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СПИСОК ИСПОЛЬЗУЕМЫХ ТЕРМИНОВ И СОКРАЩЕНИЙ 

В документе используются следующие термины и сокращения: 

базовая добыча: добыча нефти от скважин базового фонда. 

базовый фонд: фонд скважин, находящихся в действующем фонде на 1 

января текущего года, а также (в порядке исключения) скважины, запущенные 

из бездействия прошлых лет в течение года без проведения ГТМ. 

бездействие (б/д): период длительной остановки скважины и прекращения 

добычи. Если до окончания текущего календарного месяца и в течение 

следующего календарного месяца скважина не была запущена в работу, то с 

первого числа месяца, следующего за месяцем остановки, скважина переходит в 

бездействие текущего года. 

БД: база данных 

бездействующий фонд скважин (БДФ): скважины, не дававшие продукцию 

(не находившиеся под закачкой) в последнем месяце учитываемого периода. 

бизнес-план: свод планируемых показателей по месторождению на 

планируемый период. В бизнес-план по базовой добыче входят в разрезе месяцев 

объем добычи нефти, объем добычи жидкости, среднедействующий фонд и 

коэффициент эксплуатации. 

водонефтяной фактор (ВНФ): отношение количества добытой за период 

воды к количеству добытой нефти. 

геолого-техническое мероприятие (ГТМ): мероприятие, проводимое на 

скважине с целью получения дополнительной добычи нефти. 

гидропроводность: способность коллектора пропускать через себя жидкость; 

комплексная характеристика пласта, пропорциональная его мощности и 

проницаемости и обратно пропорциональная вязкости жидкости; 

ДО – дочернее общество Компании 

ЗБС: зарезка бокового ствола – мероприятие ГТМ, при котором из 

существующего ствола бурится новый боковой ствол, при этом часть старого 
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ствола ликвидируется; 

КИН: коэффициент извлечения нефти - отношение величины извлекаемых 

запасов к величине геологических запасов; 

компания – группа компаний Газпромнефть 

коэффициент вариации: мера относительного разброса случайной 

величины; показывает какую долю среднего значения этой величины составляет 

ее средний разброс. Определяется как отношение среднеквадратичного 

отклонения по выборке от среднего значения по выборке. 

коэффициент Дикстры-Парсонса: коэффициент, характеризующий степень 

неоднородности коллектора. 

коэффициент перевода в пластовые условия: коэффициент, позволяющий 

перевести массу в поверхностных условиях (в тоннах) в объем в пластовых 

условиях (в м3). Для нефти определяется по формуле Кпу
н =

𝐵н

𝜌н
, где 𝐵н - объемный 

коэффициент нефти (м3/м3), 𝜌н - плотность нефти в поверхностных условиях 

(т/м3). Для воды определяется по формуле Кпу
в =

𝐵в

𝜌в
, где 𝐵в - объемный 

коэффициент нефти (м3/м3), 𝜌в - плотность нефти в поверхностных условиях 

(т/м3).  

коэффициент продуктивности : количество нефти, которое может быть 

добыто из скважины в единицу времени при снижение давления на забое на 1 

атм. 

коэффициент эксплуатации: характеристика скважины или группы скважин 

за определенный период, показывающая среднюю долю дающего фонда в 

действующем фонде. Рассчитывается как отношение времени дающего фонда 

(сумма времени работы и времени накопления скважин) за период к времени 

действующего фонда (сумма времени работы, времени накопления и времени 

простоя) за этот же период. КЭдоб =
∑ 𝑇раб

∑ 𝑇раб+∑ 𝑇пр
 ; суммирование в формуле ведется 
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по всем скважинам. 

КУ: коэффициенты участия 

МЭР: месячный эксплуатационный рапорт – документ, представляющий 

данные о добыче нефти (жидкости), а также времени работы и простоя скважин 

в течение месяца. Добычу по МЭР получают распределением общей добычи 

месторождения (фактической сдачи нефти на узле учета) по скважинам. 

НГЗ: начальные геологические запасы нефти – количество нефти, 

находящееся в недрах; 

НИЗ: начальные извлекаемые запасы – часть геологических запасов, 

извлечение которых из недр на дату подсчета экономически эффективно в 

условиях конкурентного рынка при рациональном использовании современных 

технических средств и технологий добычи с учетом соблюдения требований по 

охране недр и окружающей среды 

обводненность: показатель, характеризующий соотношение воды и нефти в 

общей продукции скважины (группы скважин). Массовая (объемная) 

обводненность определяется как отношение массы (объема) воды в продукции к 

общей массе (объему) продукции. 

ОИЗ: остаточные извлекаемые запасы – оставшаяся часть запасов, равная 

количеству НИЗ за вычетом накопленной добычи нефти. 

подвижность нефти (воды): отношение фазовой проницаемости по нефти 

(воде) к вязкости нефти (воды). 

ППД: поддержание пластового давления – один из методов увеличения 

нефтеотдачи, заключающийся в закачке вытесняющего агента (например, воды) 

в продуктивный пласт для поддержания пластового давления; 

ПТД – проектно-техническая документация 

Среднедействующий фонд (СДФ) – характеристика группы скважин 

(месторождения) за определенный период, показывающая среднее количество 

скважин в действующем фонде. Определяется как отношение времени 

действующего фонда (сумма времени работы и времени простоя) за период к 
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календарному времени этого периода СДФдоб =
∑ 𝑇раб+∑ 𝑇пр

𝑇календ
. 

средний месяц: период времени, равный 1/12 года по григорианскому 

календарю, т.е. 365,2425/12=30,436875 суток. 

Техрежим/ТР: технологический режим – документ, содержащий данные о 

функционировании скважин (данные телеметрии, исследований на скважинах, 

лабораторных анализов продукции); 

функция падения: безразмерная функция времени, характеризующая 

динамику дебита нефти (жидкости) относительно его начального значения. 

характеристика вытеснения (ХВ): характеристика вытеснения – 

зависимость обводненности от коэффициента извлечения нефти. 

эффект ГТМ: дополнительный приток нефти к скважине, полученный за счет 

проведения ГТМ. 

ЭЗ (ЯЗ): элементы (ячейки/блоки) заводнения 
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ВВЕДЕНИЕ 

Говоря о базовой добыче,  необходимо четко определять, что она из 

себя представляет. Согласно нормативно-методическим документам, принятым 

в Компании, дадим определение. 

Базовая добыча - добыча нефти от скважин базового фонда. В свою 

очередь, базовый фонд скважин - фонд скважин, находящих в действующем 

фонде на 1 января текущего года, а также (в порядке исключения) скважины, 

запущенные из бездействия прошлых лет в течение года без проведения ГТМ. 

 Другими словами, на данный момент можно говорить о том, что базовая 

добыча – это: 

• 80% годовой добычи текущих активов; 

• десятки тысяч пробуренных скважин на месторождениях; 

• сотни объектов разработки; 

• более 6,5 млрд.т. вовлеченных начальных геологических запасов нефти; 

• в том числе 2,5 млрд.т. начальных извлекаемых запасов нефти. 

То есть это значительный потенциал углеводорода и такой массив 

информации требует на текущем этапе пересмотра подходов управления для 

обеспечения повышения эффективности разработки месторождений и базовой 

добычи. 

Для решения этих задач необходимо сформировать иерархию 

инструментов по управлению базовой добычей, что позволит проводить 

мониторинг потенциала базовой добычи активов, месторождений, объектов 

разработки и осуществлять проработку бизнес-кейсов, направленных на 

выработку решений по оптимизации затрат, доходности на тонну добываемой 

нефти. 

Иерархия интегрированных инструментов даст возможность: 
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1. оценивать потенциал, опираясь на лучшие практики и технико-

экономические показатели базовой добычи, достигнутые как в целом на 

активах Компании, так и на активах внутри ДО; 

2. отбирать наиболее перспективные направления, отвечающие задачам 

краткосрочного, среднесрочного и долгосрочного планирования; 

3. осуществлять детальную, адресную проработку выбранных направлений 

с подготовкой многовариантных бизнес-кейсов; 

4. предоставлять полученные результаты для формирования стратегических 

и оперативных программ. 

Таким образом, создание линейки аналитических инструментов – один из 

главных ключей к раскрытию и управлению потенциалом базовой добычи. 

 Для того, чтобы правильно оценить потенциал рассматриваемого объекта 

необходимо корректно формировать денежный поток, состоящий из доходной 

и расходной частей.  

В нашем случае, доходную часть составляют поступления от реализации 

добываемой нефти. Поэтому здесь ключевую роль играет точная оценка 

объемов резервуаров углеводородов и определение условий их залегания. 

Рассматривая расходную часть, необходимо научиться правильно 

идентифицировать отклонения от плановых показателей, анализировать 

причины изменения дебита жидкости и подбирать мероприятия, направленные 

на их устранение. Выбор мероприятий напрямую зависит от проведенного 

специалистом анализа, что создает потребность в разработке подходов, наборов 

методик и правил по управлению фондом скважин и анализу текущего 

состояния разработки месторождений. 

Существует большое разнообразие причин изменения дебита скважины, 

тем не менее, среди этого многообразия можно выделить следующие: 

1. Геологические причины – отклонение работы подземного резервуара 

(пласта/объекта разработки) в связи с изменением энергетики пласта, 
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фильтрационно-емкостных свойств коллектора, выработкой запасов и 

прорывами газа, подошвенных или закачиваемых вод. Для восполнения 

потерь необходимы корректировка системы разработки и длительное 

время. 

2. Технологические причины – изменения связанные с отклонениями от 

номинальных значений работы подземного оборудования, с нарушением  

конструкции скважин и отклонения вызванные изменениями 

происходящими в призабойной зоне пласта. Восполнение потерь 

возможно за счет проведения капитального и/или подземного ремонтов. 

3. Технические потери – не связанные с работой скважин и/или пласта 

Исходя из этого, становится очевидным, что в текущих реалиях 

рассматриваемый процесс с одной стороны актуальный, в тоже время совсем 

нетривиальный и требует особого внимания со стороны бизнеса. 
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Глава 1. Исследование предметной области 

1.1. Обзор литературы и лучших практик 

Первым шагом исследования проблематики закономерным образом 

является изучение существующих в Компании стандартов по планированию и 

мониторингу производственных показателей, а также альтернативных подходов 

и наработок по решению проблем в области анализа и оценки рисков базовой 

добычи. 

В качестве отправной точки обзора литературы были изучены текущие 

принятые в компании стандарты по расчету темпов падения базовой добычи, 

алгоритмам проведения расчетов производственных показателей разработки в 

модели бизнес-планирования, а также оценке рисков базовой добычи и добычи 

от ГТМ, учету влияния мероприятий на базовую добычу и др. В них подробно 

описываются подходы и методики по управлению базовым фондом и 

обеспечению выполнения физически обоснованного планирования уровней 

добычи нефти, учитывающего особенности месторождений, приведены 

рекомендации по расчету потерь по добыче нефти, а также прогнозу 

мониторинговых показателей при формировании краткосрочных и 

долгосрочных планов по базовой добыче и эффекту от ГТМ.  

Множество этих идей нашло отражение в работе [3], посвященной 

описанию подходов к прогнозированию основных элементов разработки таких 

как закачка, добыча жидкости и нефти, пластовое давление и созданию на его 

основе инструмента для прогнозирования хода заводнения месторождения на 

основе модели материального баланса. В ходе работы был создан прототип 

математической модели в виде программного модуля на языке VBA, который 

был протестирован на одном из месторождений Компании. В результате чего 

были получены первые положительные результаты данной методики и 

обозначена перспектива дальнейшего развития. 
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Далее, основоположником рассматриваемого нами подхода можно считать 

работу [1], в которой обозреваются основные направления для развития и 

создания комплексного подхода к проведению блочно-факторного анализа 

разработки нефтяных месторождений. Особое внимание уделяется 

эффективности факторного анализа. Рассмотрено влияние изменения запасов на 

скважину, изменения коэффициента эксплуатации, изменения обводненности, 

расхода жидкости, пластового и забойного давления, производительности 

скважины (скин-фактор). В статье еще раз демонстрируется, что факторный 

анализ в сочетании с скорректированной кривой вытеснения дает возможность 

разделить потери расхода нефти по причинам естественного и поступательного 

роста обводненности. 

Получается, что использование такого усовершенствованного подхода к 

мониторингу разработки нефтяных месторождений позволяет не только снизить 

трудоемкость, необходимую для анализа, но и повысить качество работ, связать 

аспекты эксплуатации различных участков месторождения с геологическими 

условиями. Он также помогает организовать обоснованные и своевременные 

рекомендации по выполнению программы капитального ремонта, управлению 

системой заводнения и достижению проектных уровней добычи нефти в целом. 

Проведенный анализ литературы показал, что проблема, с одной стороны, 

поднимается уже не первый раз и существующие подходы в достаточной мере 

способны решать задачи по анализу разработки месторождений и управлению 

заводнением. С другой стороны, она не потеряла свою актуальность в виду того, 

что по сей день инженерам-разработчикам часто приходится работать в условиях 

нехватки времени без ресурсов для создания комплексной геологической и 

имитационной модели, а имеющиеся инструменты, реализованные на базе 

разработанных методик, не удовлетворяют текущим запросам со стороны 

бизнеса.  

Таким образом, необходимо разработать отвечающий современным 

реалиям продукт, который бы позволял не только диагностировать и 
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анализировать уже произошедшие события, вызвавшие потерю нефти, но и 

формировать рекомендации по минимизации выявленных негативных факторов, 

а также оценивать перспективы их проведения. 

В целях подготовки к поиску и обработке необходимой информации важно 

определиться с тем, на какие процессы будет влиять разрабатываемое нами 

решение. В связи с чем была проведена работа по регламентации текущих 

бизнес-процессов «как есть» и «как должно быть» с выделением зон нашего 

влияния. В результате были выделены затрагиваемые нами процессы (Таблица 

1).  

Таблица 1 – Затрагиваемые бизнес-процессы 

№ Наименование Степень влияния 

1 Формирование, согласование и 

утверждение КПРА 

Повышение ИТ-

обеспеченности процесса  

2 Формирование бизнес-плана 

нефтедобывающих предприятий 

Компании 

Повышение ИТ-

обеспеченности процесса 

3  Реализация, мониторинг и оптимизация 

геолого-технических мероприятий 

Изменение БП не 

планируется 

4 Управление фондом скважин Изменение БП не 

планируется 

 Отдельные составляющие выделенных процессов формируют единый 

подход, сформированный в набор бизнес-правил в виде общей схемы 

«Планирование ГТМ на базовом фонде». На рисунке 1 показан пример этой 

схемы, на которой явным образом демонстрируется место внедрения 

предполагаемого решения с точки зрения бизнеса. Видно, что уже на этапе 

формирования входных параметров происходит оптимизация процесса в части 
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предложения конкретного рейтинга объектов разработки и ячеек заводнения, что 

в дальнейшем приведет к выявлению наилучших бизнес-возможностей. 
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Рисунок 1 – Пример общей схемы «Планирование ГТМ на базовом фонде». AS-TO-BE. 
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После того, как был проведен анализ существующих процессов и 

определены узкие места по их доработке, необходимо определиться с 

текущими наработками и реализованными инженерными калькуляторами и 

инструментами, выделить имеющиеся у них плюсы и минусы, а также 

сформировать образ целевых пользователей продукта и понять какие у них 

есть проблемы. 

Одним из инструментов стратегического планирования является SWOT-

анализ, помогающий понять прежде всего, что выделяет наш подход на фоне 

других, а что является помехой в конкурентной борьбе. По результатам 

проведенного анализа (табл. 2) выявили сильные и слабые стороны 

разрабатываемого решения, а также его возможности и угрозы. 

Таблица 2 - SWOT-анализ 

Фактор Предположение Доказательства 

Strenghts 

Существует достаточный 

набор собственных методик 

для проведения 

необходимых расчетов 

Ряд методик и 

программных продуктов 

запатентованы, у 

некоторых из них - нет 

аналогов 

Имеется методика 

проведения факторного 

анализа потерь по добыче 

нефти по блокам  

Наличие методики 

позволяет снизить 

трудозатраты по 

сравнению с ручным 

перебором мероприятий  

Увеличение качества 

проработки кандидатов 

Раньше исходили из 

ранжирования 

проблемных зон и 

подбора мероприятий, 

теперь будет 
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Фактор Предположение Доказательства 

добавляться потенциал 

каждой ячейки 

(используется большее 

количество 

фильтров/критериев) 

Увеличение скорости 

подбора мероприятий 

Методика позволяет 

исключить затраты 

времени на оценку не 

применимых 

мероприятий 

Имеется рабочий прототип 

на VBA 

Прототип используется 

в дочерних обществах, 

есть локальное 

сообщество 

пользователей 

Weakneses 

У разных дочерних обществ 

разные требования к набору 

методик и инструментов для 

проведения расчетов 

Прототип реализон на 

примере одного из 

дочерних обществ, 

сотрудники другого 

общества прислали свои 

данные и исходники, что 

создает необходимость в 

адаптации имеющегося 

прототипа 

Сотрудники разных 

дочерних обществ не 

делятся лучшими 

практиками друг с другом 

Разные запасы и 

специфика 
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Фактор Предположение Доказательства 

Децентрализация баз 

данных и разные структуры 

данных 

Помимо общих баз 

данных в разных 

дочерних обществах 

используются локальные 

базы данных, при этом 

формирование и ведение 

локальных баз данных 

не регулируется 

Проблема полноты и 

качества данных по 

объектам 

Наличие старых 

скважин с отсутствием 

информации о их 

состоянии (состояние 

цемента). Пропуски в 

базах данных (нет части 

лабораторных 

исследований по керну, 

отсутствие ГИС), 

достоверность данных 

пластовых давлений и 

пр. 

Привычка локальной 

целевой аудитории к работе 

по самостоятельно 

сформированному 

алгоритму 

Сотрудники на местах 

решают задачи 

самостоятельно и могут 

их дорабатывать и 

подстраивать расчеты в 

своих уже собственных 

инструментах. 

Возникают опасения 
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Фактор Предположение Доказательства 

некорректных расчетов 

внутри инструмента 

Opportunities 

Увеличение количества 

кандидатов для проведения 

ГТМ без увеличения затрат 

(легкое масштабирование) 

Текущие решения не 

автоматизированы, 

большая часть времени 

занимает рутинная 

работа (подготовка 

входных параметров, 

уточнение особенностей 

рассматриваемого 

объекта, обоснование и 

предложение кандидатов 

по результатам расчетов 

и пр.) 

Уникальность решения и 

отсутствие альтернатив на 

рынке 

Проведенный скрининг 

имеющихся на рынке 

решений, имеет схожий 

функционал, однако, не 

использует 

необходимый 

функционал по оценке 

потенциала 

Большое количество 

внутренних пользователей 

(разработчики и 

специалисты по 

мониторингу базовой 

Значимое количество 

активов уже имеет 

историю разработки и 

сформировавшийся 

фонд, который как раз и 
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Фактор Предположение Доказательства 

добычи) в активах 

комапнии. 

является предметом 

анализа продукта 

Целевая аудитория работает 

с проблемой самостоятельно 

Множество решений 

дорабатываются 

инженерами на местах в 

ходе их работы на 

реальных данных и 

обработке полученных 

результатов 

Предоставление 

альтернативной экспертной 

оценки предлагаемых 

вариантов 

Существует набор 

альтернативных 

подходов в части оценки 

запасов, подбора 

параметров для 

настройки 

материального баланса и 

др. 

Threats 

Возможно ограничение 

внешней коммерциализации 

из-за санкций 

Рынки US/EU могут 

быть закрыты, открыты 

останутся Ближний 

Восток и Азия. 

Некорректные расчеты по 

сравнению с имеющимися 

алгоритмами/инструментами 

в дочерних обществах 

Существующие 

подходы, 

апробированные на 

объектах одного 

дочернего общества, 

могут не отвечать 
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Фактор Предположение Доказательства 

текущим реалиям 

активов других обществ. 

Неготовность дочерних 

обществ к потере контроля 

методикой расчетов 

Доработанные силами 

действующих/ 

зарекомендовавших себя 

локальных специалистов 

инструменты могут быть 

приняты с гораздо 

большим энтузиазмом 

Критическая зависимость 

продукта от 

качества/полноты данных. 

Результаты расчетов 

очень сильно 

чувствительны как к 

качеству входных 

параметров, так и к 

характеристикам, 

настраиваемым 

пользователем вручную 

 Отсюда можно сделать следующие выводы о необходимости: 

1. Проводить коммуникации с целевой аудиторией для вовлечения в 

сообщество пользователей продукта для обеспечения возможности 

самостоятельной кастомизации продукта 

2. Сформировать картину AS IS по каждому активу (дочернему 

обществу) для формирования требований к алгоритмам 

3. Предусмотреть в продукте возможность доступа к результатам работы 

коллег из других активов, введение общих KPI по работе с 

потенциалом 

4. Применять систему анализа качества/полноты данных для обеспечения 

достоверности результатов. 
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После проведения анализа рынка следующим логичным шагом следует 

этап опроса потенциальных пользователей продукта. Хорошим 

инструментом для сбора актуальных потребностей является проблемное 

интервью с пользователями. Однако прежде, чем его проводить необходимо 

сформулировать гипотезы, которые стоит проверять. 

На основе имеющейся информации были сформулированы следующие 

предположения: 

1. Специалисты по мониторингу базовой добычи и разработчики 

месторождений испытывают проблему с необходимостью адресного 

подбора методики для каждого кейса и чтобы решить ее формируют и 

выверяют методики факторного анализа объектов, делают прогноз и 

детализацию факторного анализа, в результате предлагают список 

мероприятий для очень ограниченного количества объектов. В 

следствие чего, возникает проблема оптимизации трудозатрат и 

ограниченного числа охватываемых объектов для анализа, а также 

доступности результатов в виде успешных бизнес-кейсов для других 

пользователей. 

2. Для решения этих задач специалисты используют собственные 

макросы, хранящиеся в локальных хранилищах. В следствие чего, 

возникает проблема доступности результатов в виде успешных бизнес-

кейсов для других пользователей. 

3. У новых пользователей ПБФА возникают проблемы с эффективным 

применением инструмента из-за высоких требований к навыкам 

использования продукта, чтобы эффективно пользоваться потребуется 

обучение и сопровождение работы со стороны 

разработчиков/экспертов. 

4. Существует проблема преемственности результата – в случае 

ухода/временного отлучения эксперта по продукту, новому 

специалисту необходимо предусмотреть возможность быстро начать 
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эффективно работать. То есть необходимо обеспечивать независимость 

системы от компетенций персонала.  

Данные гипотезы нашли свое подтверждение в ходе общения с целевой 

аудиторией, что еще раз доказывает востребованность разрабатываемого 

решения.  

Таким образом, была проведена работа по выявлению ключевых 

ориентиров по развитию имеющихся подходов и формированию списка 

требований к целевому продукту. 

1.2. Постановка задачи 

Проведенный предварительный анализ показал необходимость в 

разработке такого продукта, который бы позволил осуществлять оценку для 

различных условий активов с высокой достоверностью расчетов за счёт 

наличия настраиваемых/улучшаемых шаблонов и лучших/типовых практик, а 

также выполнять выполнить подбор большого количества объектов с 

высокой степенью достоверности расчетов без увеличения потребности в 

ресурсах за счет высокой скорости формирования методики расчета и сбора 

данных. 

В связи с чем, на данном этапе можно сформулировать цель работы: 

разработка инструмента для оценки потенциала по добыче нефти с помощью 

системного регулирования разработки месторождения комплексом 

экономически обоснованных геолого-технических мероприятий (ГТМ) на 

основе проактивного блочно-факторного анализа. 

В соответствие с целью, определены следующие задачи: 

1. Проанализировать существующий набор методик и лучших практик по 

управлению базовым фондом 

2. Определить требования, предъявляемые к оценке потенциала бизнес-

возможностей объектов разработки 
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3. Сформулировать основные принципы выделения элементов заводнения 

для автоматического построения блоков 

4. Сформировать подходы к учету затрат и созданию рекомендательной 

системы мероприятий (ГТМ), исходя из причин отклонений по 

результатам анализа потерь в инструменте 

5. Сформировать подход к оценке потенциала на тактическом уровне по 

элементам заводнения 

6. Разработать пошаговое методическое руководство для проведения 

проактивного анализа в инструменте с помощью материального 

баланса для прогнозирования показателей разработки в виде описания 

используемых моделей, алгоритмов и функций 

7. Реализовать прототип инструмента на основе разработанных подходов 

8. Провести апробацию продукта на одном из объектов Компании 

9. Оценить экономический эффект инструмента 

10. Разработать единое руководство пользователя для инструмента 

Глава 2. Формирование образа продукта 

2.1. Основная идея проактивного блочно-факторного анализа (ПБФА) 

Главным отличием предлагаемого подхода от традиционного является 

уход от классического статистического анализа данных на основе 

исторической информации (МЭР, Техрежим) к проактивному физически-

содержательному анализу данных, в основе которого: 

1. Модель материального баланса 

2. Адаптированные на историю разработки характеристики вытеснения 

по блокам – модель вытеснения в слоисто-неоднородном пласте  

3. Прогноз КИН и динамики эксплуатационных показателей 

4. Расчет целевых значений компенсации и закачки по блокам 

5. Детализированный факторный анализ изменения добычи нефти 
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6. Формирование рекомендаций по мероприятиям для повышения 

эффективности системы разработки 

7. Расчет технико-экономических показателей для оценки рентабельности 

проведения мероприятий с учетом ОИЗ и причин отклонений 

показателей разработки 

Другими словами, суть предлагаемого решения заключается в 

разработке инструмента факторного анализа причин изменения дебита нефти 

по элементам заводнения (блокам) и предложения кандидатов для 

проведения ГТМ с учетом потенциальной возвратной добычи. 

Описание инструмента 

Областью применения программы является мониторинг текущего 

состояния разработки нефтяных месторождений, анализ причин отклонений 

и расчет потенциала по ОИЗ. 

Задачи, которые планируется решать с помощью продукта: 

• Обеспечить мониторинг процесса разработки и анализ потерь 

• Увеличить прогнозную способность численных и аналитических 

инструментов для выбора проблемных участков 

• Повысить качество проработки кандидатов для ГТМ 

• Производить первичную оценку окупаемости проведения ГТМ 

• Ускорить принятие решений по выбору потенциальных объектов для 

анализа 

Исходя из этого, можно обозначить основной функциональный объем, 

который программа в конечном счете должна обеспечивать:  

• блочно-факторный анализ причин изменения дебита нефти с 

использованием данных месячного эксплуатационного рапорта (МЭР), 

технологических режимов скважин;  
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• формирование списка планируемых мероприятий, исходя из причины 

нарушения; 

• вероятностная оценка достижения потенциала; 

• построение карты потенциала на основе оценки рентабельности 

проведения мероприятий. 

Соответственно, на выходе пользователи продукта получат результат в 

виде: 

1. Актуального статуса показателей разработки 

2. Рейтинга проблемных участков 

3. Оценки потенциала бизнес-возможностей на уровне инвестиционного 

и бизнес-планирования  

Важным преимуществом такого решения будет являться выстроенная 

линейка инструментов для формирования бизнес-кейсов базовой добычи. 

Что в долгосрочной перспективе приведет к увеличению объемов добычи 

нефти, относительно текущего (базового) варианта использования 

инструментов управления базовой добычи. 

Согласно проведённому анализу основными сегментами целевой 

аудитории выступают пользователи - разработчики месторождений и 

специалисты по мониторингу базовой добычи и сопровождению ГТМ. 

Конечными же потребителями результатов продукта могут выступать служба 

главного геолога, блок директора по геологии и разработки и 

концептуального проектирования, блок технического, операционного 

директора, кросс – функциональные команды и др.  

В связи с чем, выделяются следующие основные сценарии 

использования продукта: 

• Формирование ячеек заводнения 

• Мониторинг текущего состояния разработки нефтяных месторождений 

• Реактивный и проактивный анализ по блокам 
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• Расчет карт потенциала 

Далее, с учетом проведенного предварительного исследования, можно 

сформировать основной перечень проблем, которые необходимо решить в 

рамках разработки конечного продукта: 

• Формирование принципов выделения ячеек заводнения для 

автоматического построения блоков. 

• Формирование подхода к оценке остаточных запасов по ячейкам 

заводнения. 

• Рассмотрение альтернативных вариантов поблочного матбаланса как 

инструмента для прогнозирования показателей разработки. 

• Формирование подходов к учету затрат и оценке возвратной добычи по 

результатам анализа потерь в ПБФА.  

• Создание рекомендательной системы мероприятий (ГТМ), исходя из 

причин отклонений. 

• Выстраивание логических связей между подмодулями ПБФА. 

Решение перечисленных проблем позволит усовершенствовать подход 

к оценке потенциала бизнес-возможностей объектов, определит основные 

тактические рычаги улучшения, позволит отобрать первоочередных 

кандидатов для проработки бизнес-кейсов, а также увеличит расширит 

функционал инструментов, задействованных в ПБФА для уточнения оценки. 

Текущее решение дает информацию о проблемных зонах и причинах 

неэффективности добычи в них, но не оценивает выявленные потери с точки 

зрения их возвратного потенциала в виде экономической оценки 

рентабельности проведения мероприятий. По итогу реализованные 

алгоритмы приведут к оптимизации системы разработки, инфраструктуры и 

затрат на добычу. 

Таким образом, необходимо сформировать линейку инструментов, 

опирающихся на единые платформы, интерфейсы, методики. 
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Глава 3. Алгоритм применения ПБФА 

3.1. Описание верхнеуровневого процесса 

 С точки зрения бизнеса, процесс планирования добычи и подбора ГТМ 

на базовом фонде на уровне бизнес-планирования состоит из следующих 

принципиальных шагов: 

1. Разделение объекта разработки на блоки 

2. Формирование и представление необходимых данных (данные по 

разработке месторождения, режим эксплуатации элементов заводнения 

и др.) 

3. Определение и ранжирование проблемных зон с помощью факторного 

анализа 

4. Формирование рейтинга элементов заводнения со значительным 

отклонением контрольных параметров от целевого значения 

5. Выбор воздействия/ГТМ 

6. Оценка экономической целесообразности проведения мероприятий 

7. Принятие решения по окончательному списку кандидатов 

8. Контроль реализации и мониторинг эффективности 

Для автоматизации и программной реализации процесса годятся 

пункты 1-6. Одной из простых и понятных нотаций для описания бизнес-

процесса с целью его дальнейшего перевода на язык программирования 

является блок-схема.  

Верхнеуровневый процесс проведения проактивного блочно-

факторного анализа представлен на рисунке 2. На данном уровне 

представлена работа инструмента от этапа подготовки до получения 

необходимых отчетных форм и сохранение результатов расчета. Видно, что 

ПБФА поддерживает 2 режима работы в зависимости от цели анализа – 

Расчет по блоку и расчет по всем блокам.  
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Первый режим позволяет донастроить параметры материального 

баланса и произвести ручной расчет блока в случаях, когда не удается 

подобрать технологические параметры, либо отсутствуют необходимые для 

расчета данные.  

Второй режим работы является основным и включает в себя 

последовательный расчет по всем блокам материального баланса, 

факторного анализа потерь, экономической оценки потенциала по добыче 

нефти с учетом предложенного списка мероприятий.  



32 
 

Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

Верхнеуровневый процесс ПБФА

Инициализация запуска модуля

Какой режим 
необходим?

Расчет МБ 
по блоку

БФА + МБ

Расчет по блоку Расчет по всем блокам

Формирование входных 
параметров для расчета

V

V

Расчет проведен 
успешно?

Нет

Выгрузка отчетных 
форм/Сохранение 

результатов расчета

Да

Необходим ли 
пересчет параметров 

ЭЗ?

Да

Нет

Оценка 
потенциала

Формирование ЭЗ

V

 

Рисунок 2 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Верхнеуровневый процесс ПБФА 

 Далее, будут подробно рассмотрены основные шаги процесса с 

детализацией их до максимально возможного уровня. 
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3.2. Формирование элементов заводнения 

3.2.1. Создание ЭЗ 

 На рисунке 3 представлен подпроцесс формирования ЭЗ. Существует 3 

варианта формирования блоков: 

1. Загрузка готовых контуров и параметров из БД 

2. Создание ЯЗ пользователем вручную 

3. Автоматическое построение ЯЗ 

В случае 2 и 3 происходит обновление контуров блоков, ручной расчет 

КУ скважин и параметров ячеек. После чего происходит представление 

полученных результатов и при необходимости повторение процедуры. 
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Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

Формирование ЭЗ

Инициализация запуска 
модуля

Загрузка готовых ЭЗ из 
БД

Запуска модуля ЯЗ

V

Да

Сохранение результатов 
расчета/Передача данных 

в модуль БФА

Необходим ли 
пересчет параметров 

ЭЗ?
Нет Да

V

Создание контуров ЭЗ 
пользователем вручную

Автоматическое 
построение контуров ЭЗ

V

Расчет КУ и параметров 
по ЭЗ

Представление данных

Расчет 
корректен?

Нет

 

Рисунок 3 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Формирование ЭЗ 

 Остановимся на каждом варианте более подробно. 

3.2.1.1. Загрузка ЭЗ из БД 

В данном случае, происходит подгрузка готовых ЭЗ из БД на текущую 

дату. Ячейки должны загружаться для объекта разработки, с которым 

работает пользователь. Также реализовано разрешение на запись ячеек в БД. 
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3.2.1.2. Создание ЭЗ пользователем вручную 

ЭЗ создаются при помощи построения произвольного конура ячейки. 

Контур рисуется в виде замкнутого полигона на основе последовательности 

точек, отмеченных пользователем на карте. При добавлении новой точки 

создается отрезок, соединяющий добавляемую точку с предыдущей. При 

завершении процедуры создания контура происходит автозамыкание контура 

полигона – соединение линией последней добавленной точки с первой. 

После создания контура ячейки, при нажатии на функцию «Добавить 

как ячейку» происходит формирование элемента заводнения с 

рассчитанными при помощи специальных расчетных библиотек набором 

свойств, весов и привязок скважин. 

На текущий момент выбор (выделение) ячейки происходит 

посредством комбинации S+ЛКМ на необходимой ячейке.Удаление ячейки 

происходит посредством выделения необходимого (-ых) контура и нажатием 

на кнопку «Удалить ячейку» 

В БД сохраняются контуры ячеек, статические параметры, 

коэффициенты участия скважин. 

3.2.1.3. Автоматическое построение ЯЗ 

Для исключения произвольного построения ЯЗ доступными 

математическими моделями и инструментами обработки информации 

(кластеризация, нейронная сеть и др.) необходимо сформировать принципы, 

по которым они будут строиться. Выделенные требования и условия для 

автоматизации построения контуров блоков представлены в таблице 3: 

Таблица 3 – Требования и условия для автоматического построения ЯЗ 
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№ Требование/Условие Описание 

1 Общие требования к 

границам ячеек 

Ячейки целесообразно строить, когда 

на месторождении имеется 

нагнетательный фонд. 

2 Общие требования к 

границам ячеек 

Границы ячеек должны проходить 

через нагнетательные скважины, 

непроницаемые разломы или границы 

залежи. Допускается проведение 

границы через добывающую скважину 

при необходимости. 

3 Общие требования к 

границам ячеек 

Ограничения по размерам ячеек и 

количеству скважин в них; 

предполагается введение ограничений 

по максимальной и минимальной 

площади ячеек, а также ограничение 

по минимальному количеству скважин 

в одной ячейке. 

4 Общие требования к 

границам ячеек 

Рекомендуется, чтобы все скважины, 

работавшие когда-либо на объекте 

(накопленный показатель не равен 0), 

были охвачены ячейками заводнения. 

В случае, если скважина находится 

слишком далеко от остальных, ее 

можно включить в отдельный блок или 

не относить к какому-либо блоку. 

5 Общие требования к 

границам ячеек 

В одной нагнетательной скважине 

могут собираться границы не более 

четырех ячеек. 
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№ Требование/Условие Описание 

6 Общие требования к 

границам ячеек 

На одной и той же площади не должно 

вестись дублирование ячеек; области, 

входящие в одну ячейку не должны 

захватываться другой ячейкой. 

7 При отсутствии развитой 

системы ППД 

Границей могут служить 

геологические контуры (границы 

залежи, разломы). 

8 При отсутствии развитой 

системы ППД 

Допустимо проводить границы через 

добывающие скважины. 

9 Ввод / выбытие новых 

скважин 

Если вводится небольшое количество 

скважин, то они определяются к 

существующим ячейкам. 

10 Ввод / выбытие новых 

скважин 

При вводе/выбытии крупного 

количества скважин возможно 

локальное изменение формы ячеек: 

разделение крупной ячейки на мелкие 

или объединение ячеек в одну. 

11 Ввод / выбытие новых 

скважин 

Если месторождение находится на 1 

или 2 стадии разработки, то возможно 

полное переопределение блоков по 

мере бурения скважин. 

12 Построение ячеек в краевых 

зонах залежи 

Если ячейка в краевой зоне, то ее 

граница должна быть не дальше 

расстояния R от скважин (по 

умолчанию = 2 км). Опционально 

возможно игнорирование данного 

правила и проведение границ через 

границы контуров. 
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№ Требование/Условие Описание 

13 Построение ячеек в краевых 

зонах залежи 

Скважины, отдаленные от других 

скважин более чем на расстояние R по 

указанию пользователя могут: 

определяться в ближайший блок 

заводнения; включаться в отдельный 

блок; не относиться к какому-либо 

блоку. 

14 В случае горизонтальных 

скважин 

Добывающие горизонтальные 

скважины рекомендуется по 

возможности располагать полностью 

(точки Т1 и Т3) внутри одной ячейки, 

т.к. необходимо, чтобы скважина 

работала точно на одну ячейку.  

15 В случае горизонтальных 

скважин 

Если имеется нагнетательная 

горизонтальная скважина, то границу 

можно проводить через точку Т1 этой 

скважины. 

3.2.2. Расчет КУ и параметров ЭЗ 

После создания ячейки проводится анализ вхождения скважин в контур 

ячеек с учетом радиуса принадлежности скважины к ячейке. Все скважины, 

попавшие в контур с учетом радиуса принадлежности скважины 

привязываются к ячейке. Все расчеты параметров по ячейке проводятся с 

учетом привязанных скважин  и расчитанных КУ по ним. 

Коэффициенты участия могут считаться двумя методами: 

• Геометрический (по умолчанию) 

• Динамический 

Геометрический метод учитывает расположение скважины 

относительно других ячеек. 
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Например, скважина принадлежит к нескольким ячейкам, как это 

представлено на рисунке 4. 

 

Рисунок 4 – Пример визуализации фонда скважин на ЭЗ для расчета КУ 

Если скважина полностью лежит внутри ячейки, то тогда коэффициент 

участия для этой ячейки равняется 1.  

Если скважина лежит на пересечение нескольких ячеек, то тогда КУ 

рассчитывается исходя из расстояния от скважины до ячейки. В данном 

случае, скважина 253 на рисунке 1 принадлежит сразу к нескольким ячейкам: 

5, 6, 7, 8. Коэффициент участия для этой скважины для ячейки 5 будет 

рассчитываться по формуле: 

𝑘 =
𝜌5

𝜌5+𝜌6+𝜌7+𝜌8
, д.ед. (1) 

где 𝜌5– расстояние от скважины 253 до ячейки 5, 

𝜌6– расстояние от скважины 253 до ячейки 6, 

𝜌7– расстояние от скважины 253 до ячейки 7, 

𝜌8– расстояние от скважины 253 до ячейки 8. 

Динамический метод учитывает добычу по ячейкам, к которым 

относится скважина. Динамический метод разделяется на два вида: 
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• по текущей добыче/закачке (пропорционально текущим отборам) 

• по накопленной добыче/закачке (пропорционально накопленным отборам) 

Динамический коэффициент участия рассчитывается как отношение 

суммарной добычи по данной ячейке к суммарной добыче по всем ячейкам, к 

которым принадлежит скважина. Коэффициент участия скважины 253 для 

ячейки 5 будет вычисляться по следующей формуле: 

𝑘 =
𝑄5

𝑄5+𝑄6+𝑄7+𝑄8
, д.ед. (2) 

где 𝑄5 – суммарная добыча по всем скважина, принадлежащим к ячейке 5, 

𝑄6 – суммарная добыча по всем скважина, принадлежащим к ячейке 6, 

𝑄7– суммарная добыча по всем скважина, принадлежащим к ячейке 7, 

𝑄8– суммарная добыча по всем скважина, принадлежащим к ячейке 8. 

При этом, в зависимости от выбранного метода, добыча берется или 

текущая, или накопленная на дату соответственно. 

Помимо КУ производится расчет параметров элементов заводнения, 

которые можно разделить на 3 группы: 

• Основные: 

o Начальное пластовое давление; 

o Квыт проектный; 

o Начальная нефтенасыщенность; 

o Начальная газонасыщенность; 

o КН; 

o Средняя пористость; 

o Средняя проницаемость; 

o Начальная нефтенасыщенная толщина; 

o Начальная газонасыщенная толщина; 

o Начальные запасы нефти; 

o Начальные запасы газа; 

o Накопленная компенсация; 

o Текущая компенсация. 
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• Дополнительные: 

o Объемный коэф. нефти; 

o Объемный коэф. воды; 

o Плотность воды; 

o Плотность нефти. 

• Пользовательские - параметры, которые создали пользователи. 

С алгоритмами расчета основных параметров ячеек заводнения можно 

ознакомиться в Таблице 4. 

Таблица 4 – Описание параметров ЭЗ 

Параметр ЭЗ Алгоритм расчета 

Начальное 

пластовое 

давление 

Начальное пластовое давление может быть рассчитано 

либо по заданной пользователем карте, либо взято из 

физических свойств.  Если задана карта для расчета, то 

давление берется как средневзвешенное значение по карте. 

Проектный 

коэффициент 

вытеснения 

Коэффициент вытеснения берется из физических свойств. 

Нефтенасыще

нность 

Если задана карта для расчета, то параметр рассчитывается 

как средневзвешенное по карте. 

Если не задана, то тогда параметр рассчитывается по 

формуле: 

𝑆𝑜 =
∑ 𝑆𝑜𝑖

𝑛
𝑖=1

𝑛
, 

где 𝑛 – количество скважин, входящих в ячейку, 

𝑆𝑜𝑖
 – нефтенасыщенность по ГИСам на 𝑖-той скважине. 

KH Если задана карта для расчета, то параметр рассчитывается 

как средневзвешенное по карте. Иначе расчет ведется по 

следующему алгоритму: 
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Параметр ЭЗ Алгоритм расчета 

1. Рассчитываем средней KH по всем скважинам, 

принадлежащим к ячейке, по данным техрежима. Назовем 

его 𝑘ℎ𝑎𝑣𝑔. 

2.  Далее проверяем по каждой скважине значение KH: 

если значение 
𝐾𝐻

𝑘ℎ𝑎𝑣𝑔
< 10, то эту скважину мы выкидываем 

из расчета. И новое среднее значение уже будет 

рассчитываться без учета этой скважины.  

Расчет 

пористости 

Если задана карта для расчета, то пористость 

рассчитывается как средневзвешенное по карте. 

Если не задана, то тогда параметр рассчитывается по 

формуле: 

𝑚 =
∑ 𝑚𝑖

𝑛
𝑖=1

𝑛
, 

где 𝑛 – количество скважин, входящих в ячейку, 

𝑚𝑖 – пористость по ГИСам на 𝑖-той скважине. 

Проницаемост

ь 

Если задана карта для расчета, то проницаемость 

рассчитывается как средневзвешенное по карте. 

Если не задана, то тогда параметр рассчитывается по 

формуле: 

𝑝𝑒𝑟𝑚 =
∑ 𝑝𝑒𝑟𝑚𝑖

𝑛
𝑖=1

𝑛
, 

где 𝑛 – количество скважин, входящих в ячейку, 

𝑝𝑒𝑟𝑚𝑖 – проницаемость по ГИСам на 𝑖-той скважине. 

Начальная 

нефтенасыще

нная толщина 

Если задана карта для расчета, то ННТ рассчитывается как 

средневзвешенное по карте. 

Если не задана, то тогда параметр рассчитывается по 

формуле: 

𝐻𝑜 =
∑ 𝐻𝑜𝑖

𝑛
𝑖=1

𝑛
, 
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Параметр ЭЗ Алгоритм расчета 

где 𝑛 – количество скважин, входящих в ячейку, 

𝐻𝑜𝑖
 – ННТ по ГИСам на 𝑖-той скважине. 

Начальная 

газонасыщенн

ая толщина 

 

Если задана карта для расчета, то НГТ рассчитывается как 

средневзвешенное по карте. 

Если не задана, то тогда параметр рассчитывается по 

формуле: 

𝐻𝑔 =
∑ 𝐻𝑔𝑖

𝑛
𝑖=1

𝑛
, 

где 𝑛 – количество скважин, входящих в ячейку, 

𝐻𝑔𝑖
 – НГТ по ГИСам на 𝑖-той скважине. 

Начальные 

балансовые 

запасы 

Если задана сетка для расчета, то рассчитывается по сетке. 

Если сетка не задана, то тогда рассчитывается по 

формулам: 

𝑄 =
𝑆 ∙ 𝜌𝑜 ∙ 𝑚 ∙ 𝑆𝑜 𝑖𝑛𝑖𝑡 ∙ ℎ

𝐵𝑜
 

𝑆 – площадь ячейки, 

𝜌𝑜 – плотность нефти, 

𝑚 – пористость, 

𝑆𝑜 𝑖𝑛𝑖𝑡 – начальная нефтенасыщенность, 

ℎ - эффективная толщина, 

𝐵𝑜 – объемный коэффициент нефти. 

Начальные 

балансовые 

запасы газа 

Запасы газа пересчитываются только при наличии карты. 

 

Накопленная 

компенсация 

Компенсация рассчитывается по формуле: 

𝑘

=
∑ (𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑖𝑛𝑗 𝑖 + 𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑔𝑎𝑠 𝑖𝑛𝑗 𝑖)𝑛

𝑖=1 ∙ 𝑘𝑒𝑓𝑓

∑ (𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑜𝑖𝑙 𝑖 ∙ 𝐵𝑜 + 𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑤𝑎𝑡 𝑖 ∙ 𝐵𝑤 + (𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑔𝑎𝑠𝑐𝑎𝑝 𝑖 + 𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑔𝑎𝑠 𝑖 − 𝑅𝑠 ∙ 𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑜𝑖𝑙 𝑖) ∙ 𝐵𝑔)𝑛
𝑖=1

, 
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Где 𝑛 – количество скважин, принадлежащих к ячейке, 

𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑖𝑛𝑗 𝑖 – накопленная закачка воды на 𝑖-той скважине, 

𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑔𝑎𝑠 𝑖𝑛𝑗 𝑖 – накопленная закачка газа на 𝑖-той скважине, 

𝑘𝑒𝑓𝑓 – коэффициент эффективности закачки, 

𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑜𝑖𝑙 𝑖 – накопленная добыча нефти на 𝑖-той скважине, 

𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑤𝑎𝑡 𝑖 – накопленная добыча воды на 𝑖-той скважине, 

𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑔𝑎𝑠𝑐𝑎𝑝 𝑖 – накопленная добыча газа из газовой шапки 

на 𝑖-той скважине, 

𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑔𝑎𝑠 𝑖 – накопленная добыча газа на 𝑖-той скважине, 

𝑅𝑠 – газосодержание, 

𝐵𝑜 – объемный коэффициент нефти, 

𝐵𝑤 – объемный коэффициент воды, 

𝐵𝑔 – объемный коэффициент газа. 

Текущая 

компенсация 

Компенсация рассчитывается по формуле: 

𝑘

=
∑ (𝑄𝑖𝑛𝑗 𝑖 + 𝑄𝑔𝑎𝑠 𝑖𝑛𝑗 𝑖)𝑛

𝑖=1 ∙ 𝑘𝑒𝑓𝑓

∑ (𝑄𝑜𝑖𝑙 𝑖 ∙ 𝐵𝑜 + 𝑄𝑤𝑎𝑡 𝑖 ∙ 𝐵𝑤 + (𝑄𝑔𝑎𝑠𝑐𝑎𝑝 𝑖 + 𝑄𝑔𝑎𝑠 𝑖 − 𝑅𝑠 ∙ 𝑄𝑜𝑖𝑙 𝑖) ∙ 𝐵𝑔)𝑛
𝑖=1

, 

где 𝑛 – количество скважин, принадлежащих к ячейке, 

𝑄𝑖𝑛𝑗 𝑖 – накопленная закачка воды на 𝑖-той скважине, 

𝑄𝑔𝑎𝑠 𝑖𝑛𝑗 𝑖 – накопленная закачка газа на 𝑖-той скважине, 

𝑘𝑒𝑓𝑓 – коэффициент эффективности закачки, 

𝑄𝑜𝑖𝑙 𝑖 – накопленная добыча нефти на 𝑖-той скважине, 

𝑄𝑤𝑎𝑡 𝑖 – накопленная добыча воды на 𝑖-той скважине, 

𝑄𝑔𝑎𝑠𝑐𝑎𝑝 𝑖 – накопленная добыча газа из газовой шапки на 𝑖-

той скважине, 

𝑄𝑔𝑎𝑠 𝑖 – накопленная добыча газа на 𝑖-той скважине, 

𝑅𝑠 – газосодержание, 
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𝐵𝑜 – объемный коэффициент нефти, 

𝐵𝑤 – объемный коэффициент воды, 

𝐵𝑔 – объемный коэффициент газа. 

НИЗ Начальные извлекаемые запасы рассчитываются по 

формуле: 

НИЗ =
(𝑄 ∙ КИНпроектный − 𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑜𝑖𝑙)

1000
 

𝑄 – балансовые запасы нефти, 

КИНпроектный – проектный КИН, 

𝑄𝑎𝑐𝑐 𝑜𝑖𝑙 – накопленная добыча нефти. 

3.2.3. Представление данных 

Далее, проведя необходимые расчеты по ЯЗ, следует еще раз убедиться 

в корректности полученного результата. Для этого реализован функционал 

по отображению таблицы расчитанных параметров (рис.5) и визуализации ЯЗ 

(рис. 6). 

 

Рисунок 5 – Пример визуализации таблицы параметров ЯЗ 
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Рисунок 6 – Пример визуализации ЯЗ 

В модуле есть возможность сортировки/фильтрации значений, а также 

инструмент работы с данными в таблице (редактирование, экспорт данных, 

импорт данных из пользовательского файла). 

 Более того, существует возможность: 

• отображения числового значения одного/нескольких параметров по 

ячейкам на карте. По умолчанию – текущая компенсация или 

накопленная компенсация. Опционально возможно выбрать несколько 

показателей для отображения (формат вывода - наименование 

показателя, значение). 

• настройки цветовой палитры ЯЗ по параметру. По умолчанию – ячейки 

раскрашиваются по палитре в соответствии со значением текущей 
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компенсации или накопленной компенсации. Есть возможность выбора 

показателя для раскраски. 

Таким образом, уже на первых этапах формирования элементов для 

анализа видно, что формируемые входные данные могут вносить 

значительную степень неопределенности и имеют сильное влияние на 

конечный итог. Поэтому необходимо стремиться к пристальному разбору 

каждой составляющей (функция, событие, условие и т.д.) в процессе для 

того, чтобы обеспечить воспроизводимость, устойчивость и достоверность 

результата. 

3.3. Анализ потерь по добыче нефти 

 После того как сформирован набор входных данных, введены 

граничные условия для варьируемых параметров, можем переходить к 

расчету отклонений фактических показателей от целевых значений и анализу 

потерь по добыче нефти. Схематично данный подпроцесс представлен на 

рисунке 7. 

 Первым делом происходит дополнительная проверка полноты и 

качества сформированных входных данных, а также фильтрация скважин с 

проведенными на них ГТМ для установки установившегося и 

неустановившегося режима. 

 Далее, выполняется расчет поскважинных потерь по четырем 

основным факторам и формирование общих потерь по блокам с учетом КУ и 

присвоенного режима на скважине. Дополнительно считаем значения 

забойного давления и коэффициента продуктивности. 

 Следующий крупный блок направлен на итеративный поблочный 

расчет материального баланса, который адаптируется на историю 

месторождения и прогнозирует значения основных параметров разработки 

нефтяного месторождения с учетом подобранных параметров закачки и ХВ. 

 По результатам предыдущей итерации происходит разделение 

основных факторов потерь на подфакторы для уточнения причин изменения 
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добычи. Также анализируются прогнозные значения в сравнении с целевыми, 

на основе которых формируются рекомендации по оптимизации системы 

разработки. 

 На выходе получаем ранжированный список элементов заводнения на 

основе суммарных и суточных потерь в разрезе выделенных факторов.  



49 
 

Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

БФА+МБ

Инициализация запуска 
модуля

Фильтрация скважин

Формирование входных 
параметров для расчета 

(Список ГТМ, КУ, 
статистика заводнения)

Расчет потерь 
поскважинно (по 4 

основным факторам)

Расчет потерь по блокам с 
учетом КУ и ГТМ

Расчет забойного 
давления поскважинно

Расчет МБ (итеративно по 
каждому блоку)

Разделение факторов на 
подфакторы

Проактивный анализ

Сохранение результатов расчета и 
формирование отчетных форм

Ранжирование ЭЗ

 

Рисунок 7 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Расчет потерь во всем блокам 
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 Разберем по порядку обозначенные шаги для погружения в специфику 

проведения расчетов на уровне алгоритмов с обзором используемых 

методических рекомендаций. 

3.3.1. Факторный анализ 

Факторный анализ обеспечивает важную функцию для мониторинга 

нефтяных месторождений. Факторный анализ добычи или анализ изменения 

параметров добывающих скважин проводится на ежемесячной основе и по 

мере необходимости. Это дает возможность оценить величину потерь расхода 

нефти по различным причинам (факторам). Как уже было замечено, 

первоначально факторный анализ проводится для каждой добывающей 

скважины, а затем результаты анализа суммируются в соответствии с 

разделением месторождения на блоки и коэффициентами участия. 

Забегая немного вперед, приведем детализацию факторного анализа с 

разделением на подфакторы сразу в этом разделе для формирования 

целостности картины. 

Основными факторами, влияющими на добычу нефти, являются: 

1. Потери нефти по жидкости согласно расчетным значениям пластового 

давления (по материальному балансу) разделены на потери по пластовому 

давлению и другим факторам: 

Изменение дебита жидкости – снижение / увеличение месячной добычи 

нефти за счет снижения / увеличения суточного дебита жидкости 

рассчитываются следующим образом: 

∆𝑄𝑜𝑙𝑖𝑞 = (𝑄𝑙𝑖𝑞𝑛 − 𝑄𝑙𝑖𝑞1) (1 −
𝑊1+𝑊𝑛

2∗100
), т/сут (3) 

где 𝑄𝑙𝑖𝑞𝑛 – дебит жидкости на месяц n, т/сут; 𝑄𝑙𝑖𝑞1 – дебит жидкости на первый 

месяц, т/сут; 𝑊𝑛 – обводненность на месяц n, %;𝑊1 – обводненность на первый 

месяц, %; 
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В свою очередь, фактор изменения дебита жидкости делится на 

следующие факторы: 

a. Изменение дебита жидкости из-за изменения пластового давления: 

∆𝑄𝑜𝑝𝑟𝑒𝑠 =
𝐾𝑝𝑟𝑛+𝐾𝑝𝑟1

2
(𝑃𝑟𝑒𝑠𝑛 − 𝑃𝑟𝑒𝑠1) (1 −

𝑊1+𝑊𝑛

2∗100
), т/сут (4) 

где 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑛 – пластовое давление на месяц n, атм; 𝑃𝑟𝑒𝑠1 – пластовое давление на 

первый месяц, атм; 𝐾𝑝𝑟𝑛 – коэффициент продуктивности на месяц n, атм; 𝐾𝑝𝑟1– 

коэффициент продуктивности на первый месяц, атм; 

Значение ∆𝑄𝑜𝑝𝑟𝑒𝑠 характеризует изменение пластового давления и 

показывает состояние системы закачки воды. Появляется возможность низкой 

компенсации при ∆𝑄𝑜𝑝𝑟𝑒𝑠 ≈ 0. Своевременное обнаружение отрицательной 

динамики ∆𝑄𝑜𝑝𝑟𝑒𝑠 дает возможность оптимизировать работу системы 

заводнения и избежать потерь добычи нефти из-за этого фактора. 

b. Изменение дебита жидкости из-за изменения давления в забое 

скважины: 

∆𝑄𝑜𝑃𝑏ℎ = −
𝐾𝑝𝑟𝑛+𝐾𝑝𝑟1

2
(𝑃𝑏ℎ𝑛 − 𝑃𝑏ℎ1) (1 −

𝑊1+𝑊𝑛

2∗100
), т/сут (5) 

где 𝑃𝑏ℎ𝑛 – забойное давление на месяц n, атм; 𝑃𝑟𝑒𝑠1 – забойное давление на 

первый месяц, атм;  

Давление в забое скважины увеличивается при ∆𝑄𝑜𝑃𝑏ℎ ≈ 0. Это часто 

вызвано отказом подземного оборудования. Таким образом, факторный 

анализ полезен для диагностики дефектов погружных насосов. 

c. Изменение дебита жидкости в связи с изменением продуктивности 

скважины: 

∆𝑄𝑜𝐾𝑝𝑟 = (𝐾𝑝𝑟𝑛 − 𝐾𝑝𝑟1)(
𝑃𝑟𝑒𝑠𝑛+𝑃𝑟𝑒𝑠1

2
−

𝑃𝑏ℎ𝑛+𝑃𝑏ℎ1

2
) (1 −

𝑊1+𝑊𝑛

2∗100
), т/сут 

(6) 
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Продуктивность скважины снижается при ∆𝑄𝑜𝐾𝑝𝑟 ≈ 0. Это объясняется 

ухудшением свойств призабойной зоны скважины. 

2. Изменение обводненности – уменьшение / увеличение месячной добычи 

нефти из-за уменьшения / увеличения соотношения воды: 

∆𝑄𝑜𝑤 = (
𝑄𝑜1+𝑄𝑜𝑛

2
) (

𝑊1−𝑊𝑛

100
), т/сут (7) 

Особое внимание уделяется интеграции факторного анализа и кривой 

характеристики вытеснения (см. п. 3.3.2.5). Причина снижения добычи нефти 

из-за роста обводнения делится на два типа: естественный рост обводнения и 

опережающий рост обводнения. Естественный прирост обводнения 

соответствует истощению запасов. Опережающий темп обводнения 

происходит в случае перекрестных потоков, каналов потока, вызывающих 

утечку, прорыв воды техногенными трещинами, включая автотрещины и т.д. 

Для оценки величины потерь нефти при естественном и опережающем 

обводнении предлагается использовать кривую ХВ. В идеальном случае 

потери нефти будут расти в соответствии с кривой вытеснения. Превышение 

реальных потерь нефти из-за роста обводнения над идеальными потерями-это 

потери нефти, вызванные опережающим темпом. 

a. Потери нефти по обводненности согласно результатам ретропрогноза 

по модельной характеристике вытеснения разделены на потери по 

естественному обводнению: 

∆𝑄𝑛𝑤 = ∆𝑄𝑜𝑤 − ∆𝑄𝑜𝑛𝑓,𝑡т /сут (1) 

b.  и на потери по причине обводнения опережающими темпами: 

∆𝑄𝑜𝑛𝑓,𝑡 = ∆𝑄𝑜𝑛
𝐷𝐶  − ∆𝑄𝑜𝑤𝑛, т /сут (9) 

где ∆𝑄𝑜𝑛
𝐷𝐶  – потеря дебита нефти из-за роста обводненности в соответствии с 

модельной кривой вытеснения, т/сут.;  ∆𝑄𝑜𝑤𝑛 – потеря реального дебита нефти 

из-за роста обводнения за рассматриваемый месяц, т/сут; 



53 
 

Своевременное обнаружение потери дебита нефти из-за опережающего 

роста обводнения дает возможность принимать своевременные решения и 

избегать или уменьшать влияние негативных факторов. 

3. Коэффициент эксплуатации – потеря дебита нефти из-за простоя скважин 

(при капитальном ремонте, испытаниях скважин и т.д.): 

∆𝑄𝐻𝐾𝑜𝑓 = (1 − 𝐾𝑜𝑓𝑛) ∙ 𝑄𝑜𝑛, т (10) 

где 𝐾𝑜𝑓𝑛 – коэффициент эксплуатации на месяц n, д.ед.; 𝑄𝑜𝑛 – добыча нефти 

на месяц n, т;  

4. Изменение среднего фонда добывающих скважин – снижение / увеличение 

ежемесячной добычи нефти за счет ввода в эксплуатацию новых скважин, 

перевода добывающих скважин в нагнетательные или вывода скважин из 

эксплуатации. Это значение рассчитывается путем суммирования потерь 

добычи нефти по группе скважин (блоку скважин). Скважины, 

находившиеся в эксплуатации в первый месяц рассматриваемого периода, 

складываются в базовый фонд блока. 

∆𝑄𝑜𝑊𝑆 = ∑ 𝑄𝑜𝑛 − ∑ 𝑄𝑜𝑛𝑏 − ∑ 𝑄𝑜1𝑏/𝑏𝑑, т (11) 

где ∑ 𝑄𝑜𝑛 – суммарная добыча нефти по всем скважинам за рассматриваемый 

месяц,т.; ∑ 𝑄𝑜𝑛𝑏 – суммарная добыча нефти по "базовому фонду" за 

рассматриваемый месяц, т; ∑ 𝑄𝑜1𝑏/𝑏𝑑 – суммарная добыча нефти за первый 

месяц по скважинам, переведенным в нерабочий фонд скважин, т. 

3.3.2. Материальный баланс 

Независимо от того, какой режим выбирает пользователь для расчета, в 

модуле материального баланса используются одинаковые подходы по 

адаптации параметров геофизических характеристик, оценки времени реакции 

добычи жидкости на закачку, подбору параметров закачки и компенсации и 

др. Отличие заключается в том, что при расчете по всем блокам алгоритм 

выполняется итеративно по каждой ячейке. Схематично данный процесс 

представлен на рисунке 8.  
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Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

Расчет МБ по блоку

Инициализация 
запуска модуля

Формирование начальных данных и 
расчетных значений по статистике 

заводнения и PVT-свойствам

Подбор PVT

Вычисление вспомогательных 
переменных (Mstart, wc0, mend_polka, 

kin_polka)

Оценка времени закачки - 
Определение величины задержки 

реакции добычи жидкости на 
закачку 

Подбор параметров 
закачки (Soeff, Keff)

Подбор Рпл

Расчет доп. Параметров 
для настройки МБ (P_dhk, 

Qliq, KIN_critical)

Подбор ХВ и 
Ретропрогноз

Прогноз эксплуатационных показателей и 
параметров разработки (закачка, 

обводненность, добыча жидкости/нефти, 
НИЗ/ОИЗ, КИН и др.)

Сохранение результатов расчета и 
формирование отчетных форм

 

Рисунок 8 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Расчет материального баланса 

По аналогии с предыдущими разделами, рассмотрим основные шаги 

расчета материального баланса. 
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3.3.2.1 Подбор PVT-свойств 

 Процесс адаптации PVT-параметров является отправной точкой по 

формированию входных параметров для настройки модели материального 

баланса. Для более глубокого понимания предмета анализа он представлен 

схематично на рисунках 9-11. 

Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

Подбор PVT

Инициализация расчета МБ

Какую корреляцию 
выбираем?

Расчет PVT 
(Корреляция по 

Стендингу)

Расчет PVT 
(Корреляция по 

Маккейну)

Rs > 400 м3/м3 Rs       м
3/м3

Оптимизация параметра удельная 
плотность газа gamma_g методом 

половинного деления

V

V

Подбор удался? 
B_o расчетный – B_o (нач) = относит. 

погрешность < 0.0005
Нет

Подбор PVT 
Завершен 
успешно

Да

Итерация была 
последняя? 

(Количество = 20)

Нет

Подбор PVT 
Завершен 

неуспешно

Да
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Рисунок 9 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Подбор PVT 

Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

Расчет PVT (Корреляция по Стендингу)

V

Расчет начальных параметров (Псевдокритические 
параметры давления и температуры, Объемные 

коэффициенты воды и нефти, Вязкости и т.д.)

Подбираем параметры Псевдопониженного 
давления и температуры, Пересчетного 

коэффициента газа, Вязкости газа, Z-Фактора, 
Вязкости дегазированной и насыщенной нефти

Вычисляем точку 
насыщения P_b

Расчет Калибровочного давления 
насыщения P_fact =  p_b / p_rb, 

Поправка p_offs =  p_b - p_rb

Расчет Пластового давления pressure = pressure + p_offs
Газосодержание r_s =  r_sb

Сжимаемость нефти c_o = (28.1 * r_s + 30.6 * temp - 1180 * gamma_gas + 1784 / gamma_oil - 10_910) / 
(1_000_000 * pressure) 

Объемный коэффициент нефти  b_o = b_o_sat * math.exp(c_o * (p_b - pressure))
Вязкость нефти mu_o = mu_o_sat * (pres / pres_bp) ^ m

Значение параметра Давление 
насыщения (калибровочное) 

P_rb по умолчанию >0?

Расчет Калибровочного 
давления насыщения P_fact = 

1, Поправка p_offs =  0

V

Да

Нет

V

Расчет Объемного коэффициента нефти при 
давлении насыщения b_fact =  (b_ro - 1) / 

(b_o_sat - 1)

Значение параметра Объемный 
коэффициент нефти при давлении 
насыщения (калибровочное) b_ro 

по умолчанию >0?

Расчет Объемного коэффициента 
нефти при давлении насыщения 

b_fact =  1)

V

Да
Нет

Нефть насыщенная?  
pressure > (p_b / p_fact)

Расчет Пластового давления pressure =  pressure * p_fact
Газосодержание r_s = gamma_gas * (1.92 * pressure / 10 ^ yg) ^ 1.204

Объемный коэффициент нефти  b_o =  b_fact * 
(0.972 + 0.000_147 * f ^ 1.175 - 1) + 1

Вязкость нефти mu_o = a * mu_do ^ b

Да Нет

Расчет PVT-свойств завершен

V

 

Рисунок 10 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Подбор PVT (Корреляция по Стендингу) 
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Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

Расчет PVT (Корреляция по Маккейну)

V

Расчет начальных параметров 
(Псевдокритические параметры 

давления и температуры, Объемные 
коэффициенты воды и нефти, Вязкости и 

т.д.)

Подбираем параметры Псевдопониженного давления и 
температуры, Пересчетного коэффициента газа, Вязкости газа, 

Z-Фактора, Вязкости дегазированной и насыщенной нефти

Вычисляем точку насыщения P_b

Расчет Калибровочного 
давления насыщения 

P_fact =  p_b / p_rb, Поправка 
p_offs =  p_b - p_rb

Расчет Пластового давления pressure = r_sr * r_sb
Газосодержание r_s =  r_sb

Сжимаемость нефти c_o =(28.1 * r_s + 30.6 * temp -
 1180 * gamma_gas + 1784 / gamma_oil - 10_910) / (1_000_000 * pressure) 

Объемный коэффициент нефти  b_o = b_o_sat * math.exp(c_o * (p_b -
 pressure))

Вязкость нефти mu_o = mu_o_sat * (pres / pres_bp) ^ m

Значение параметра Давление 
насыщения (калибровочное) P_rb по 

умолчанию >0?

Расчет Калибровочного 
давления насыщения P_fact = 

1, Поправка p_offs =  0

V

Да
Нет

V

Расчет Объемного 
коэффициента нефти при 

давлении насыщения 
b_fact =  (b_ro - 1) / (b_o_sat - 1)

Значение параметра Объемный 
коэффициент нефти при давлении 

насыщения (калибровочное) b_ro по 
умолчанию >0?

Расчет Объемного 
коэффициента нефти при 

давлении насыщения 
b_fact =  1)

V

Да Нет

Нефть насыщенная?  
pressure > (p_b / p_fact)

Расчет Пластового давления pressure =  pressure * p_fact
Газосодержание r_s = r_sb * (pressure / pressure_bp)
Сжимаемость нефти c_o =(28.1 * r_s + 30.6 * temp -

 1180 * gamma_gas + 1784 / gamma_oil - 10_910) / (1_000_000 * pressure)
Объемный коэффициент нефти  b_o =  b_fact * 

(sto_density + 1.22117 * r_s * gamma_gas) / oil_density_reservoir - 1) + 1
Вязкость 1нефти mu_o = x + 0.14504 * (pres - pres_bp) * 

(0.024 * x ** 1.6 + 0.038 * x ** 0.56), либо  a * mu_do ^ b (если r_sb > 350)

Да Нет

Расчет PVT-свойств завершен

V

 

Рисунок 11 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Подбор PVT (Корреляция по Маккейну) 

Адаптация PVT-параметров обеспечивается автоматической 

регулировкой значения плотности растворённого газа (обычно этот параметр 

определяется с максимальной неопределенностью), что гарантирует 

выполнение следующих условий: 

• Значения объемного коэффициента нефти и воды по PVT-корреляциям 

равны входным значениям (в начальных термобарических условиях); 
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• Значения сжимаемости нефти и воды по PVT-корреляциям равны 

входным значениям (в начальных термобарических условиях); 

 

Плотность газа подбирается методом половинного деления на отрезке 

[0.1; 1.8] так, чтобы объемный коэффициент нефти при этой плотности 

совпадал с объемным коэффициентом нефти из ПТД с точностью 5 ·  10−4. 

Количество шагов ограничено двадцатью. 

Если подбор не удался, пользователю выдаётся предупреждение и в 

далее в расчете будет использоваться значение из ПТД. 

Тип PVT-корреляции выбирается по значению исходного 

газосодержания. Объемные коэффициенты пласта рассчитываются с 

использованием корреляции Стэндинга при газосодержании Rs > 400 м3/м3 и 

корреляции Маккейна при газосодержании Rs ≤ 300 м3/м3. 

3.3.2.1.1. Общие формулы для обоих корреляций 

1. Объемный коэффициент воды 

𝐵𝑤 =
1+∆𝑉𝑤𝑝

1+∆𝑉𝑤𝑡
, т (12) 

где параметры 

 ∆𝑉𝑤𝑝 = − 1.95301 ・ 10−9. 𝑝𝑠𝑖 ・ 𝑇 − 1.72834 ・ 10−13. 

 psi2 𝑇− 3.58922 ・ 10−7. 𝑝𝑠𝑖 − 2.25341 ・ 10−10.  psi2 , 
(13) 

  

∆𝑉𝑤е =  − 1.0001 ・ 10−2 + 1.33391 ・ 10−4𝑇 + 5.50654 ・

 10−7 𝑇2 , 

(14) 

𝑇 — температура в фаренгейтах, 𝑝𝑠𝑖 — давление в PSI. 

2. Вязкость воды 

μ𝑤 = μ𝑤1・ (0.9994 +  4.0295 ・  10−5psi +  3.1062 ・

  10−9 psi2 ,  
(15) 



59 
 

где 

μ𝑤1 = 𝑎 𝑇𝑏 ,  (16) 

𝑎 =109.574 − 8.40564 𝐶𝑤  + 0.313314 𝐶𝑤
2 + 0.00872213 𝐶𝑤

3 , (17) 

𝑏 = − 1.12166 + 2.63951 ・ 10−2 𝐶𝑤  − 6.79461 ・ 10−4 𝐶𝑤
2 − 

5.47119 ・ 10−5 𝐶𝑤
3 + 1.55586 ・ 10−6 𝐶𝑤

4 , 
(18) 

 𝐶𝑤 =
𝑆

 104  γ𝑤
,  (19) 

𝑆 — минерализация воды (мг/л), 𝑇 — температура (Ф), 𝑝𝑠𝑖 — давление (PSI), 

 γ𝑤  —удельный вес воды (д. ед.),  𝐶𝑤 - массовая доля солей (д.ед.) 

3. Сжимаемость воды 

с𝑤 =
1

10

145.04

7.033𝑝𝑠𝑖 + 0.5415𝑆 − 537𝑇 + 403300
,  (20) 

где 𝑝𝑠𝑖 — давление (psi), 𝑆 — минерализация (мг/л), 𝑇 — температура (F). 

4. Сжимаемость нефти 

с𝑜 =
1

 106 𝑃
(28.1 𝑟𝑠  +  30.6𝑇 −  1180 γ𝑔  +

1784

 γ𝑜
-10910),  (21) 

где  𝑟𝑠   — газосодержание (м3), 𝑇 — температура (К), 𝑃 — давление (МПа) 

5. Вязкость насыщенной нефти 

μ𝑜 = 𝑎μ 𝑑𝑜
𝑏 ,  (22) 

где 

𝑎 =10.715( 𝑟𝑠  + 100)−0.515, (23) 

𝑏 =5.44( 𝑟𝑠  + 150)−0.338, (24) 

 𝑟𝑠 — газосодержание при давлении насыщения 

6. Вязкость дегазированной нефти 

μ𝑜 = 𝑎𝑏 𝑥 ,  (25) 

где 

𝑎 =0.32+
1.8 ・ 107

 api4.53 , (26) 

𝑏 =
360

1.8𝑡−260
, (27) 
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𝑥 = 10
0.43+

8.33

api , (28) 

𝑡 — температура (К), 𝑎𝑝𝑖 =
141.5

 γ𝑜
-131.5 — плотность в °API. 

7. Вязкость ненасыщенной нефти 

μ𝑜 = μ𝑜𝑠(
𝑃

 P𝑏𝑝

) 𝑚,  (29) 

где 

m = 𝑐1  P
 𝑐2 exp( 𝑐3 +  𝑐4 𝑃), (30) 

 𝑐1  = 2.6, (31) 

 𝑐2  = 1.187, (32) 

 𝑐3  =−11.513, (33) 

 𝑐4  =−8.98 ・ 10−5, (34) 

μ𝑜𝑠 — вязкость насыщенной нефти, 𝑃 — давление (МПа),  P𝑏𝑝— давление 

насыщения (МПа). 

8.  Объемный коэффициент газа 

𝐵𝑔 =
3.4722・ 10−5𝑇𝑍

𝑃
,  (35) 

где 𝑇 —- температура (К), 𝑃 — давление (МПа), 𝑍 — z-фактор. 

9. Вязкость газа 

μ𝑔 =  10−4𝑎𝑒𝑥𝑝(𝑏 ρ𝑔
𝑐 ) ,  (36) 

где 

a =
(9.379+0.01607 𝑀𝑔 ) 𝑡1.5

209.2+19.26 𝑀𝑔 +𝑡
, (37) 

b =3.448+
986.4

𝑡
+0.01009 𝑀𝑔 , (38) 

c =2.447 − 0.2224𝑏, (39) 

 𝑀𝑔  =28.966 γ𝑔 , (40) 

 ρ𝑔  =
𝑃 𝑀𝑔

8.31𝑧𝑡
, (41) 

𝑡 — температура (°Ra), 𝑃 — давление (МПа), 𝑧 — z-factor. 
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3.3.2.1.2. Формулы для PVT-свойств по корреляции Маккейна 

Далее, представлены вычисления характеристик PVT согласно 

корреляциям Макейна 

Используемые параметры:: 

• 𝑃 — давление (атм), 

• 𝑇 — температура (K), 

•  γ𝑜  — удельный вес нефти, 

•  γ𝑔  — удельный вес газа, 

•  R𝑠𝑏 — калибровочное газосодержание (м3/м3, по умолчанию -1), 

•  𝑃𝑟𝑏 — калибровочное давление насыщения (атм, по умолчанию -1), 

•  B𝑟𝑜 — калибровочное значение FVF нефти (по умолчанию -1), 

• 𝑆 — минерализация воды (%__, по умолчанию 50000), 

•  γ𝑤  — удельный вес воды. 

1. Псевдокритическое давление 

𝑝𝑝𝑐 = 4.9 −  0.4 γ𝑔  ,  (42) 

2. Псевдокритическая температура 

𝑡𝑝𝑐 = 95 ∓ 171 γ𝑔  ,  (43) 

3. Вязкость нефти  

При давлении выше или равном давлению насыщения вязкость 

считается равной 

μ𝑜 = μ𝑜𝑠,  (44) 

в противном случае — 

μ𝑜 = μ𝑜𝑠 + 0.14504(𝑃 −  𝑃𝑏𝑏)(0.024 μ𝑜𝑠
1.6 + 0.038 μ𝑜𝑠

0.56),  (45) 

где 

μ𝑜𝑠 = 10𝑎  ・ μ𝑑𝑜
𝑏 , (46) 

a =5.6148 𝑟𝑠 (0.1235・ 10−5 𝑟𝑠 − 0.00074), (47) 
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b =
0.68

 10
0.000484 𝑟𝑠

+
0.25

 10
0.006176 𝑟𝑠

+
0.062

 10
0.021 𝑟𝑠

, 
(48) 

 𝑟𝑠  — газосодержание (м3), μ 𝑑𝑜 — вязкость дегазированной (?) нефти, 𝑃 — 

давление (МПа),  𝑃𝑏𝑏— давление насыщения (МПа). 

4. Z-фактор 

𝑍 = a + (1 −  a) 𝑒−𝑏 + 𝑐 𝑃𝑝𝑟
𝑑 ,  (49) 

где 

𝑎 =1.39+ √ 𝑇𝑝𝑟 − 0.92 − 0.36 𝑇𝑝𝑟 − 0.101, (50) 

𝑏 =(0.62 − 0.23 𝑇𝑝𝑟) 𝑃𝑝𝑟 + (
0.006

( 𝑇𝑝𝑟−0.86)
− 0.037)  𝑃𝑝𝑟

2 +

(
0.32

𝑒𝑥𝑝(20.723( 𝑇𝑝𝑟−1))
)  𝑃𝑝𝑟

6 , 

(51) 

c =0.132 − 0.32 lg( 𝑇𝑝𝑟), (52) 

d =exp (0.715 − 1.128 𝑇𝑝𝑟 + 0.42 𝑇𝑝𝑟
2 ), (53) 

 𝑃𝑝𝑟  — псевдопониженное давление (МПа),  𝑇𝑝𝑟—- псевдопониженная 

температура (К). 

5. Вязкость газа 

μ𝑔 =  10−4a exp (b 𝐺𝑐 ),  (54) 

где 

M =28.966 γ𝑔 , (55) 

G =
𝑃𝑀

8.31𝑍𝑇
, (56) 

a =
(9.379+0.01607𝑀) 𝑅1.5

209.2+19.26𝑀+𝑅
, (57) 

b =3.448 +
986.4

𝑅
+ 0.01009M, (58) 

c =2.447-0.2224b, (59) 

𝑅 — температура (Ra), 𝑃 — давление (МПа), 𝑍 — z-фактор. 

6. Вязкость дегазированной нефти 

μ𝑜𝑑 = 𝑎𝑏 𝑒 ,  (60) 
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где 

𝑎 =0.32+
1.8 ・e7

 api4.53 , (61) 

𝑏 =
360

1.8𝑇−260
, (62) 

e = 10
0.43+

8.33

api , (63) 

T — температура (К), 𝑎𝑝𝑖 =
141.5

 γ𝑜
-131.5 — плотность в °API. 

7. Давление насыщения нефти 

𝑃𝑏𝑝 = 𝑒𝑥𝑝(2.498006 + 0.713𝑧 + 0.0075𝑧2 ) ,  (64) 

где 

z = 𝑧1 +  𝑧2 +  𝑧3 +  𝑧4 , (65) 

 𝑧1  =−4.814074834 + + 0.7480913 ln(𝑅𝑠𝑏) +

 0.1743556ln(𝑅𝑠𝑏)2  −  0.0206 ln(𝑅𝑠𝑏)3 , 
(66) 

 𝑧2  = 1.27 −  0.0449API +  4.36 ・  10−4𝐴𝑃𝐼2  −  4.76 ・

  10−6𝐴𝑃𝐼3 , 
(67) 

 𝑧3  =4.51− 10.84γ𝑔 + 8.39γ𝑔
2  − 2.34γ𝑔

3 , (68) 

 𝑧4  =−7.2254661 + 0.943155𝑇 −  8.5548・  10−5𝑇2 +

 6.00696・  10−8𝑇3 , 
(69) 

𝑅𝑠𝑏 — газосодержание (м3/м3), 𝑇 — температура (К), μ𝑜𝑑 — вязкость 

дегазированной нефти. 

8. Плотность нефти 

Пусть 𝐹 — температура нефти (F), 𝑃 — давление (МПа), 𝑅𝑠  — 

газосодежание (м3/м3),  𝑃𝑝𝑏 — давление насыщения (МПа)3, 𝑐 — 

сжимаемость нефти, γ𝑜 , γ𝑔 . 

Плотность при давлении 𝑃 вычисляется следующим образом. 

Сначала подбирается давление псевдожидкости  ρ𝑝𝑜 с помощью 

итерационного процесса: 

1. Вычисляем начальную точку: 
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 ρ𝑝𝑜
(0)

= 845.8 −  0.9𝑅𝑠  (70) 

2. Далее проводим итерации по следующему соотношению: 

 ρ𝑝𝑜
(𝑖+1)

=
𝑅𝑠 γ𝑔 +818.81γ𝑜

0.81881 + 𝑅𝑠 γ𝑔 / ρ𝑎
(𝑖+1),  (71) 

где 

 ρ𝑎
(𝑖+1)

 = 𝑎0 + 𝑎1 γ𝑔 + 𝑎2 γ𝑔  ( ρ𝑝𝑜
(𝑖)

)2 +𝑎4  ρ𝑝𝑜
(𝑖)

+𝑎5  ( ρ𝑝𝑜
(𝑖)

)2 , (72) 

 𝑎0   = − 799.21, (73) 

 𝑎1  =1361.8, (74) 

 𝑎2 = − 3.70373, (75) 

 𝑎3 =0.003, (76) 

 𝑎4 =2.98914, (77) 

 𝑎5 = − 0.00223; (78) 

3. Процесс заканчивается, когда | ρ𝑝𝑜
(𝑖)

−  ρ𝑝𝑜
(𝑖−1)

|< 10−6 или 𝑖 ≥1000; в 

качестве  ρ𝑝𝑜 берётся последнее вычисленное  ρ𝑝𝑜
(𝑖)

. 

Далее в вычисленное значение вносятся поправки: 

 ρ𝑏𝑠 = ρ𝑝𝑜 = ∆ ρ𝑃 , (79) 

где 

∆ ρ𝑃   = (0.167+ 16.181( 10
−0.00265 ρ𝑝𝑜

))(2.32328 𝑃̂)−0.16 ・ 

(0.299 + 263 ・ ( 10
−0.00376 ρ𝑝𝑜

)) ・  (0.14503774  𝑃̂)2 , 

(80) 

 𝑃̂ =min(P, 𝑃𝑏𝑝), (81) 

 ρ𝑝𝑜=  ρ𝑏𝑠-∆ ρ𝑇 , (82) 

∆ ρ𝑇 ==(0.04837 + 337.094 ρ𝑏𝑠
−0.951)  (F −  60)0.938 − (0.346 − 

0.3732 ・ ( 10
−0.001 ρ𝑏𝑠)))  (F −  60)0.475, 

(83) 

Результатом будет величина  ρ𝑜 = ρ𝑝𝑜, если 𝑃 ≤ 𝑃𝑏𝑝, или  ρ𝑜 = ρ𝑝𝑜 exp(𝑐

・(𝑃−𝑃𝑏𝑝)) в противном случае. 
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9. Газосодержание 

Газосодержание вычисляется согласно следующей корреляции: 

𝑅𝑠 = 𝑅𝑠𝑟・𝑅𝑠𝑏,  (84) 

где 

𝑅𝑠𝑟 = α1  𝑃𝑟
 α2 + (1 −  α1 ) 𝑃𝑟

 α3 , (85) 

 𝑃𝑟  = 
𝑃−0.101

𝑃𝑏𝑝
, (86) 

α1  =  𝑎0  ・γ𝑔
 𝑎1  ・ 𝐴𝑃𝐼

 𝑎2  ・ 𝐹
 𝑎3  ・ 𝑃𝑏𝑝

 𝑎4 , (87) 

 𝑎0 = 1.8653・ 10−4, (88) 

 𝑎1 = 1.672608, (89) 

 𝑎2  =0.92987, (90) 

 𝑎3  =0.247235, (91) 

 𝑎4  =1.056052, (92) 

α2  =  𝑏0  ・γ𝑔
 𝑏1  ・ 𝐴𝑃𝐼

 𝑏2  ・ 𝐹
 𝑏3  ・ 𝑃𝑏𝑝

 𝑏4 , (93) 

 𝑏0 = 0.1004, (94) 

 𝑏1 = − 1.00475, (95) 

 𝑏2  =0.337711, (96) 

 𝑏3  =0.132795, (97) 

 𝑏4  =1.302065, (98) 

α3  =  с0  ・γ𝑔
 с1  ・ 𝐴𝑃𝐼

 с2  ・ 𝐹
 с3  ・ 𝑃𝑏𝑝

 с4 , (99) 

 𝑐0  =0.9167, (100) 

 𝑐1  = − 1.48548, (101) 

 𝑐2  = − 0.164741, (102) 

 𝑐3  = − 0.09133, (103) 

 𝑐4  = 0.047094, (104) 
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𝐴𝑃𝐼 — плотность (API), 𝑃𝑝𝑏 — давление насыщения (МПа), 𝑃 — давление 

(МПа), 𝐹 — температура (F), 𝑅𝑠𝑏 — газосодержание при давлении 

насыщения (м3/м3). 

3.3.2.1.3. Формулы для PVT-свойств по корреляции Стендинга 

 Аналогично считается и по альтернативной корреляции Стендинга. 

1. Псевдокритическое давление 

𝑝𝑝𝑐 = 4.6 +  0.1 γ𝑔 − 0.258 γ𝑔
2 ,  (105) 

2. Псевдокритическая температура 

𝑡𝑝𝑐 = 93.3 +  180 γ𝑔  −  6.94 γ𝑔
2  ,  (106) 

3. Z-фактор 

Значение Z-фактора полагается равным корню функции 

𝑓(𝑧)  = 1 −  𝑧 + 𝑝𝑟(0.3265 −
1.07

 𝑇𝑝𝑟
−

0.5339

 𝑇𝑝𝑟
3 +

0.01569

 𝑇𝑝𝑟
4 −

0.05165

 𝑇𝑝𝑟
5 + (0.5475 +  𝑥) 𝜌𝑟

2 −  0.1056𝑥 𝜌𝑟
5 +

 0.6134
(1 + 0.721 𝜌𝑟

2) 𝜌𝑟
2

 𝑇𝑝𝑟
3 𝑒𝑥𝑝(−0.721 𝜌𝑟

2), , 

(107) 

который ищется методом половинного деления на отрезке 0.1 ≤ 𝑧 ≤5; здесь 

x =
−0.7361

 𝑇𝑝𝑟
+ 

0.1844

 𝑇𝑝𝑟
2 ,  (108) 

 𝑇𝑝𝑟 — псевдопониженная температура,  𝑃𝑝𝑟  — псевдопониженное давление. 

4. Вязкость дегазированной нефти 

 μ𝑑𝑜 =  10x  − 1,  (109) 

где 

𝑥 = 𝑇−1.163 exp(13.108 −
6.591

γ𝑜
), (110) 

𝑇 — температура (F). 

5. Вязкость нефти 

Вязкость ненасыщенной нефти рассчитывается по формулам, 

схожим с (29-34), но с изменёнными коэффициентами 𝐶1 и 𝐶4: 
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μ𝑜 = μ𝑜𝑏(
𝑃

 P𝑏𝑝

) 𝑚,  (111) 

где 

m = 𝑐1  P
 𝑐2 exp( 𝑐3 +  𝑐4 𝑃), (112) 

 𝑐1  = 957, (113) 

 𝑐2  = 1.187, (114) 

 𝑐3  =−11.513, (115) 

 𝑐4  =−1.302・ 10−2, (116) 

μ𝑜𝑏 — вязкость насыщенной нефти, 𝑃 — давление (МПа),  P𝑏𝑝— давление 

насыщения (МПа). 

6. Давление насыщения нефти 

𝑃𝑏𝑝 = 0.5197(𝑅𝑠𝑏 /γ𝑔 )0.83 10
𝑦

,  (117) 

где 

𝑦 =1.225 + 0.001648𝑇 − 1.769/γ𝑜 , (118) 

𝑅𝑠𝑏 — газосодержание (м3/м3), 𝑇 — температура (К), μ𝑜𝑑 — вязкость 

дегазированной нефти. 

Также если 𝑅𝑠𝑏 < 1.8, то результатом считается величина 

P′𝑏𝑝 = (𝑃𝑏𝑝 −  0.1013)𝑅𝑠𝑏/1.8 +  0.1013  (119) 

7. Объемный коэффициент насыщенной нефти 

𝐵𝑜 = 0.972 + 1.47 ・ 10−4  𝐹1.175,  (120) 

где 

𝐹 =5.615𝑅𝑠 √
γ𝑔

γ𝑜
+ 2.25𝑇 − 575, (121) 

𝑇 — температура (К). 

8. Газосодержание 

𝑅𝑠 = γ𝑔・(
1.92𝑃

 10
𝑦𝑔)1.204,  (122) 

где (123) 
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𝑦𝑔 =1.225 + 0.001648𝑇 −
1.769

γ𝑜
, 

𝑃 — давление (МПа), 𝑇 — температура (К). 

 В силу невысокой информативности блок-схем нижнего уровня далее 

будет представлено описание алгоритмов материального баланса без их 

визуализации. 

3.3.2.2. Оценка времени задержки реакции добычи жидкости на закачку 

При прогнозировании дебита жидкости учитывается значение времени 

задержки реакции темпов добычи на темпы закачки. Это значение 

определяется пьезопроводностью пласта и средним расстоянием между 

добывающими и нагнетательными скважинами по следующей формуле : 

𝛥𝑡 =
(L 0.038⁄ )2∙𝜑∙𝜇𝑒𝑓∙𝑐𝑡

𝑘
, час 

(124) 

где L – среднее расстояние между добывающими и нагнетательными 

скважинами в элементе системы заводнения, м; φ – средняя пористость пласта, 

д.ед.; µef – эффективная вязкость жидкости (зависит от обводненности 

жидкости в пластовых условиях, относительной водопроницаемости, вязкости 

нефти и воды), сПз; ct – общая сжимаемость (зависит от средних значений 

насыщенности, нефти, воды, сжимаемости горных пород, которые 

корректируются на каждом временном шаге в соответствии с пластовым 

давлением), атм1; k – средняя проницаемость пласта по блоку, мД. 

𝑐𝑡 = 𝑠𝑜
𝑖 ∙ 𝑐𝑜

𝑖 + 𝑠𝑤
𝑖 ∙ 𝑐𝑤

𝑖 + 𝑐𝑓, атм-1 (125) 

где 𝑠𝑤
𝑖 ,  𝑠𝑜

𝑖  – водонасыщенность и нефтенасыщенность на iм шаге, д.ед; 𝑐𝑜
𝑖 ,  𝑐𝑤

𝑖  

– сжимаемость нефти и воды на iм шаге, атм 
−1; 𝑐𝑓 – общая сжимаемость 

горной породы, атм-1 

Расчет по приведенной выше формуле является аналитическим 

приближением для текущего пластового давления и насыщенности. Затем 

значение величины задержки корректируется путем анализа временных рядов 

(средний дебит жидкости, средняя приемистость) с использованием ранговой 

корреляции Спирмена в интервале [0.66𝛥𝑡; 1.5𝛥𝑡]. Наилучшее значение 



69 
 

времени закачки на данный момент будет равно смещению, в котором 

коэффициент кореляции Спирмена наибольший. 

3.3.2.3. Подбор параметров закачки 

Для адаптации модели материального баланса был использован один из 

методов безусловной оптимизации реальной функции нескольких переменных 

без использования градиентов целевой функции. Корректировка модельных и 

фактических данных достигается изменением коэффициентов эффективной 

закачки воды и объема притока воды с учетом среднего текущего пластового 

давления в элементе. 

Подбор 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 и 𝐾𝑒𝑓 осуществляется путём последовательной 

минимизации функционала невязки (см. формулу 129) в четыре попытки: 

1. 𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑆𝑜   ≤𝑆𝑜,𝑟𝑒𝑎𝑙(1 + 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓
𝑖𝑛𝑐 /100), 𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝐾𝑒𝑓 ≤ 𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑎𝑥, начальная 

точка: 𝑆𝑜  = 0.51(𝑆𝑜,𝑟𝑒𝑎𝑙+ 𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛), 𝐾𝑒𝑓 = 1; 

2. 0.2𝑆,𝑖𝑛 ≤ 𝑆𝑜   ≤𝑆𝑜,𝑟𝑒𝑎𝑙(1 +1.5 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓
𝑖𝑛𝑐 /100), 0.5𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝐾𝑒𝑓 ≤ 2𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑎𝑥, 

начальная точка: 𝑆𝑜  = 0.51(𝑆𝑜,𝑟𝑒𝑎𝑙+ 𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛), 𝐾𝑒𝑓 = 1; 

3.  0.05𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑆𝑜   ≤𝑆𝑜,𝑟𝑒𝑎𝑙(1 +2 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓
𝑖𝑛𝑐 /100), 0.33𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝐾𝑒𝑓 ≤

3𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑎𝑥, начальная точка: 𝑆𝑜  = 1.1 𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛, 𝐾𝑒𝑓 = 1; 

4. 5 ・  10−9 ≤ 𝑆𝑜   ≤0.99, 0.1𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝐾𝑒𝑓 ≤ 10𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑎𝑥, начальная точка: 

𝑆𝑜  = 1.01 𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛, 𝐾𝑒𝑓 = 1; 

Здесь 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓
𝑑𝑒𝑐  — максимальное уменьшение 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 в процентах (задается 

пользователем вручную); 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓
𝑖𝑛𝑐  — максимальное увеличение  𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 в 

процентах (задается пользователем вручную); 𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛 и 𝑆𝑜,𝑚𝑎𝑥— границы 

подбора 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 , используемые для ограничения: 

𝑆𝑜,𝑚𝑖𝑛  = (1 −
𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓

100
) (1 − 𝑆𝑜,𝑟𝑒𝑎𝑙), д.ед. 

(126) 
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𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑖𝑛, 𝐾𝑒𝑓,𝑚𝑎𝑥 — границы подбора 𝐾𝑒𝑓 ; (𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓0, 𝐾𝑒𝑓0) — начальная точка; 

𝑆𝑜,𝑟𝑒𝑎𝑙 — фактическое значение нефтенасыщенности. 

На каждой попытке происходит минимизация невязки с помощью 

алгоритма Нелдера — Мида. Основная идея - подбираем 3 точки для двух 

параметров и запускаем оптимизационную функцию. Алгоритм работает до 

тех пор, пока расстояние между точками не станут меньше, чем 7.5е-4. На 

выходе получаем новые значения параметров 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 и 𝐾𝑒𝑓, отвечающих 

данному локальному оптимуму. 

Для найденных 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 и 𝐾𝑒𝑓  производится оценка пластового давления. 

Если за какой-то месяц от месяца начала разработки до конца периода 

анализа подобранное пластовое давление выходит из отрезка [𝑃𝑏ℎ; 3𝑃𝑟], 

подбор считается безуспешным, где 𝑃𝑏ℎ; - среднее забойное давление, 𝑃𝑟 −

начальное пластовое давление. Соответственно, результат отбрасывается, 

и алгоритм переходит к следующей попытке. В противном случае 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 

и 𝐾𝑒𝑓  считаются подобранными, и работа завершается. 

Если ни одна из четырёх попыток не дала результата, выдаётся ошибка 

«Выполнить подбор 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 и 𝐾𝑒𝑓 не удалось», и матбаланс останавливается. 

Если 𝑆𝑜,𝑒𝑓𝑓 или 𝐾𝑒𝑓 выходят за пределы, заданные начальными 

условиями, невязка равна 9999. В противном случае она полагается равной: 

𝑒 = ∑ |1 −
𝑄𝑙𝑖𝑞

𝑄𝑙𝑖𝑞,𝑚

| , (2) 

где сумма вычисляется по вычисленным модельным значениям за последний 

год. 

Если в этот период попадает дата загрузки пластового давления, 

считанная с карты изобар, то к 𝑒 добавляется величина 

𝑥 = 12・ |1 −
𝑃𝑟𝑒𝑠,𝑚

𝑃𝑟𝑒𝑠
| , (3) 

Суммарное значение 𝑒 используется в качестве невязки при подборе. 
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В общем виде функционал невязки рассчитывается по формуле: 

𝛿 = √
1

𝑛−1
∑ (𝑄𝑙

𝑚 − 𝑄𝑙
𝑓

)2𝑛
𝑖=1  , (129) 

где 𝑄𝑙
𝑓
 – реальная добыча жидкости по блоку, м3/мес; 𝑄𝑙

𝑚– модельная добыча 

жидкости по блоку, м3/мес. 

3.3.2.4. Подбор пластового давления 

В модели материального баланса пластовое давление рассчитывается на 

каждом временном шаге путем решения уравнения материального баланса: 

𝑁𝑝 ∙ 𝐵𝑜
𝑖 = 𝑁 ∙ 𝐵𝑜

𝑖−1 ∙ ∆P ∙ 𝑐𝑒 + 𝑊𝑒 + (𝑊𝑖𝑛𝑗 − 𝑊𝑝) ∙ 𝐵𝑤  (130) 

где 𝑁 – запасы нефти, м3; 𝑁𝑝 – накопленная добыча нефти, м3; 𝑊𝑝 – 

накопленная добыча воды, м3; 𝑊𝑖𝑛𝑗 – накопленная закачка, м3; 𝑊𝑒– приток 

воды из-за контура, м3; 𝐵𝑜
𝑖  – текущий объемный коэффициент нефти, м3/м3; 𝐵𝑤 

- текущий объемный коэффициент воды, м3/м3; 𝐵𝑜
𝑖  –объемный коэффициент 

нефти на предыдущем шаге, м3/м3; ∙ ∆P – изменение пластового давления по 

сравнению с предыдущим шагом, атм; рассчитывается по следующей 

формуле: 

𝛥𝑃𝑖 =

𝛥𝑄𝑜
𝑖

𝜌𝑜
∙𝐵𝑜(𝑃̅𝑖)−𝛥𝑄𝑖𝑛𝑗

𝑖 +
𝛥𝑄𝑤

𝑖

𝜌𝑤
∙𝐵𝑤(𝑃̅𝑖)

𝑉𝑝∙𝑐𝑒
, атм 

(131) 

где 𝛥𝑄𝑜
𝑖  – текущая добыча нефти, т; 𝛥𝑄𝑤

𝑖  – текущая добыча воды, т; 𝛥𝑄𝑖𝑛𝑗
𝑖  – 

текущая закачка, м3; 𝑉𝑝 – поровый объем, м3; 𝑐𝑒 – эффективная сжимаемость, 

атм-1; 𝜌𝑜 – плотность нефти, т/м3; 𝜌𝑤 – плотность воды, т/м3; 𝐵𝑜(𝑃̅) – объемный 

коэффициент нефти (функция от среднего пластового давления на iм шаге), 

м3/м3; 𝐵𝑤(𝑃̅) – объемный коэффициент воды, м3/м3 (функция от среднего 

пластового давления на iм шаге); 𝑃̅𝑖
 – среднее пластовое давление на iм шаге, 

атм. 

Одновременно решаются уравнения фильтрации, уточняются PVT-

корреляции, значения нефтенасыщенности, объема пористости и других 

дополнительных параметров, зависящих от пластового давления. Таким 
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образом, точность достигается итеративным решением параллельных 

уравнений. 

𝑉𝑝
𝑖 = 𝑉𝑝

𝑖−1 ∙ (1 − 𝑐𝑓 ∙ 𝛥𝑃𝑖) , м3 (132) 

где 𝑉𝑝
𝑖 – текущий поровый объем, м3; 𝑉𝑝

𝑖−1 –поровый объем на предыдущем 

шаге, м3 

𝑠𝑤
𝑖 =

𝑠𝑤
𝑖−1∙𝑉𝑝

𝑖−1∙(1+𝑐𝑤(𝑃̅𝑖)∙𝛥𝑃𝑖)+𝛥𝑄𝑖𝑛𝑗
𝑖 −

𝛥𝑄𝑤
𝑖

𝜌𝑤
∙𝐵𝑤(𝑃̅𝑖)

𝑉𝑝
𝑖 , д.ед.  (14) 

при этом на нулевом шаге водонасыщенность рассчитывается по формуле: 

𝑠𝑤
0 =

(1−𝑠𝑒𝑓)∙𝑉𝑝
0−∑𝑄𝑖𝑛𝑗+

𝛥∑𝑄𝑤
𝜌𝑤

∙𝐵𝑤(𝑃̅0)

𝑉𝑝
0∙(1+𝑐𝑤(𝑃̅0)∙𝛥𝑃)

, д.ед. (15) 

𝑠𝑜
𝑖 = 1 − 𝑠𝑤

𝑖 , д.ед.  (16) 

𝑁𝑜
𝑖 = 𝑁𝑜

𝑖−1 −
𝛥𝑄𝑜

𝑖

𝜌𝑜
∙ 𝐵𝑜(𝑃̅𝑖), м3  

(17) 

где 𝑁𝑜
𝑖  – остаточные запасы нефти в пластовых условиях на iм шаге, м3. 

в свою очередь, эффективная сжимаемость считается по формуле: 

𝑐𝑒 =
(𝑠𝑜

𝑖 ∙𝑐𝑜
𝑖 +𝑠𝑤

𝑖 ∙𝑐𝑤
𝑖 +𝑐𝑓)

𝑠𝑜
𝑖  , атм1   (18) 

3.3.2.5. Подбор ХВ и ретропрогноз 

Эффективность процесса вытеснения нефти водой по промысловым 

данным выражается так называемыми характеристиками вытеснения нефти 

водой, представляющими собой зависимости нефтеотдачи от объема 

внедрившейся в залежь воды. Характеристика вытеснения для нефтяной 

залежи более полно характеризует эффективность разработки нефтяной 

залежи, чем, например, коэффициент нефтеотдачи. Эта кривая отражает 

историю разработки нефтяной залежи, отчетливо показывал эффективность 

процесса вытеснения в любой момент разработки и является очень удобной 

формой для изучения характера и особенностей разработки и обводнения 

нефтяной залежи. Характеристика вытеснения показывает не только 



73 
 

достигнутую нефтеотдачу по залежи, но и при каком расходе рабочего агента 

(воды) получена достигнутая нефтеотдача. 

Они играют важную роль при анализе блоков. Эти кривые описывают 

рост накопленной нефтеотдачи пластов и увеличение обводненности, а также 

способствуют прогнозированию и анализу системы разработки нефтяных 

месторождений в условиях дефицита времени без комплексной геологической 

и имитационной модели. Соответствующая кривая вытеснения дает 

возможность оценить извлекаемые запасы и коэффициент извлечения для 

реализованной системы разработки и контролировать изменение реальных 

параметров системы разработки по сравнению с проектными. 

Модельная кривая вытеснения описывает процесс вытеснения нефти в 

слоистом неоднородном пласте. Она является функцией от коэффициента 

вытеснения, коэффициента вариации, коэффициента подвижности, текущей и 

начальной обводненности. По умолчанию обводненность прогнозируется 

модифицированной модельной кривой Эль-Хатиба (рис.12) на основе 

параметров после исторической адаптации: коэффициента Дикстры-Парсонса 

(𝑉𝑑𝑝), остаточной нефтенасыщенности (𝑆𝑜𝑟), относительной 

водопроницаемости (𝑘𝑤𝑜𝑟) в точке остаточной нефтенасыщенности и 

начальной обводненности (𝑤𝑐0). 
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Рисунок 12 - Реальные и модельные ХВ, значения ретроспективного 

анализа 

Алгоритм расчета кривой вытеснения по модели Эль-Хатиба: 

𝐾𝑜𝑟𝑓
𝑚 = 𝐾𝑉 ∙ [0.5 − 0.5 ∙ erf (

𝜎

√2
+ erf −1 (

(1 −
𝐹𝑤𝑜

𝑚
)

(1 +
𝐹𝑤𝑜

𝑚
)

⁄ ) +

𝜏

(1+𝐹𝑤𝑜)
)], д.ед. 

(19) 

где 𝐾𝑜𝑟𝑓
𝑚  – коэффициент нефтеизвлечения модельный, д.ед.; 𝐾𝑉 – коэффициент 

вытеснения, д.ед. 

𝐾𝑉 =
𝑠𝑤

𝑚𝑎𝑥−𝑠𝑤
𝑚𝑖𝑛

1−𝑠𝑤
𝑚𝑖𝑛 , д.ед. 

(110) 

где 𝑠𝑤
𝑚𝑎𝑥 , 𝑠𝑤

𝑚𝑖𝑛 – максимальная и минимальная водонасыщенность, д.ед. 

σ – среднеквадратичное отклонение, характеризующее распределение 

проницаемости в пласте. 

𝜎 = −ln (1 − 𝑉𝑑𝑝), д.ед. (140) 
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где 𝐹𝑤𝑜 – водонефтяной фактор, д.ед.; 

m – коэффициент подвижности; 

𝑚 =
𝑘𝑟𝑤

𝜇𝑤
⁄

𝑘𝑟𝑜
𝜇𝑜

⁄
, д.ед. 

(141) 

где 𝜇𝑜, 𝜇𝑤 – вязкость нефти и воды, д.ед.; 𝑘𝑟𝑜, 𝑘𝑟𝑤 – относительная фазовая 

проницаемость нефти и воды, д.ед; 

𝜏 =
(1+𝐹𝑤𝑜)2

(𝑚∙(1+
𝐹𝑤𝑜

𝑚⁄ )
2

)
∙ 𝑒

−0.5∙𝜎2−√2∙𝜎∙erf−1((1−
𝐹𝑤𝑜

𝑚
) (1+

𝐹𝑤𝑜
𝑚

)⁄ )
, д.ед. 

(111) 

В процессе адаптации минимизируется функционал невязки: 

𝛿 = √
1

𝑛−1
∑ (𝐾𝑜𝑟𝑓

𝑚 − 𝐾𝑜𝑟𝑓
𝑓

)2𝑛
𝑖=1  ,   (143) 

где 𝐾𝑜𝑟𝑓
𝑚 , 𝐾𝑜𝑟𝑓

𝑓
  – коэффициент нефтеизвлечения модельный и фактический, 

д.ед;  

При невозможности получения корректного прогноза обводненности по 

модели Эль-Хатиба расчет выполняется (автоматически или принудительно) 

по экспоненциальной зависимости ВНФ от КИНа:  

ln(𝐹𝑤𝑜) = 𝑎 ∙ 𝐾𝑜𝑟𝑓
𝑚 + 𝑏,  (112) 

где 𝑎, 𝑏 – эмпирические показатели функции. 

Ретроспективный анализ кривой вытеснения необходим для анализа 

роста обводненности: диагностики прорыва нагнетательной воды 

техногенными трещинами, образование конуса обводнения, технических 

проблем скважин и количественной оценки потерь дебита нефти из-за прямого 

роста обводненности. В ходе анализа приводится прогноз добычи нефти при 

фиксированных уровнях добычи жидкости и закачки воды. Разница между 

реальными и модельными значениями на кривой вытеснения может 

свидетельствовать об аномально росте обводненности и, следовательно, 

предпринимать некоторые действия по устранению его причин (поперечные 
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потоки, перетоки, утечка обсадной колонны, прорыв воды техногенными 

трещинами и т.д.). 

Пример результатов адаптации кривой вытеснения с ретроспективным 

анализом показан на рис. 12. 

3.3.2.6. Прогноз эксплуатационных показателей и параметров разработки 

Прогноз эксплуатационных параметров предусмотрен для 

фиксированного уровня закачки воды (на последний фактический месяц) с 

учетом значения времени ожидания реакции добычи жидкости на закачку. 

Прогноз добычи жидкости и пластового давления выполняется путем 

совместного решения уравнений материального баланса и фильтрации на 

стационарном режиме с учетом PVT-зависимостей. 

Прогноз добычи жидкости рассчитывается по следующей формуле: 

𝑄𝑙
𝑖 =

𝑅∙(𝑃𝑟
𝑖−𝑃𝑏ℎ

𝑖−𝛥𝑡) 

𝐵𝑙
𝑖(𝑃̅)∙𝜇𝑒𝑓

𝑖 ∙ 𝑡𝑚
𝑖 , м3/сут (145) 

  

𝑅 =

∑
𝑄𝑙

𝑓
∙ 𝐵𝑙

𝑓(𝑃̅) ∙ 𝜇𝑒𝑓
𝑓

(𝑃𝑟
𝑓−△𝑡

− 𝑃𝑏ℎ
𝑓

) ∙ 𝑡𝑚
𝑓

𝑓−2

𝑓

3
 

(146) 

где Ql – прогнозный дебит жидкости, м3/сут; Pr – пластовое давление, атм; Pbh 

– забойное давление, атм; tm – количество дней в месяце; i, f – значение 

параметра на порядковый шаг прогноза и последний загруженный месяц. 

Подвижность, изменяющаяся в процессе разработки, учитывается путем 

регулировки эффективной вязкости на каждом временном шаге. 

𝜇𝑒𝑓
𝑖 =

𝜇𝑜∙𝜇𝑤

(1−𝑤𝑐𝑟𝑐
𝑖 )∙𝑘𝑜

𝑟∙𝜇𝑤+𝑤𝑐𝑟𝑐
𝑖 ∙𝑘𝑤

𝑟 ∙𝜇𝑜
, сПз (147) 

где 𝑤𝑐𝑟𝑐
𝑖  – обводненность продукции в пластовых условиях, д.ед. 

𝐵𝑙
𝑖(𝑃̅) = 1 (

(1−𝑤𝑐𝑟𝑐
𝑖 )

𝐵𝑜
𝑖 (𝑃̅)

+
𝑤𝑐𝑟𝑐

𝑖

𝐵𝑤
𝑖 (𝑃̅)

)⁄ , м3/м3 (148) 
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𝑤𝑐𝑟𝑐
𝑖 =

𝑤𝑐𝑠𝑐
𝑖 ∙𝐵𝑤

𝑖 (𝑃̅)

(1−𝑤𝑐𝑠𝑐
𝑖 )∙𝐵𝑜

𝑖 (𝑃̅)+𝑤𝑐𝑠𝑐
𝑖 ∙𝐵𝑤

𝑖 (𝑃̅)
 , д.ед. 

(14913) 

где 𝑤𝑐𝑠𝑐
𝑖  – обводненность продукции в поверхностных условиях, д.ед. 

Величина извлекаемых запасов (для 98 и 100% обводнения) является 

еще одним ключевым параметром, определяемым моделью вытеснения. 

Также выполняется расчет следующих показателей разработки: 

• извлекаемые запасы нефти по проектному КИН 

𝑅𝑒𝑠𝑒𝑟𝑣𝑒𝑠 = 𝑅𝑝𝑟 ∙ 𝑆𝑇𝑂𝐼𝐼𝑃, т  (150) 

где Rpr – проектный КИН, д.ед.; 𝑆𝑇𝑂𝐼𝐼𝑃 – балансовые геологические запасы в 

поверхностных условиях, т; 

• ОИЗ (остаточные извлекаемые запасы) 

𝐶𝑅𝑒𝑠𝑒𝑟𝑣𝑒𝑠 = 𝑅𝑝𝑟 ∙ 𝑆𝑇𝑂𝐼𝐼𝑃 − 𝑁𝑜
𝑓

∙ 𝜌𝑜, т (151) 

• прогнозный КИН, полученный в результате экстраполяции 

восстановленной характеристике вытеснения (при 98 и 100 процентах 

обводненности); 

• извлекаемые запасы нефти по модельной характеристике вытеснения 

(при 98 и 100 процентах обводненности) 

𝑅𝑒𝑠𝑒𝑟𝑣𝑒𝑠 = 𝑅𝑓𝑐 ∙ 𝑆𝑇𝑂𝐼𝐼𝑃, т (152) 

где Rfc – прогнозный КИН согласно модели характеристики вытеснения, д.ед.; 

• текущая фактическая компенсация; 

• текущая накопленная компенсация 

𝐾𝑐𝑢𝑚𝑐 =
∑ 𝑄𝑖𝑛𝑗

∑ 𝑄𝑙
𝑟𝑐 , д.ед. (153) 

где Qinj – суммарная приемистость по скважинам блока, м3/сут; Ql
rc – 

суммарный дебит жидкости по скважинам блока в пластовых условиях, м3/сут. 

• ТКИН (текущий коэффициент извлечения нефти). 
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3.3.3. Проактивный анализ 

На последнем шаге по результатам расчета проводится проактивный 

анализ с целью определения возможных сценариев влияния на систему 

разработки, которые носят рекомендательный характер. 

Одним из подходов является расчет целевых уровней закачки и 

компенсации. Они определяются из необходимости избежать потерь добычи 

нефти из-за падения пластового давления в будущем. 

При недокомпенсации дополнительно рассчитывается величина 

необходимого увеличения среднесуточной закачки по элементу. Оперируя 

этим значением, можно оперативно принять решение о методе воздействия: 

например, регулировании приемистости нагнетательных скважин. 

Если пластовое давление на последний прогнозный шаг меньше 

пластового давления на последний загруженный месяц, то автоматически 

выполняется расчет значения суточной приемистости, на которое необходимо 

увеличить закачку для сохранения энергетического состояния анализируемого 

района залежи на текущем уровне, и соответствующей ей целевой текущей 

компенсации по формуле (153). 

Когда текущий уровень закачки выше целевого уровня и текущее 

пластовое давление выше начального, рекомендуется снизить приемистость 

нагнетательных скважин, чтобы избежать чрезмерной компенсации. 

На рисунке 13 представлен результат расчета на одном из текущих 

активов Компании. Сформирован общий рейтинг ячеек на основе 

проведенного анализа причин отклонений. 
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Рисунок 13 – Ранжирование ЯЗ. Пример расчета на одном из объектов 

Компании 

Далее, по выделенному топу ячеек формируется отдельная отчетность с 

более детальной информацией и аналитикой для трансформации системы 

разработки (рис. 14). 

Таким образом, на данном этапе результатом будут являться данные 

для месторождения по всем блокам в сводной таблице с рейтингом; 

результат факторного анализа в масштабе блоков; результат факторного 

анализа в масштабе скважин, а также динамика изменения дебитов флюидов, 

пластового давления, целевая и текущая компенсация и рекомендации по 

увеличению приёмистости.  
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Рисунок 14 – Пример отчета по ЯЗ № 1 одного из объектов Компании 
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3.4. Расчет потенциала 

Проведя анализ потерь по объекту, следующим шагом необходимо 

оценить его потенциал для того, чтобы пользователю был доступ к 

информации не только о проблемных зонах и соответствующего перечня 

рекомендаций по воздействию на имеющийся фонд скважин, но и к 

целесообразности проведения этих мероприятий. 

Отсюда, целевым ориентиром является единый интегрированный в 

экосистему Компании инструмент проактивного блочно-факторного анализа, 

для решения следующих задач: 

• Оценка статического потенциала ОИЗ, расчет непроизводительной 

закачки и отборов 

• Оценка динамического потенциала возвратной добычи, 

непроизводительной закачки и отборов с реализацией объема 

комплексных ГТМ 

Сам процесс и логика проведения оценки потенциала на верхнем 

уровне представлен на рисунке 15. Для начала проводим расчет остаточных 

извлекаемых запасов на основе результатов материального баланса, где 

расчет идет по логарифму ВНФ с учетом накопленной добычи нефти. Данная 

оценка и будет являться тем потенциалом, который будет составлять 

доходную часть в расчете денежного потока. Тем самым можно сразу 

увидеть какие скважины потеряли добычу естественным образом за счет 

выработки, а какие еще имеют в своем активе резервы, которые можно 

извлечь. 

Далее, на основе данных по потерям мы можем сформировать список 

мероприятий в зависимости от причины возникновения нарушений. Узнав их 

стоимость, можно получить распределение затрат на поддержание фонда на 

блок. Отсюда, получаем список адресных мероприятий и исследований., 

которые с учетом поправочного коэффициента на эффективность проведения 
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ГТМ и операционных затрат будут составлять расходную часть в расчете 

денежного потока. 

Итак, с одной стороны, мы имеем потери за определенный срок, с 

помощью которых мы можем определить дальнейший план действий по 

устранению неисправностей. С другой стороны, потенциал в виде ОИЗ. 

Умножив его на «нетбэк» (выручка от реализации нефти) и отняв все 

затраты, получаем денежный поток на 1 тонну добываемой нефти. 

Проведя рейтинг блоков уже по рассчитанному показателю 

финансового потока, определяем наиболее привлекательные из них уже с 

точки зрения возвратного объема. То есть получаем карту статического 

потенциала ОИЗ. 
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Блок-схема процесса управления базовым фондом с использованием ПБФА

Оценка потенциала

Инициализация запуска 
модуля

Формирование списка 
мероприятий

Расчет ОИЗ

Расчет ТЭП

Формирование карты 
статического потенциала

Оценка динамического 
потенциала

Сохранение результатов расчета и 
формирование отчетных форм

 

Рисунок 15 - Блок-схема процесса управления базовым фондом с 

использованием ПБФА. Оценка потенциала 

 Расчет технико-экономических показателей (ТЭП) происходит 

следующим образом: 

𝐶𝐹 = ОИЗ ∗ 𝑁𝑒𝑡𝑏𝑎𝑐𝑘 − (𝑂𝑃𝐸𝑋 ∗ РФ + 𝐸𝐶 + 𝑅𝐶), руб (154) 

где OPEX – операционные расходы, руб.; РФ – количество работающего 

фонда, шт.; EC – затраты на мероприятия, руб.; RC – затраты на исследования, 

руб. 

 В свою очередь, затраты на исследования определяются как: 
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𝑅𝐶 = 𝑘 ∗ РФ ∗ 𝑈𝐶, руб (155) 

где k – коэффициент, определяющий долю фонда, на которой будут 

проводиться исследования, д.ед.; UC – средняя стоимость одного 

исследования, руб. 

 Затраты на мероприятия рассчитываются исходя из факторного анализа. 

По каждому из факторов формируется своя статья затрат: 

• Затраты по Рпл – затраты, понесенные в случае потерь по дебиту нефти 

из-за изменения пластового давления: 

𝐶𝑃пл
= ∆𝐿𝐹 ∗ 𝐶𝐶 ∗ 𝑈𝐶𝑖𝑛𝑗 

+1/3*РФ𝑤 
∗ 𝐸𝑓𝑓 ∗ РИР, руб (156) 

где ∆𝐿𝐹 – дельта потерянной жидкости, д.ед.; СC – коэффициент компенсации, 

д.ед.; 𝑈𝐶𝑖𝑛𝑗 
 - удельная стоимость закачки; руб.; РФ𝑤 

 – количество 

работающего нагнетательного фонда, шт.; 𝐸𝑓𝑓 - поправочный коэффициент 

успешности проведения ГТМ, д.ед.; РИР – стоимость проведения ремонтно-

изоляционных работ на скважине, руб. 

 Здесь и далее, в понятие РИР вкладывается более широкое определение. 

Необходимо учитывать степень изношенности фонда, предлагая другой вид 

ГТМ.  По статистике можно определить какое количество работ уже было 

произведено на скважине и в зависимости от этого закладывать либо 

ремонтно-изоляционные работы (до одного нарушения на скважине), либо 

зарезку бокового ствола (до двух нарушений на скважине), либо дублеров (от 

трех и более нарушений на скважине). 

 В случаях, когда фактическое значение компенсации превышает его 

целевой уровень, то второе слагаемое в формуле (156) приравнивается к нулю. 

• Затраты по другим факторам – затраты, понесенные в случае потерь по 

дебиту нефти из-за изменения коэффициента продуктивности и 

забойного давления: 

𝐶𝑂𝐹 
=

1

2
∗ 𝐸𝑓𝑓 ∗ РФ𝑜 

∗ (ОПЗ + ГНО), руб (157) 
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где РФ𝑜 
 – количество работающего добывающего фонда, шт.; 𝐸𝑓𝑓 - 

поправочный коэффициент успешности проведения ГТМ, д.ед.; ОПЗ – 

стоимость проведения обработки призабойной зоны на скважине, руб; ГНО – 

стоимость замены глубинного насосного оборудования на скважине, руб; 

• Затраты по обводненности – затраты, понесенные в случае потерь по 

дебиту нефти из-за опережающего темпа обводненности: 

𝐶𝑊𝐶 =
1

3
∗ РФ  ∗ 𝐸𝑓𝑓 ∗ РИР + РФ𝑤 

∗ 𝐸𝑓𝑓 ∗ МУН, руб (158) 

где МУН – стоимость проведения методов увеличения нефтеотдачи на 

скважине, руб; 

• Затраты по фонду – затраты, понесенные в случае потерь по дебиту 

нефти из-за изменения коэффициента эксплуатации и среднего 

действующего фонда. 

𝐶𝐹 = 𝐸𝑓𝑓 ∗ (РФ𝐸𝑃 
− РФ𝑆𝑃 

) ∗ ТРС, руб (159) 

где РФ𝐸𝑃 
 и РФ𝑆𝑃 

– количество работающего фонда на конец и начало периода 

анализа соответственно, шт.; ТРС – стоимость проведения текущего ремонта 

скважины, руб; 

 Отсюда, на основе рассчитанных ТЭП строим карту статического 

потенциала в виде интерактивной диаграммы Treemap (рис. 16). По каждой 

ячейке отображается краткая характеристика: денежный поток, количество 

ОИЗ, средний дебит нефти, динамика фонда скважин, потери по каждому 

фактору и список рекомендуемых мероприятий. Сами же ячейки 

окрашиваются в зависимости от значения ТЭП – от зеленого (рентабельная 

ячейка) к красному (нерентабельная ячейка). 
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Рисунок 16 – Пример карты потенциала денежного потока 1 тонны 

ОИЗ 

 Выявленные нерентабельные объекты уходят на доработку с точки 

зрения поиска более дешевых технологий ГТМ. Либо по ним необходимо 

ожидать изменение цены на нефть, при которой можно выйти на новый 

результат, достаточный для их рассмотрения. 

 Дополнительно, можно рассматривать каждый фактор по отдельности и 

видеть внутреннюю структуру затрат. Тем самым, определяем по какие 

ячейкам понесенные потери по добыче являются возвратными (рис. 17). 
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Рисунок 17 – Пример расчета потенциала денежного потока по возвратной 

добыче 

Завершающим шагом необходимо отобразить на основе имеющихся 

прогнозных значений и текущих карт запасов как будет изменяться ситуация 

с учетом планируемых мероприятий, т.е. сформировать карту динамического 

потенциала. 

Глава 4. Описание текущей реализации 

 На текущий момент реализован прототип инструмента ПБФА на 

корпоративной платформе ЭРА:ГРАД. В его основе заложен 

кроссплатформенный фреймворк QT, Python и Postgres Pro Standart.  

В свою очередь, ПБФА является встраиваемым модулем платформы, 

использующим готовый кэш внутренних баз данных. Более того, с помощью 

сформулированных требований к модулям, разрабатываемым на базе 

платформы, пользователю становится доступен набор стандартизированных 

инструментов с единым узнаваемым интерфейсом.  
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Данная информационная система реализована с поддержкой 

современных языков программирования, имеет единую интеграционную 

шину данных, обладает гибкостью и простотой, установка необходимых 

модулей осуществляется через корпоративный магазин приложений. 

То есть текущая реализация упрощает интеграцию со смежными 

модулями, необходимым для расчета, имеет прямой доступ к актуальному 

срезу информации по замерным месячным/суточным показателям, по 

проведенным ГТМ на скважине, по статистике заводнения и др. 

Стартовая страница инструмента представлена на рисунке 18. 

Интерфейс был реализован по образу и подобию офисного пакета MS Excel 

для упрощения восприятия пользователей на местах и плавного перехода от 

локальных решений к единому унифицированному решению. 

Таким образом, актуальная версия инструмента позволяет: 

• Формировать необходимый набор данных в автоматическом режиме для 

проведения мониторинга текущего состояния объектов разработки. 

• Проводить факторный анализ потерь по добыче нефти и ранжировать на 

его основе ячейки заводнения. 

• Проводить оценку потенциала по ОИЗ с учетом сформированного 

списка мероприятий по устранению нарушений. 

• Сохранять в базу данных и передавать из/в смежные модули требуемые 

данные и результаты расчета в нужном формате. 
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Рисунок 18 – Пример интерфейса инструмента ПБФА 
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Глава 5. Эффект от внедрения инструмента 

 Ожидаемый пользовательский эффект заключается в создании 

возможности определения удельных затрат на тонну добываемой нефти 

благодаря: 

• Оптимизации системы разработки; 

• Оптимизации инфраструктуры; 

• Оптимизации затрат 

По проекту, в рамках которого развивается данный инструмент 

сформулирована амбициозная цель - обеспечение выполнения задачи по 

увеличению удельного денежного потока (FCF/Q) на 750 руб. на тонну за 

период 2021 – 2025 за счет формирования линейки инструментов для решения 

интегральных задач. 

В качестве метрик для оценки эффекта от внедрения определены 

следующие: 

1. Качество проработки кандидатов для ГТМ и первичная оценка 

окупаемости их проведения. 

2. Увеличение FCF/Q. 

3. Время, затрачиваемое на принятие решений по выбору потенциальных 

объектов для анализа. 

4. Количество принятых успешных бизнейс-кейсов. 

На данный момент, проект завершает этап создания минимального 

жизнеспособного продукта и находится на этапе подготовки к переходу на 

этап доработки продукта до промышленного решения. 

Разработка, тестирование и отладка ведется на реальных 

месторождениях Компании при тесном взаимодействии с рабочей группой 

пользователей дочерних обществ. Уже сейчас можно говорить о том, что 

модуль ПБФА считает корректно, все входные параметры и используемые 
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алгоритмы были верифицированы на предмет их «физичности» и 

достоверности, были получены положительные отзывы по применению 

данного инструмента для решения текущих производственных задач. 

Для снижения порога вхождения для пользователей и упрощения 

восприятия проведения расчетов вся работа в модуле была оформлена в 

руководство пользователя и администратора инструмента. 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

 Подводя итог, можно говорить о том, что в ходе исследования все 

поставленные задачи были выполнены: 

1. Проанализирован существующий набор методик и лучших практик по 

управлению базовым фондом 

2. Определены требования, предъявляемые к оценке потенциала бизнес-

возможностей объектов разработки 

3. Сформулированы основные принципы выделения элементов 

заводнения для автоматического построения блоков 

4. Сформированы подходы к учету затрат и созданию рекомендательной 

системы мероприятий (ГТМ), исходя из причин отклонений по 

результатам анализа потерь в инструменте 

5. Сформирован подход к оценке потенциала на тактическом уровне по 

элементам заводнения 

6. Разработано пошаговое методическое руководство для проведения 

проактивного анализа в инструменте с помощью материального 

баланса для прогнозирования показателей разработки в виде описания 

используемых моделей, алгоритмов и функций 

7. Реализован прототип инструмента на основе разработанных подходов 

8. Проведена апробация продукта на одном из объектов Компании 

9. Проведена оценка экономического эффекта от внедрения инструмента 

10. Разработано единое руководство пользователя для инструмента 

Дальнейшими планами по развитию решения являются: 

1. Добавление функционала по автоматическому построению блоков 

заводнения на основе сформулированных принципов их выделения. 

2. Доработка модели материального баланса в части учета аквифера, 

разработка возможности опционального выбора алгоритмов 

материального баланса. 
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3. Интеграция инструмента прогнозирования эксплуатационных 

показателей после проведения ГТМ для перехода от статического 

потенциала к прогнозному. 

4. Подключение инструментов-помощников для автоматического 

подбора и обоснования кандидатов на проведение ГТМ. 

5. Разработка упрощенной документации для защиты получаемых 

результатов от начинающих пользователей и форс-мажорных 

обстоятельств, создание встроенных шаблонов с рекомендуемыми 

параметрами. 

6. Создание вероятностной оценки достижения потенциала. 

7. Расширение функции построения ХВ с привлечением других моделей 

(X-Cut метод, метод Project-500), подключение альтернативных 

методов оптимизации при подборе параметров материального баланса 

и др. 

Решение этих задач будет способствовать достижению основной цели - 

создание цифрового рабочего места по управлению базовым фондом и 

планированию ГТМ, позволяющего контролировать цепочку создания 

стоимости актива с помощью инструментов для принятия производственных 

решений. 
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ПРИЛОЖЕНИЕ 1 - Листинг алгоритма на примере функции 

«LossResult», возвращающей результат оценки потерь по факторам.  

Результаты состоят из следующих переменных: 

• liquid — потери по добыче жидкости (абсолют); 

• wc — потери по добыче обводнению (абсолют); 

• of — потери по добыче КЭ (абсолют); 

• apw — потери по добыче СДФ (абсолют); 

• liquid_daily — потери по добыче жидкости (т/сут); 

• wc_daily — потери по добыче обводнению (т/сут). 

Функция возвращает структуру типа LossResult и использует несколько 

параметров: 

• 𝑐𝑢𝑟_𝑚𝑜𝑛𝑡ℎ — дата текущего месяца; 

• 𝑜𝑢𝑡 — переменная логического типа, равная True, если и только если 

скважина на текущий месяц прошла ГТМ с прибытием; 

• 𝑇𝑑  — время простоя за текущий месяц, ч; 

• 𝑇𝑢 — время в работе за текущий месяц, ч; 

• 𝑄𝑙 — добыча жидкости за текущий месяц, т; 

• 𝑄𝑜 — добыча нефти за текущий месяц, т; 

• 𝑇𝑢
0 , 𝑄𝑙

0, 𝑄𝑜
0 – аналогичные три параметра для начального месяца 

факторного анализа. 

• Сам листинг представлен ниже: 

Algorithm 1 Формирование отклонений за месяц 

if 𝑇𝑢
0> 0 then 

𝑞𝑜  = 
24 𝑄𝑜

0

𝑇𝑢
0      ◁ Средний дебит нефти на начало 

If 𝑄𝑙
0≠0 then 

  𝑥𝑥←( 
24 𝑄𝑙

0

𝑇𝑢
0 ; 

 𝑄𝑜
0

𝑄𝑙
0 ) ◁ Средний дебит жидкости и обнефтённость 

Else 
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 𝑥𝑥←( 
24 𝑄𝑙

0

𝑇𝑢
0 ;0) 

End if 

Else 

 𝑞𝑜 ← 0 

 𝑥𝑥 ← (0;0) 

end if 

if 𝑇𝑢  > 0 then    ◁ Изменение дебита жидкости и доли нефти 

if 𝑄𝑙  > 0 then 

 𝑑𝑥 = ( 
24 𝑄𝑙

𝑇𝑢
- 𝑥𝑥[1]; 

 𝑄𝑜

𝑄𝑙

− 𝑥𝑥[2]) 

Else 

 𝑑𝑥 = ( 
24 𝑄𝑙

𝑇𝑢
- 𝑥𝑥[1]; − 𝑥𝑥[2]) 

End if 

Else 

 𝑑𝑥 = (- 𝑥𝑥[1]; − 𝑥𝑥[2]) 

end if 

if 𝑇𝑢
0> 0 then   ◁ Если скважина рабочая, считаем отклонения 

𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑙𝑖𝑞𝑢𝑖𝑑.𝑑𝑎𝑖𝑙𝑦 = 𝑑𝑥[1] · (𝑥𝑥[2] + 𝑑𝑥[2]/2) 

𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑙𝑖𝑞𝑢𝑖𝑑 = 
result.liquid.daily ·𝑇𝑢

24
 

𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑤𝑐.𝑑𝑎𝑖𝑙𝑦 = 𝑑𝑥[2] · (𝑥𝑥[1] + 𝑑𝑥[1]/2) 

𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑤𝑐 =
result.wc.daily ·𝑇𝑢

24
 

𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑜𝑓 = −𝑞𝑜  
𝑇𝑑

24
; 

if 𝑜𝑢𝑡 then  ◁ После ГТМ с прибытием — отклонений по СДФ нет 

𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑎𝑝𝑤 = 0 

else 

𝑑𝑎𝑦𝑠 ← количество дней в 𝑐𝑢𝑟_𝑚𝑜𝑛𝑡ℎ 

𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑎𝑝𝑤 = −𝑞𝑜  (𝑑𝑎𝑦𝑠- 
𝑇𝑢 +𝑇𝑑

24
) 
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 End if 

Else     ◁ Если нерабочая, то всё списываем на СДФ 

 𝑟𝑒𝑠𝑢𝑙𝑡.𝑎𝑝𝑤←𝑄𝑜  

End if 


