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Аннотация.	 Объектом исследования являются скважины, вскрывшие глинис-
тые коллектора палеогенового возраста. При прогнозировании 
траектории трещины при гидроразрыве пласта (ГРП) необходи-
мо учитывать процентное содержание минералов в породе, так 
как трещины при выполнении ГРП формируются на контактах 
между минеральными зернами. Данное заключение бесспорно, 
но получение полной информации о процентном содержании 
минералов в породе – дорогостоящая и не всегда выполнимая 
задача. Вместе с тем, на физико-механические характеристики 
глинистых пород не менее существенное влияние оказывает их 
пористость. Поэтому важно отметить, что надежное определение 
коэффициента пористости по вскрытому геологическому разрезу 
несомненно окажет первостепенное положительное влияние на 
достоверность моделирования ГРП. Исходя из этого, в скважи-
нах, вскрывших глинистые коллектора, были проанализированы 
значения коэффициентов пористости, определенные различными 
методами, в том числе прямыми – анализ керна, шлама и косвен-
ными – геофизическими методами. В ходе работы обнаружены 
совпадения коэффициента пористости по керну, шламу и электри-
ческому каротажу. По итогам проведенного исследования можно 
сделать вывод, что коэффициент пористости, определенный по 
акустическому каротажу (АК), существенно превышает значения 
коэффициента пористости, определенного по керну, шламу и ин-
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дукционному каротажу. Это связано как с влиянием глинистости 
на показания акустического каротажа, так и ввиду низкого качест-
ва материалов АК вследствие размыва ствола скважины. Следует 
отметить, что выполненные расчеты коэффициентов пористости 
в надреперной части – в баталпашинской свите по керну и индук-
ционному каротажу совпадают практически полностью. Однако в 
подреперной части свиты показания незначительно расходятся. 
Коэффициент пористости, рассчитанный по ρп

ИК, максимум на 2 % 
ниже коэффициента пористости, определенного по керну, что 
вполне допустимо.
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Abstract.	 The article studies the wells that opened clayey reservoirs of Paleogene 
age. When predicting the trajectory of a crack during hydraulic fracturing 
(HF), it is necessary to take into account the percentage of minerals 
in the rock, since cracks during hydraulic fracturing are formed at the 
contacts between mineral grains. This conclusion is indisputable, but 
obtaining complete information about the percentage of minerals in a 
rock is an expensive and not always feasible task. At the same time, 
the physical and mechanical characteristics of clayey rocks are no less 
significantly influenced by their porosity. Therefore, it is important to 
note that a reliable determination of the porosity coefficient from the 
exposed geological section will undoubtedly have a primary positive 
impact on the reliability of hydraulic fracturing modeling. Based on 
this, in wells that opened clayey reservoirs, the values of porosity 
coefficients determined by various methods were analyzed, including 
the direct one – analysis of core, cuttings and the indirect one – 
geophysical methods. During the work, a coincidence of the porosity 
coefficient in the core, cuttings and electrical logging was discovered. 
Based on the results of the study, it can be concluded that the porosity 
coefficient determined from acoustic logging (AL) significantly exceeds 
the values of the porosity coefficient determined from core, cuttings 
and induction logging. This is due both to the influence of clay content 
on the acoustic logging readings, and due to the low quality of AC 
materials induced by erosion of the wellbore. It should be noted that 
the calculations of porosity coefficients in the above-reference part – in 
the Batalpashinsky formation based on core and induction logging – 
coincide almost completely. However, in the sub-reference part of the 
formation the readings differ slightly. The porosity coefficient calculated 
is a maximum of 2 % lower than the porosity coefficient determined 
from the core, which is quite acceptable.
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Введение
При прогнозировании траектории трещины при 

гидроразрыве пласта (ГРП) следует учитывать процентное содер-
жание минералов в породе, так как трещины при выполнении ГРП 
формируются на контактах между минеральными зернами [1, 2, 3, 
4]. Данное заключение бесспорно, но получение полной информа-
ции о процентном содержании минералов в породе – дорогостоя-
щая и не всегда выполнимая задача [5, 6, 7, 8]. При этом следует 
учитывать, что на физико-механические характеристики глинистых 
пород не менее существенное влияние оказывает их пористость 
[9]. Поэтому важно отметить, что надежное определение коэффици-
ента пористости по вскрытому геологическому разрезу несомненно 
окажет первостепенное положительное влияние на достоверность 
моделирования ГРП [10, 11, 12, 13]. 

Материалы и методы исследований
Технико-технологические решения проблемы на-

дежного определения коэффициента пористости пород, представ-
ленных глинистыми трещиноватыми коллекторами, выглядит сле-
дующим образом. В скважинах изучаемого месторождения наибо-
лее полно освещены керном отложения баталпашинской свиты, их 
толщина и емкость относительно хорошо выдержаны по площади. 
Сопоставление коэффициентов пористости выполнялось по керну, 
шламу и данным промысловой геофизики в над- и подреперной час-
тях свиты с целью обоснованного выбора метода и методики опре-
деления коэффициента пористости косвенным геофизическим ме-
тодом. 

В качестве примера описания керна выбрана одна из скважин, 
в которой отложения баталпашинской свиты залегают в интервале 
глубин 2080–2150 м. Репер находится в интервале 2129–2130 м и 
отчетливо отбивается по кривой стандартного подошвенного гра-
диент – зонда (рис. 1). 

В надреперной части свиты в интервале 2080–2129 м отме-
чаются сверху вниз: глины серые и темно серые с прослоями алев-
ролитов, тонко горизонтально-слоистые, местами глины кососло-
истые, перемятые, ниже кровли встречается песчаник толщиной 
1,4 м, ниже 5,6 м – темно серые глины, горизонтально-слоистые. 
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Рис. 1. 		  Сводный планшет каротажных диаграмм.
Fig. 1. Consolidated plot of well logs.
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Остальная часть до репера представлена темно-серыми тонко гори-
зонтально-слоистыми некарбонатными породами с чередованием 
глинистых пород. 

 Подреперная часть свиты главным образом представлена гли-
ной, аналогичной вышеописанной. 

Результаты исследований и их обсуждение
Расхождение коэффициентов пористости, опре-

деленных прямым способом по керну и рассчитанных по данным 
геофизики с использованием зависимости Б. Л. Александрова (рас-
чет выполнялся по данным электрического каротажа по кривой 
удельного электрического сопротивления ρп), составляет менее 1 %. 
Среднее значение коэффициента пористости составляет 12,5 % [14]. 
Полученная высокая сходимость результатов свидетельствует о вы-
сокой достоверности определения коэффициента пористости по 
электрическому каротажу (в частности по индукционному карота-
жу), результатам лабораторных исследований керна и шлама в изу-
чаемых отложениях (рис. 2).

Распределение пористости, определенной по результатам ана-
лизов керна и электрического каротажа, для отложений палеогено-
вого возраста на изучаемой площади в над- и подреперной частях в 
баталпашинской свите подтвердили выявленную выше закономер-
ность совпадения коэффициента пористости по керну и электричес-
кому каротажу (рис. 3). 

Причем в надреперной части баталпашинской свиты значения 
коэффициентов пористости, определенным по керну и индукцион-
ному каротажу, совпадают практически полностью.

Однако в подреперной части свиты показания незначительно 
расходятся. Коэффициент пористости, рассчитанный по ρп

ИК, мак-
симум на 2 % ниже коэффициента пористости, определенного по 
керну. 

В некоторых скважинах исследуемой площади в надреперной 
и подреперной частях баталпашинской свиты выполнялись сопос-
тавления коэффициентов пористости, определенных по керну, ин-
дукционному и акустическому каротажам (рис. 4). 
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Рис. 2. 		  Сопоставление коэффициентов пористости по керну, шла-
му и электрическому каротажу в палеогеновых отложениях:
Кп. керн = 12,1 %. n = 381 определений; Кп. ρп = 13,2 %. n = 69 плас-
тов; Кп. шлам = 13,0 %. n = 114 определений.

Fig. 2. Comparison of porosity coefficients from core, cuttings and 
electric logging in Paleogene deposits: Kp. core = 12.1%. n = 381 
determinations; Kp. ρp = 13.2%. n = 69 layers; Kp. sludge = 13.0%. 
n = 114 definitions
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Рис. 3. 		  Распределение коэффициентов пористости, определен-
ных по керну и электрическому каротажу для отложений 
палеогенового возраста.
Fig. 3. Distribution of porosity coefficients determined from core and 
electrical logging for Paleogene deposits.
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Рис. 4. 		  Результаты сопоставления коэффициентов пористости  
по керну, индукционному и акустическому каротажам.
Fig. 4. Results of comparison of porosity coefficients for core, induc-
tion and acoustic logging.
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 В правой части рисунка 1 представлена кавернограмма, фик-
сирующая увеличение диаметра скважины относительно номиналь-
ного, что несомненно будет оказывать влияние на качество первич-
ного материала акустического каротажа [15, 16].

В результате сопоставления отмечается, что коэффициент по-
ристости, определенный по АК, существенно превышает значения 
коэффициента пористости, определенного по керну и индукцион-
ному каротажу. Это по-видимому связано с влиянием глинистости 
на показания АК, а также по причине низкого качества АК из-за 
размыва ствола скважины и вследствие этого – сильного затухания 
акустической волны (см. рис. 2).

Заключение
На фактическом материале показана высокая сходи-

мость результатов определения коэффициента пористости по элек-
трическому каротажу, керну и шламу в изучаемых отложениях па-
леогенового возраста. Коэффициент пористости, определенный по 
АК, существенно превышает значения коэффициента пористости, 
определенного по керну, шламу и индукционному каротажу. Это 
связано как с влиянием глинистости на показания АК, так и ввиду 
низкого качества материалов АК вследствие размыва ствола сква-
жины и в связи с этим – сильного затухания акустической волны.
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