 
Растворы НПАВ/Surfactants y=0,3421x y=0,0596ln(x)+0,2816 0,383 
Растворы полимеров 
Polymers y=0,3619x y=0,0631ln(x)+0,2979 0,405 

 

Таблица 5.  Пересчетные коэффициенты моделей А и Б 
Table 5.  Conversion coefficients of model A, B 

Модель 
Сore model 

Закачиваемый агент 
Injected agent 

Пересчетные 
коэффициенты 

Conversion coefficients 
k k1 c 

А карбонат 
А carbonate 

ВГВ/WAG 0,697 1,673 0,973 
Азот/Nitrogen 1,000 1,129 1,001 
Растворы НПАВ 
Surfactants 1,040 1,040 1,040 

Растворы полимеров 
Polymers 1,100 1,040 1,100 

Б карбонат 
B carbonate 

ВГВ/WAG 1,638 0,782 1,507 
Азот/Nitrogen 1,160 1,057 1,131 
Растворы НПАВ 
Surfactants 1,040 1,038 1,040 

Растворы полимеров 
Polymers 1,100 1,099 1,100 

 
Прогнозировать зависимость коэффициента вы-

теснения от прокачиваемых объемов агента можно 
путем умножения коэффициентов k, k1 и c на соответ-
ствующие пересчетные коэффициенты.  

Результаты и обсуждение 
В табл. 6 представлена эффективность различных 

закачиваемых агентов в сравнении с водой. 
Для керновой карбонатной модели турнейского 

пласта месторождения А с маловязкой нефтью 
наибольшую эффективность показали закачиваемые 
растворы полимеров на основе ПАА, прирост в срав-
нении с вытеснением по воде составил 10,02 %.  

Для керновой карбонатной модели турнейского 
пласта месторождения Б с вязкой нефтью наиболь-
шую эффективность показали закачиваемые оторочки 
воды и азота, прирост в сравнении с вытеснением по 
воде составил 29,35 %. Данный результат свидетель-
ствует о высокой эффективности применения чере-
дующегося водогазового воздействия на карбонатных 
залежах с вязкой нефтью. 

Для оценки прогнозирования вытеснения при во-
догазовом воздействии выбрана керновая модель 
турнейского объекта с проницаемостью 54 мД и вяз-
костью нефти 15 мПа·с. Пересчетные коэффициенты 
определены с помощью линейной интерполяции эм-
пирических пересчетных коэффициентов в зависимо-
сти от коэффициента подвижности. В табл. 7 пред-

ставлены пересчетные коэффициенты прогнозируе-
мого объекта.  

Таблица 6.  Эффективность различных закачиваемых 
агентов в сравнении с водой 

Table 6.  Efficiency of various injected agents in compa-
rison with water 

Модель 
Сore model 

А карбонат 
А carbonate 

Б карбонат 
B carbonate 

Закачиваемый 
агент 

Injection agent 

Конечный 
Квыт, д. ед. 
Final dis-
placement 
coefficient, 
unit fraction 

Эффектив
тив-

ность, % 
Efficien-

cy, % 

Конечный 
Квыт, д. ед. 
Final dis-

placement co-
efficient, unit 

fraction 

Эффектив
тив-

ность, % 
Efficien-

cy, % 

Вода/Water 0,499 0 0,368 0 
ВГВ/WAG 0,537 7,62 0,476 29,35 
Азот/Nitrogen 0,518 3,81 0,405 10,05 
Растворы 
НПАВ 
Surfactants 

0,519 4,01 0,383 4,08 

Растворы 
полимеров 
Polymers 

0,549 10,02 0,405 10,05 

 

Таблица 7.  Пересчетные коэффициенты прогноза 
Table 7.  Recalculated forecast coefficients 

Модель 
Сore model 

В
яз

ко
ст

ь 
 

не
фт

и,
 м
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Д
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 c
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nt
, 

Pa
·s

/D
 

k k1  c 

А карбонат 
А carbonate 9 27,9 3,1 0,697 1,673 0,973 

Б карбонат 
B carbonate 47,6 7,84 0,16 1,638 0,782 1,507 

Х(прогноз) 
X(predict) 

15 54 3,6 0,535 1,826 0,881 

 
На рис. 8 представлены характеристики вытесне-

ния нефти водой, оторочками газа и воды и прогноз 
характеристики вытеснения нефти для карбонатной 
модели турнейского объекта на основе предлагаемой 
методики. Прогнозируемая эффективность составляет 
~4 % (RMSE=0,015; R2=0,99). 
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Рис 8.  Прогнозирование характеристики вытеснения при несмешивающемся водогазовом воздействии 
Fig 8.  Prediction of displacement characteristics under immiscible water-gas exposure 

Выводы 
1. Проведены экспериментальные исследования вы-

теснения нефти водой, вытеснения нефти азотом и 
чередующийся метод водогазового воздействия. 
Доказана перспективность технологии несмешива-
ющегося чередующегося водогазового воздействия 
при маловязкой и вязкой нефти в условиях карбо-
натного коллектора. 

2. Выполнено прогнозирование и сравнение эффекта 
повышения нефтеотдачи при вытеснении раство-

рами полимеров и поверхностно-активных ве-
ществ с эффективностью несмешивающегося че-
редующегося водогазового воздействия. 

3. Предложена методика прогнозирования эффек-
тивности несмешивающегося водогазового воз-
действия с помощью пересчетных коэффициентов. 
Исследование выполнено при финансовой поддержке 

Правительства Пермского края в рамках научного проек-
та № C-26/861. 
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EMPIRICAL STUDY OF IMMISCIBLE WATER-GAS EFFECTS AND PREDICTION OF TERTIARY 
METHODS FOR INCREASING OIL RECOVERY IN CARBONATE RESERVOIRS 
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The relevance. The consumption of petroleum products is growing all over the world, the share of hard-to-recover reserves is increasing, 
so traditional technologies do not allow the extraction of residual oil. The priority direction in oil production is the development of modern 
methods of increasing oil recovery, which will be able to provide a high oil recovery coefficient at already developed, as well as at new 
fields. Such methods are water-gas exposure, polymer flooding and oil displacement by solutions of surfactants. The interest in these 
technologies is due to increase in the oil recovery coefficient in conditions of high-viscosity oil and low-permeability reservoirs. 
The main aim: evaluation of the effectiveness of the technology using experimental studies of oil displacement by water, oil displacement 
by nitrogen and alternating method of water-gas exposure. 
Object: carbonate reservoir models of the Tournaisian object of the Volga-Ural oil and gas province. 
Methods: studies of the oil displacement coefficient using a high-pressure filtration unit UIK-5VG: displacement by water, displacement by 
nitrogen and an alternating method of water-gas exposure with a cyclicity of 0,2 pore volume. In the experiments, the reservoir initial oil 
saturation was correctly reproduced and the coefficients of oil displacement by water comparable to the average design values were ob-
tained. 
Results. Experimental studies of oil displacement by water, oil displacement by nitrogen and the alternating method of water-gas exposure 
have been carried out. The prospects of the technology of immiscible alternating water-gas exposure with low-viscosity and viscous oil in 
the conditions of a carbonate reservoir are proved. The prediction and comparison of the effect of enhanced oil recovery during displace-
ment by solutions of polymers and surfactants with the efficiency of immiscible alternating water-gas exposure is carried out. A method for 
predicting the effectiveness of immiscible water-gas exposure using conversion coefficients is proposed. 
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