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РЕФЕРАТ 

На 68 страницу, 47 рисунок, 8 таблиц. 

КЛЮЧЕВЫЕ СЛОВА: МАТЕРИАЛЬНЫЙ БАЛАНС, ГИДРОДИНАМИ-

ЧЕСКАЯ МОДЕЛЬ, АКВИФЕР, СТАЦИОНАРНАЯ МОДЕЛЬ ШИЛТИУСА, 

МОДИФИЦИРОВАННОЕ УРАВНЕНИЕ СТАЦИОНАРНОГО СОСТОЯНИЯ 

ХЁРСТА, МОДЕЛЬ ФЕТКОВИЧА, АДАПТАЦИЯ. 

Данная работа посвящена развитию методики прогнозирования основ-

ных показателей разработки. Рассмотрены зависимости для основных физиче-

ских свойств флюидов. Описаны особенности алгоритма, в основе которого 

лежит уравнение материального баланса по пласту. Описаны недостатки теку-

щей реализации адаптации на фактические данные. Разработан алгоритм адап-

тации путем моделирования аквифера. Проведены сравнительные расчеты с 

синтетическими и реальными данными, показывающее преимущества исполь-

зования разработанного алгоритма. 

THE ABSTRACT 

At 68 pages, 47 pictures, 8 tables. 

KEY WORDS: MATERIAL BALANCE, HYDRODYNAMIC MODEL, AQ-

UIFER, THE SCHILTHUIS STEADY-STATR MODEL, THE HURST MODI-

FIED STEADY-STATE EQUATION, THE FETKOVICH METHOD, ADAPTA-

TION. 

This work is devoted to the development of a methodology for predicting the 

main development indicators. The basic physical properties of the fluid have been 

considered. Features of the algorithm have been described, which is based on the 

reservoir material balance equation. The shortcomings of the current implementation 

of adaptation to actual data have been described. An adaptation algorithm using aq-

uifer simulation has been developed. Comparative calculations were carried out on 

synthetic and real data.  
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ВВЕДЕНИЕ 

Разработка, месторождения углеводородного сырья, в частности модели-

рование – довольно сложный процесс. В основном, это связанно с двумя фак-

торами. Один из них – это невозможность напрямую наблюдать за процес-

сами, происходящие внутри пласта, к примеру образование разломов, непро-

ницаемых границ, перетоков – об их наличии и локализации можно судить 

только по косвенным наблюдениям. Это существенно затрудняет определение 

корректности полученной модели и возможности ее применения. Второй же 

фактор – при математическом описании появляются много неизвестных, чье 

количество превышает количество используемых уравнений.  

В настоящее время все больше месторождений имеют малые дебиты уг-

леводородного сырья и большую обводненность, что без тщательной оценки 

приводит к большим рискам при вкладывании средств в добычу полезных ис-

копаемых [11 ,16]. В связи с этим объекты разработки стараются покрывать 

различными моделями для оперативной оценки пласта и возможности коррек-

тировки мероприятий. К числу таких моделей относят гидродинамические мо-

дели (ГДМ [6]) и модели пласта, основанные на уравнении материальном ба-

ланса [4, 5, 17] (в реальности существуют множество других уникальных под-

ходов для прогнозирования выработки и оценки потенциала пласта, но в дан-

ной работе будут рассматривать только приведенные модели). ГДМ – это ма-

тематическая модель, воспроизводящая физические процессы в пласте и осно-

ванная на системе дифференциальных уравнений в частных производных. В 

отличии от модели пласта, ГДМ отличается высокой точностью полученных 

результатов, но при этом данная модель требует проведения огромной работы 

по сбору и обработке данных с учетом их частичного отсутствия. Также не 

стоит забывать, что при использовании гидродинамической модели необхо-

димо затратить большое количество как человеческого ресурса, так и времен-

ного. 
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В каждой из существующих математических подходов используются 

свои способы адаптации модели на исторические данные: подбор коэффици-

ента продуктивности скважин и/или сжимаемости горной породы, задание 

ограничительных диапазонов подбираемых параметров, специфичные для 

рассматриваемого месторождения и многое другое.  

В данной работе будет рассматриваться модель аквифера как один из спо-

собов адаптирования модели пласта на исторические данные для повышения 

точности прогноза технологических параметров при разработке углеводород-

ного месторождения на основе материального баланса. Данная модель будет 

сравниваться с синтетическими результатами, полученные с помощью про-

граммного обеспечения tNavigatot, в основе которого лежит гидродинамиче-

ское моделирование. 
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ГЛАВА 1. ФИЗИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА ФЛЮИДОВ И ПОРОДЫ 

Прежде, чем приступить к рассмотрению существующих моделей ана-

лиза прогнозирования показателей разработки, необходимо получить данные 

по pvt-свойствам рассматриваемой залежи. Как известно, под высоким давле-

нием и температурой свойства вещества могут меняться, и именно знания pvt-

свойств помогают отобразить зависимость свойств флюидов в пласте. Помимо 

этого, меняются и свойства породы, которые также отображены в pvt-

свойствах [4, 8]. 

Выделяют следующие основные параметры, характеризующие флюиды 

пласта и породы: 

• нефтенасыщенность, газонасыщенность, водонасыщенность 

• плотность нефти, воды, газа 

• относительная плотность нефти, газа 

• вязкость нефти, воды 

• давление насыщения 

• объёмный коэффициент нефти, воды, газа 

• газосодержания нефти при давлении насыщения 

• сжимаемость горной породы, нефти, воды 

Далее будут приведены определения вышеперечисленных параметров, а 

также некоторые известные корреляционные формулы (данные корреляции 

также были в основе используемого инструмента по упрощенному моделиро-

ванию пласта). 

1.1 Фазовая насыщенность 

Нефтенасыщенность, газонасыщенность, водонасыщенность – это коэф-

фициенты насыщенности, которые определяются как отношение объёмов пор, 

занятых определенным флюидом (нефтью, водой или газом), к общему объёму 

пор: 
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𝑆𝑜 =
𝑉𝑜

𝑉
,    𝑆𝑤 =

𝑉𝑤

𝑉
,    𝑆𝑔 =

𝑉𝑔

𝑉
. (1.1) 

Из определения следует, что для двухфазной среды будет выполняться 

следующее равенство: 

𝑆𝑜 + 𝑆𝑤 = 1, (1.2) 

а для трехфазной среды: 

𝑆𝑜 + 𝑆𝑤 + 𝑆𝑔 = 1. (1.3) 

 

1.2 Плотность 

Плотность нефти показывает соотношение массы нефти к объёму, зани-

маемому данным флюидом. При значении давления ниже точки насыщения 

происходит уменьшение данного параметра, что связано с изменением коли-

чества растворенного в нефти газа по мере изменения давления. После дости-

жения точки росы рост пластового давления приводит к небольшому увеличе-

нию плотности нефти. 

 

Рисунок 1.1. График зависимости плотности нефти от давления. 

 

1.3 Объёмный коэффициент фазы 

Объёмный коэффициент нефти, объемный коэффициент газа, объёмный 

коэффициент воды – это параметры, показывающее соотношение объёмов 
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нефти/воды/газа в пластовых условиях к поверхностным. Типичный график 

зависимости объёмного коэффициента по нефти от пластового давления пред-

ставлены на Рисунок 1.2. Точка перегиба графиков – это давление насыщения 

(или точка насыщения), при котором газ, растворенный в нефти, начинает вы-

деляться и преобразовываться в свободный газ.  

 

Рисунок 1.2. График зависимости объёмного коэффициента нефти от давления. 

Объемный коэффициент нефти вычисляется следующим образом [14]: 

𝐵0  =  1 + [𝐵𝑜𝑏  −  1][(1 −  𝑌)𝑅𝑟  +  𝑌], (1.4) 

𝑌 =  
(1.204 𝛾𝑔)𝑦2𝑇𝑦3

𝑅𝑠𝑏
𝑦1 , (1.5) 

где  

• 𝐵𝑜𝑏 – объёмный коэффициент нефти при давлении насыщения (таблич-

ное значение) 

• 𝛾𝑔 – относительная плотность газа 

• 𝑅𝑠 – величина, характеризующая отношение между газосодержанием 

нефти в текущем пластовом давлении и газосодержанием при давлении насы-

щения 
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• 𝑦1, 𝑦2, 𝑦3 – табличные значения (см. Таблица 1.1), которые выбираются 

в зависимости от входных параметров: плотности газа (𝜌𝑔) и газосодержания 

при давлении насыщении (R𝑠 при 𝑃𝑏). 

Таблица 1.1. Коэффициенты для расчета объемного коэффициента нефти. 

𝜌𝑔, кг/м3 [0.65–1.4] [0.65–1.4] 
[0.65–

0.995] 

[0.995–

1.4] 

[0.75–

1.368] 
[0.85–1.3] 

R𝑠 при 𝑃𝑏  [14.6–60] [60–100] [100–200] [100–200] [200–300] [300–400] 

𝑦1 0.507 1.259 1.438 0.992 1.815 2.348 

𝑦2 0.347 0.948 1.550 0.917 1.520 1.211 

𝑦3 0.108 0.639 0.872 0.516 1.326 1.914 

Объёмный коэффициент газа [15], существенно зависящий от давления и 

температуры пласта, вычисляется с использованием корреляции Дранчука 

[13]: 

𝑍 = (𝐴1 +
𝐴2

𝑇𝑟
+

𝐴3

𝑇𝑟
3 +

𝐴4

𝑇𝑟
4

+
𝐴5

𝑇𝑟
5) 𝜌𝑟 + (𝐴6 +

𝐴7

𝑇𝑟
+

𝐴8

𝑇𝑟
2

) 𝜌𝑟
2 − 

−𝐴9 (
𝐴7

𝑇𝑟
+

𝐴8

𝑇𝑟
2) 𝜌𝑟

5 + 𝐴10(1 + 𝐴11𝜌𝑟
2)

𝜌𝑟
2

𝑇𝑟
3 exp(−𝐴11𝜌𝑟

2), 

(1.6) 

𝜌𝑟 = 0.27
𝑃𝑟

𝑍′𝑇𝑟
, (1.7) 

𝑇𝑟 =
𝑇

𝑇𝑝𝑐
, (1.8) 

𝑃𝑟 =
𝑃

𝑃𝑝𝑐
, (1.9) 

𝑇𝑝𝑐 = 93.3 + 180𝛾𝑔 − 6.94𝛾𝑔
2, (1.10) 

𝑃𝑝𝑐 = 4.6 + 0.2𝛾𝑔 − 0.258𝛾𝑔
2, (1.11) 

𝐵𝑔 =
0.00034722𝑇𝐾𝑍

𝑃
. (1.12) 

где  

• 𝐴𝑖 – постоянный коэффициенты (см. Таблица 1.2); 

• 𝜌𝑟 – приведенная плотность, безразмерная; 

• 𝑃 – пластовое давление; 

• 𝑃𝑝𝑐 -псевдокритическое давление; 
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• 𝑃𝑟 – приведенное давление, безразмерное; 

• 𝛾𝑔 – удельный вес газа, безразмерный; 

• 𝑇 – температура пласта; 

• 𝑇𝑝𝑐 – всевдокритическая температура пласта; 

• 𝑇𝑟 – приведенная температура, безразмерная; 

• 𝑍 – коэффициент сжимаемости газа, безразмерный. 

Таблица 1.2. Константы для расчёта коэффициента сжимаемости газа. 

𝐴1 𝐴2 𝐴3 𝐴4 𝐴5 𝐴6 𝐴7 𝐴8 𝐴9 𝐴10 𝐴11 

0.327 -1.070 -0.534 0.016 -0.052 0.548 -0.736 0.184 0.106 0.613 0.721 

Типичное поведение данного параметра приведено на Рисунок 1.3. 

 

Рисунок 1.3. График зависимости объёмного коэффициента газа от давления. 

 

1.4 Газосодержание 

Газосодержание нефти показывает количество природного газа, находя-

щегося в растворенном состоянии в пластовой нефти. В общем случае, данная 

величина определяется отношением количества растворенного газа в нефти к 

объёму добытой дегазированной нефти в поверхностных условиях. 
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Рисунок 1.4. График зависимости газосодержания от давления. 

Газосодержание также имеет свою функцию зависимости от пластового 

давления (Рисунок 1.4). В случае, когда давление залежи ниже точки насыще-

ния и происходит дегазация нефти, что приводит к уменьшению содержания 

газа в ней, то используется следующая формула [18]: 

𝑅𝑠 =  𝑅𝑠𝑏[𝑎1𝑃𝑟
𝑎2  +  (1 − 𝑎1)𝑃𝑟

𝑎3], (1.13) 

𝑃𝑟  =  
𝑃 − 𝑃𝑠𝑐

𝑃𝑏 − 𝑃𝑠𝑐
, (1.14) 

𝑎1  = 𝑐1(1.204 𝛾𝑔)𝑐2 (1.8𝑇 −  460)𝑐3(𝑃𝑏 − 𝑃𝑠𝑐)𝑐4), 

𝑎2  = 𝑐5(1.204 𝛾𝑔)𝑐6  (1.8𝑇 −  460)𝑐7(𝑃𝑏 − 𝑃𝑠𝑐)𝑐8), 

𝑎3  = 𝑐9(1.204 𝛾𝑔)𝑐10  (1.8𝑇 −  460)𝑐11(𝑃𝑏 − 𝑃𝑠𝑐)𝑐12), 

(1.15) 

где: 

• 𝑅𝑠𝑏 – газосодержание при давлении насыщении (входной параметр); 

• 𝑃𝑠𝑐 – давление ст. усл. (1 атм); 

• 𝑃𝑏 – давление насыщения; 

• 𝛾𝑔 – относительная плотность газа; 

• 𝑃𝑟 – приведенное давление, безразмерное, 

0

10

20

30

40

50

60

6 37 65 96 126 157 187 218 249 279

B
g

P, атм

Газосодержание, м3/м3



14 
 

• 𝑐𝑖 – корреляционные коэффициенты (см. ) , которые выбираются в зави-

симости от входных параметров: плотности газа (𝜌𝑔) и газосодержания при 

давлении насыщении (R𝑠 при 𝑃𝑏). 

Таблица 1.3. Коэффициенты для определения коэффициентов газосодержания. 

𝜌𝑔, кг/м3 [0.65–1.4] [0.65–1.4] 
[0.65–

0.995] 

[0.995–

1.4] 

[0.75–

1.368] 
[0.85–1.3] 

R𝑠 при 𝑃𝑏  [14.6–60] [60–100] [100–200] [100–200] [200–300] [300–400] 

𝑐1 0.038 0.081 2.100 0.873 0.317 1.400 

𝑐2 3.870 3.670 0.371 3.450 1.547 1.440 

𝑐3 0.274 0.135 -0.237 -0.281 -0.499 -0.465 

𝑐4 0.295 0.223 -0.049 0.072 1.062 0.500 

𝑐5 0.000 0.000 0.205 0.000 0.011 0.074 

𝑐6 2.170 2.595 -1.658 4.560 -0.630 -0.973 

𝑐7 2.830 2.968 0.069 1.830 0.043 0.161 

𝑐8 0.127 0.087 0.027 0.326 1.102 0.295 

𝑐9 0.527 0.435 1.256 0.434 0.960 0.610 

 

1.5 Вязкость 

Вязкость – величина, характеризующая силу трения, возникающую 

между соседними слоями флюидов при взаимном перемещении. 

В то время, как происходит снижение 

давления ниже точки насыщения, начи-

нает выделяться газ, уменьшая при этом 

значение газосодержания, а вязкость 

нефти растет. Своего минимума вязкость 

достигает в точке насыщения, а после 

начинает расти (Рисунок 1.5). 

 

Рисунок 1.5. График зависимости вяз-

кости нефти от давления. 

Данная зависимость отображена в корреляции Беггса и Робинсона [10].  

Вязкость нефти при давлении насыщенности: 
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𝜇𝑜𝑑 = 10𝑥 − 1, (1.16) 

𝑥 = 𝑇−1.163 exp (13.108 −
6.591

𝑆𝐺𝑜
), (1.17) 

где:  

• 𝑆𝐺𝑜 – удельный вес нефти, безразмерная величина; 

• 𝑇 – температура,  𝑜𝐹. 

В случае давления ниже точки насыщения: 

𝜇𝑜𝑠 = 𝐴𝜇𝑜𝑑
𝐵 , (1.18) 

𝐴 = 10.715(𝑅𝑠 + 100)−0.515, 

𝐵 = 5.44(𝑅𝑠 + 150)−0.338. 
(1.19) 

В случае давления выше точки насыщения: 

𝜇𝑜 = 𝜇𝑜𝑠 (
𝑃

𝑃𝑏
)

𝑚
, (1.20) 

𝑚 = 2.6 𝑃1.187 exp(−11.513 − 8.98 ∗ 10−5𝑃). (1.21) 

 

1.6 Сжимаемость 

Сжимаемость горной породы, нефти, воды – величина, характеризующая 

относительное увеличение объёма при изменении давления (в постановке ма-

териального баланса рассматривается только изотермическое сжатие).  

𝑐𝑓 = −
1

𝑉

∆𝑉

∆𝑃
. (1.22) 

Наиболее часто используемые корреляции: Холл (1.23) и Ньюман (1.24): 

𝑐𝑓 =
0.0000262

𝜑0.438
 (1.23) 

𝑐𝑓 =
0.000143

(1 + 55.8721 𝜑)1.42859
 (1.24) 

где 

• 𝑐𝑓 – сжимаемость порового пространства, 1/атм; 

• 𝜑 – пористость, д.ед.  
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ГЛАВА 2. СУЩЕСТВУЮЩИЕ МОДЕЛИ 

2.1 Модель ГДМ 

Далее приступим к рассмотрению существующих моделей и начнем с 

ГДМ; необходимо разобраться в следующих вопросах: 

• что такое гидродинамическое моделирование? 

• почему его считают «точной» моделью? 

• и почему в настоящее время его заменяют более простыми моделями? 

Гидродинамическое моделирование – это мощный математический аппа-

рат по трехмерному моделированию, позволяющий для более детального ана-

лиза разбивать пласт на блоки и предназначенный для расчета фильтрации 

пластовых флюидов и прогнозирования параметров разработки, учитываю-

щий различные способы извлечения нефти и газа.  

В основе гидродинамического моделирования лежат два закона: закон со-

хранения массы (2.1) и закон Дарси (2.2). 

− [
𝜕(𝜌𝑢𝑥)

𝜕𝑥
+

𝜕(𝜌𝑢𝑦)

𝜕𝑦
+

𝜕(𝜌𝑢𝑧)

𝜕𝑧
] =

𝜕(𝜌𝑚)

𝜕𝑡
+ 𝑞, (2.1) 

𝑢 = −
𝑘

𝜇
(𝛻𝜌 − 𝜌𝑔𝛻𝑧). (2.2) 

В качестве начальных условий принимается равновесное состояние си-

стемы, когда скорость флюидов равнялась нулю. Это означает, что давление в 

жидкости распределяется в соответствии с гидростатическим законом: 

𝜕𝑝

𝜕𝑧
= 𝜌𝑔. (2.3) 

В качестве граничных значений задается: 

• пластовое давление; 

• расход жидкости (источники или стоки) или непроницаемые границы. 

Помимо этого, можно использовать различные типы гидродинамических 

моделей: 
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1. Модель Black Oil, рассматриваемая в данной работе, или же модель не-

летучей нефти самая часто используемая модель в настоящее время, не учиты-

вающая изменения состава нефти и газа по мере изменения пластового давле-

ния и температуры. При выборе данной модели предполагается, что каждая 

фаза является самостоятельным компонентом и смешивания не происходит 

(исключение составляет газ, который может растворяться как в нефти). 

2. Модель композиционная применяется в случаях, когда важно учесть 

состав нефти и газа. Данная модель похожа на первую, так как описывает все 

три фазы, но вместе с этим в основе переноса вещества лежит расчет отдель-

ного компонента, а не всей фазы целиком. 

3. Модель двойной пористости или проницаемости используется для мо-

делирования многофазных потоков в пластах с большой концентрацией тре-

щин. Обычно нефть находится в неподвижном состоянии или движется с не-

большой скоростью в порах, но в трещинах это не так. Данная модель позво-

ляется описать перемещение нефти в системе трещин. 

4. Модель теплового воздействия позволяет учесть влияние на показатели 

разработки при изменении температуры и оценить эффект повышения нефте-

отдачи, например, от закачки пара в добывающую скважину. 

5. Модель химического заводнения используется в случае применения 

поверхностно-активных веществ (ПАВ) и других добавок при разработке. К 

примеру, в этом случае использования ПАВ в расчете добавляется дополни-

тельная фаза, описывающая переходный момент взаимодействия фаз. 

В основе гидродинамической модели лежит максимально приближенная 

к фактическим данным по своей структуре и свойствам геологическая модель, 

описывающая в любой момент состояние залежи. Поэтому немалый успех в 

точности прогнозирования оказывает корректность и непротиворечивость 

данных, на основе которых строится геологическая модель. 

Подводя итог, можно сказать, что гидродинамическое моделирование – 

это наглядное воспроизведение физических процессов в пласте, которое 
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можно использовать для оптимизации заводнения и для обоснования дальней-

ших геолого-технических мероприятиях. Также этот способ позволяет уточ-

нить запасы и структуру залежи путем воспроизведения разработки. Однако, 

у данного подхода имеются свои существенные недостатки. Основная про-

блема – это сбор необходимых данных, а точнее несогласованность или вовсе 

их отсутствия из-за незнания о свойствах и структуре пласта. Другая проблема 

– это выбор дискретизации сетки или же выбор между скоростью расчета и 

качеством. Также для малых месторождений, имеющие слабовыраженные из-

менения в свойствах флюидов и структуры горной породы, не выгодно под-

держивать актуальную гидродинамическую модель с точки зрения денежных 

затрат. Именно поэтому, в настоящее время выбирают упрощенные модели 

вместо высокоточного и ресурсозатратного ГДМ. 

 

2.2 Модель пласта на основе материального баланса 

Как уже говорилось, существуют и другие способы анализа разработки и 

дальнейшего определения показателей добычи, например моделирование за-

лежи на основе материального баланса [1]. Суть этого метода довольна проста: 

по мере извлечения нефти и воды происходит сжатие порового пространства 

и снижение пластового давления, а в результате падения давления на величину 

∆𝑝 объём флюидов в залежи начинает расширяться, при этом общее расшире-

ние системы происходит не только из-за увеличения объемов флюидов, но и 

возможного притока воды. Вышенаписанное определение можно записать 

следующим образом: 

Добыча (пл. усл. ) = (Расширение системы) + (Приток воды). (2.4) 
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Рисунок 2.1. Схема материального баланса без учёта притока воды. 

Данная методика хорошо подходит для общей оценки разработки по-

скольку для расчетов требуется лишь общие данные о добыче и знания неко-

торых других величин: 

• объёмы добываемых флюидов; 

• замеры пластового давления; 

• свойства флюидов и породы; 

• геологические запасы нефти и газа. 

Разберем подробнее каждое из слагаемых формулы (2.4) на примере ме-

сторождения, содержащее газовую шапку (то есть рассматривается случай, ко-

гда пластовое давление ниже точки насыщения). 

Суммарная добыча состоит из добычи нефти, воды и газа. Переведем дан-

ные параметры из поверхностных условий в пластовые следующим образом, 

не забывая о наличии свободного и растворенного газа: 

нефть + растворенный газ = 𝑁𝑝𝐵𝑜, 

вода = 𝑊𝑝𝐵𝑤, 

свободный газ = 𝑁𝑝(𝑅𝑝 − 𝑅𝑠)𝐵𝑔. 

(2.5) 

Слагаемое 𝑁𝑝𝑅𝑝 характеризует суммарный объём попутного газа, кото-

рый был собран на поверхности, 𝑁𝑝𝑅𝑠 – суммарный объём растворенного газа. 
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Таким образом общую добычу или же левую часть уравнения (2.4) можно за-

писать следующим образом: 

𝑁𝑝[𝐵𝑜 + (𝑅𝑝 − 𝑅𝑠)𝐵𝑔] + 𝑊𝑝𝐵𝑤. (2.6) 

Полное расширение системы включает в себя: 

1. расширение нефтяной части с растворенным в ней газом: 

∆𝑉𝑜𝑖𝑙 = 𝑁[(𝐵𝑜 − 𝐵𝑜𝑖) + (𝑅𝑠𝑖 − 𝑅𝑠)𝐵𝑔], (2.7) 

где 𝑁(𝐵𝑜 − 𝐵𝑜𝑖) – соответствует изменению объёма нефти, а именно ее усадке, 

𝑁𝑅𝑠𝑖 – объём газа в нефтяной части, 𝑁𝑅𝑠 – объём растворенного газа при те-

кущем пластовом давлении. 

2. расширение газовой шапки: 

∆𝑉𝑔𝑎𝑠 = 𝑚𝑁𝐵𝑜𝑖 (
𝐵𝑔

𝐵𝑔𝑖
− 1), (2.8) 

где 𝑚 – характеризует отношение порового объёма, занятого газом, к объёму 

залежи при начальных условиях, 𝑚𝑁𝐵𝑜𝑖– первоначальный объём газовой 

шапки в пластовых условиях, 𝑚𝑁
𝐵𝑜𝑖

𝐵𝑔𝑖
  – первоначальный объём газовой шапки 

в поверхностных условиях, 𝑚𝑁𝐵𝑜𝑖
𝐵𝑔

𝐵𝑔𝑖
  - первоначальный объём газовой шапки 

в пластовых условиях с учетом изменения давления. 

3. расширения связной воды: 

∆𝑉𝑤𝑎𝑡𝑒𝑟 =
(1+𝑚)𝑁𝐵𝑜𝑖𝑐𝑤𝑆𝑤𝑐∆𝑝

1−𝑆𝑤𝑐
. (2.9) 

Формула (2.9) выводится из следующий рассуждений. Используя опреде-

ление изотермической сжимаемости (в постановке материального баланса нет 

учета изменения температуры со временем): 

∆𝑉𝑤𝑎𝑡𝑒𝑟 = 𝑐𝑤𝑉𝑤∆𝑝, (2.10) 

где суммарный объём воды можно представить: 

𝑉𝑤𝑎𝑡𝑒𝑟 =
𝐻𝐶𝑃𝑉

1−𝑆𝑤𝑐
𝑆𝑤𝑐, (2.11) 
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где 𝐻𝐶𝑃𝑉 = (1 + 𝑚)𝑁𝐵𝑜𝑖 – общие запасы нефти и газа залежи. 

4. сжатие пор (вывод по аналогии с расширением связной воды и с ис-

пользованием определения 𝑉𝑝𝑜𝑟𝑒𝑠 = 𝑃𝑉 =
𝐻𝐶𝑃𝑉

1−𝑆_𝑤𝑐
): 

∆𝑉𝑝𝑜𝑟𝑒𝑠 =
(1 + 𝑚)𝑁𝐵𝑜𝑖𝑐𝑓∆𝑝

1 − 𝑆𝑤𝑐
 (2.12) 

Таким образом, общий вид уравнения (2.4) с учетом естественного и ис-

кусственного притока воды можно записать следующим образом: 

𝑁𝑝[𝐵𝑜 + (𝑅𝑝 − 𝑅𝑠)𝐵𝑔] + 𝑊𝑝𝐵𝑤 =

𝑁[(𝐵𝑜 − 𝐵𝑜𝑖) + (𝑅𝑠𝑖 − 𝑅𝑠)𝐵𝑔]
+

𝑚𝑁𝐵𝑜𝑖 (
𝐵𝑔

𝐵𝑔𝑖
− 1)

+
(1 + 𝑚)𝑁𝐵𝑜𝑖(𝑐𝑤𝑆𝑤𝑐 + 𝑐𝑓)∆𝑝

1 − 𝑆𝑤𝑐

+
𝑊𝑒𝐵𝑤 + 𝑊𝑖𝑛𝑗𝐵𝑤

 (2.13) 
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ГЛАВА 3. МОДЕЛЬ АКВИФЕРА 

Водоносный горизонт или аквифер — это естественный способ поддер-

жания пластового давления. Приток воды в углеводородную залежь осуществ-

ляется в результате ее истощения и снижения давления. Приток наблюдается 

всякий раз, когда водоносный слой примыкает к пласту и когда границы обоих 

формаций являются проницаемыми. Происходит это явление благодаря: 

• энергии, запасенной в водоносном слое в виде избыточного давления 

воды; 

• разности давлений, возникающей между залежью и водоносной зоной 

при извлечении углеводородов. 

Объём поступающей воды зависит от следующий показателей: 

• размер водоносной зоны; 

• коэффициент проницаемости. 

В зависимости от активности аквифер классифицируется следующим об-

разом: 

• активная законтурная зона (абсолютный водонапорный режим) – зона, в 

которой темп притока воды приближается к темпу отбора флюида из пласта; 

• умеренно или малоактивная законтурная зона (частичный водонапорный 

режим) – зона, скорость притока воды из которого существенно ниже, чем 

темп отбора флюида; 

• неактивная зона – зона, из которой нет притока воды. 

Также существует критерий замкнутости: 

• законтурный режим – режим, при котором водоносная область охваты-

вает пласт по площади (полностью или частично); 

• краевое режим – режим, при котором приток воды происходит с одной 

стороны (крыла) залежи; 
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• подошвенный режим – режим, при котором водоносная зона располага-

ется в основании пласта и снабжает его снизу. 

   

а) б) с) 

Рисунок 3.1. Виды прилегания водоносной зоны к нефтеносной части: а) – законтурный 

режим, б) – подошвенный режим, в) – краевой режим. 

Моделирование аквифера, или водоносного слоя, имеет множество не-

определенностей из-за отсутствия необходимой информации о пористости, 

проницаемости, толщин, свойств флюида или геометрии прилегания. Вместо 

этого данные свойства следует выводить исходя из истории. Существует мно-

жество моделей, описывающие приток воды в пласт, но для каждой необхо-

димы исторические данные о характере притока для определения констант, 

представляющие собой характерные для данного водоносного слоя свойства 

[5, 17, 19-20]. 

 

3.1 Модель постоянного давления 

Самая простая модель, которую можно использовать в качестве оценки 

притока воды в нефтяной резервуар, основана на базовом определении сжима-

емости при изотермическом процессе: 

𝑐 =
1

𝑉

𝜕𝑉

𝜕𝑝
=

1

𝑉

∆𝑉

∆𝑝
, (3.1) 

∆𝑉 = 𝑐𝑉∆𝑝. (3.2) 

Суть модели заключается в том, что падение пластового давления на гра-

нице между водоносным слоем и нефтяной залежью вследствие разработки 

последнего вызывает расширение водоносного горизонта и дальнейшего его 

поступления в пласт. Математически модель описывается формулой (3.3): 
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𝑊𝑒 = 𝑐𝑡𝑊𝑖(𝑝𝑖 − 𝑝𝑟), (3.3) 

где: 

• 𝑊𝑒 – суммарный приток воды в пласт, м3; 

• 𝑐𝑡 = 𝑐𝑤 + 𝑐𝑓 – сжимаемость системы, 1/атм; 

• 𝑊𝑖 – начальное количество воды в аквифере, м3; 

• 𝑝𝑖 – начальное пластовое давление в водоносном слое, атм; 

• 𝑝𝑟 – текущее пластовое давление в нефтяной залежи, атм. 

Зачастую вводят параметр обхвата залежи водоносным горизонтом 𝑓 =

𝜃

360𝑜
, для того, чтобы учесть контур примыкание двух областей: 

𝑊𝑒 = 𝑐𝑡𝑊𝑖(𝑝𝑖 − 𝑝𝑟)𝑓. (3.4) 

Данная модель имеет свои существенные недостатки и ограничения. По 

словам автора книги [17] модель постоянного давления можно применять 

только к небольшому водоносному горизонту, имеющий тот же порядок, что 

и нефтяная залежь. Данная модель подразумевает мгновенную реакцию по 

всей системе водоносного горизонта от перепада давления в резервуаре, что 

для больших месторождений не допустимо. 

 

3.2 Стационарная модель Шилтиуса 

Следующая модель – это стационарная модель Шилтиуса, которая осно-

вана на уравнении Дарси и подразумевает рассмотрение водоносного слоя как 

дополнительную нагнетательную скважину со своими значениями коэффици-

ента продуктивности и «приёмистости» (приток воды в день) при установив-

шемся режиме: 

𝑑𝑊𝑒

𝑑𝑡
= 𝑒𝑤 =

0.00708 𝑘ℎ

𝜇𝑤 ln(
𝑟𝑎
𝑟𝑒

)
(𝑝𝑖 − 𝑝𝑟), (3.5) 

где:  

• 𝑒𝑤 – приток воды в день; 
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• 𝑘 – проницаемость горной породы; 

• ℎ – эффективная толщина аквифера (аналог эффективной толщины кол-

лектора); 

• 𝑟𝑎 – радиус аквифера (аналог радиуса контура питания, показывающий 

расстояние, где пластовое давление становится равным максимальному); 

• 𝑟𝑒 – радиус залежи (аналог радиуса скважины); 

• 𝜇𝑤 – динамическая вязкость жидкости; 

Существует и более простая версия формулы (3.5): 

𝑑𝑊𝑒

𝑑𝑡
= 𝑒𝑤 = 𝐶(𝑝𝑖 − 𝑝𝑟). (3.6) 

Параметр 𝐶 также называют постоянной притока воды и имеет свой ана-

лог с коэффициентом продуктивности скважин, показывающий возможность 

пласта по флюидоотдаче. Зачастую именно этот параметр выводят исходя из 

исторических данных и используют для дальнейшего прогнозирования. 

 

3.3 Модифицированное уравнение стационарного состояния Херста. 

Одна из проблем стационарной модели Шилтиуса заключается в совокуп-

ности двух противоречивых факторов: во-первых, давление в аквифере не ме-

няется, а во-вторых, по мере отвода воды из водоносного слоя радиус водонос-

ного слоя остаётся постоянным, то есть расстояние до зоны пласта максималь-

ного давления, равного давлению водоносной зоны, не меняется. Данная про-

блема была решена в модифицированном уравнении стационарного состояния 

Херста. 

𝑑𝑊𝑒

𝑑𝑡
= 𝑒𝑤 =

0.00708 𝑘ℎ

𝜇𝑤 ln(𝑎𝑡)
(𝑝𝑖 − 𝑝𝑟) = 𝐶

(𝑝𝑖−𝑝𝑟)

ln(𝑎𝑡)
. (3.7) 

Постоянные модели Хёрста 𝐶 и 𝑎 выводятся из исторических данных как 

коэффициенты линейного уравнения (3.8): 

(𝑝𝑖−𝑝𝑟)

𝑒𝑤
=

1

𝐶
ln(𝑎) +

1

𝐶
ln(𝑡). (3.8) 
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3.4 Нестационарная модель ван Эвердингена и Хёрста 

Как уже было написано ранее, уравнения, описывающие поток нефти в 

ствол скважины, также способны отобразить поведение притока воды из водо-

носного слоя. Но что делать в случае неустановившегося режима, когда залежь 

только начинают разрабатывать? На этот вопрос смогли ответить авторы дан-

ной модели [17]. Для описания такого поведения притока ими было предло-

жено использование безразмерного уравнения диффузии фильтрации воды: 

1

𝑟

𝜕𝑝

𝜕𝑟
(𝑟

𝜕𝑝

𝜕𝑟
) =

𝜙𝑎𝜇𝑤𝑐𝑡

𝑘𝑎

𝜕𝑝

𝜕𝑡
, (3.9) 

где: 

• 𝜙𝑎 – проницаемость водоносного пласта; 

• 𝜇𝑤 – вязкость воды; 

• 𝑐𝑡 – суммарная сжимаемость воды и породы; 

• 𝑘𝑎 – проницаемость водоносного пласта. 

Использовались следующие определения: 

𝑟𝐷 =
𝑟𝑎

𝑟𝑒
, (3.10) 

𝑡𝐷 =
𝑘𝑎𝑡

𝜙𝑎𝜇𝑤𝑐𝑡𝑟𝑒
2

, (3.11) 

𝑝𝐷 =
𝑝 − 𝑝𝑓

𝑝𝑖 − 𝑝𝑓
 (3.12) 

где: 

• 𝑟𝑎 – радиус водоносной зоны; 

• 𝑟𝑒 – радиус нефтеносного пласта; 

• 𝑝𝑖 – начальное давление водоносной зоны; 

• 𝑝𝑓 – пластовое давление нефтеносного пласта. 
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Решение было предложено при рассмотрении двух случаев: первый – по-

стоянный конечный приток (благодаря этому ограничению становится воз-

можно пересчитать падение давления в водоносной зоне), второй – постоянное 

конечное давление на границе (обратная ситуация, когда определяется приток 

на некотором конечном рассматриваемом периоде). 

Краткий вывод можно представить следующим образом. Расход жидко-

сти определяется уравнением (3.13): 

𝑞(𝑡) =
2 𝜋𝑘𝑎ℎ𝑓(𝑝𝑖 − 𝑝𝑓)

𝜇𝑤
(

𝜕𝑝𝐷

𝜕𝑟𝐷
)

𝑟𝐷=1

, (3.13) 

Следовательно, приток воды описывается (3.14): 

𝑊𝑒(𝑡) = ∫ 𝑞(𝑡)𝑑𝑡  =  2 𝜋𝑘𝑎ℎ𝑓𝑟𝑒
2𝜙𝑎 𝑐𝑡(𝑝𝑖 − 𝑝𝑓) ∫ (

𝜕𝑝𝐷

𝜕𝑟𝐷
)

𝑟𝐷=1

𝑑𝑡𝐷 

𝑊𝑒(𝑡) = 2 𝜋ℎ𝑓𝑟𝑒
2𝜙𝑎 𝑐𝑡(𝑝𝑖 − 𝑝𝑓)𝑊𝐷 , 

𝑊𝑒(𝑡) = 𝑈∆𝑝𝑊𝐷 

(3.14) 

где: 

• 𝑊𝐷 = ∫ (
𝜕𝑝𝐷

𝜕𝑟𝐷
)

𝑟𝐷=1
𝑑𝑡𝐷 – безразмерный приток; 

• 𝑈 = 2 𝜋ℎ𝑓𝑟𝑒
2𝜙𝑎 𝑐𝑡 – постоянная аквифера; 

Также авторами было представлено решение, как зависимость безразмер-

ного притока от безразмерного времени для некоторых соотношений радиусов 

водоносной зоны и нефтеносного пласта. Позднее они были аппроксимиро-

ваны различными авторами под рассматриваемые случаи. 

В случае подошвенного и краевого режима вытеснения, как показано на 

Рисунок 3.2, приток описывается линейной моделью.  
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Рисунок 3.2.Краевой и подошвенный режим вытеснения. 

При этом общий вид не меняется, но вносятся некоторые корректировки. 

К примеру, если в радиальной модели 𝑡𝐷 зависело от объёма водоносной ча-

сти, то при подошвенном и краевом режиме вытеснения – от размера акви-

фера, и при его изменении значение параметра необходимо обновлять. 

𝑡𝐷 =
𝑘𝑎𝑡

𝜙𝑎𝜇𝑤𝑐𝑡𝐿𝑎
2

. (3.15) 

При этом постоянную аквифера также необходимо уточнять (𝑉𝑝𝑎 – поро-

вый объём законтурной зоны). 

𝑈 = 𝑉𝑝𝑎 𝑐𝑡 (3.16) 

Несмотря на довольно точные результаты и способность модели описы-

вать нестационарный поток, в реальности данная модель мало востребована в 

связи с необходимостью сопоставления и аппроксимации табличных данных, 

что означает большие временные затраты. Помимо этого, для ее использова-

ния необходимо исследовать зону аквифера для определения характерных ве-

личин, что в большинстве случаев не происходит. 

3.5 Модель Фетковича 

Последняя модель, рассматриваемая в данной работе – это модель Фетко-

вича, основанная на концепции коэффициента продуктивности: скорость при-

тока воды прямо пропорциональна перепаду давления между средним давле-

нием водоносного горизонта и давлением на границе аквифера и разрабатыва-

емой нефтеносной залежью. При этом данный метод пренебрегает эффектами 

любого переходного состояния, то есть возможны неточные прогнозные 
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результаты в случаях, когда пластовое давление быстро меняется на границе, 

что в реальности случается довольно редко. 

В основе данной модели лежат два простых уравнения: уравнение коэф-

фициента продуктивности и уравнение материального баланса водоносного 

горизонта при постоянной сжимаемости (величина снижения давления в водо-

носном горизонте прямо пропорциональна количеству притока воды из аквфи-

вера): 

𝑑𝑊𝑒

𝑑𝑡
= 𝑒𝑤 = 𝐽(𝑝𝑎 − 𝑝𝑟), (3.17) 

𝑊𝑒 = 𝑐𝑡𝑊𝑖(𝑝𝑖 − 𝑝𝑎), (3.18) 

где: 

• 𝑒𝑤 – суточный приток воды; 

• 𝐽 – коэффициент продуктивности аквифера; 

• 𝑝𝑎 – среднее пластовое давление в аквифере; 

• 𝑝𝑟 – пластовое давление на границе аквифера и залежи; 

• 𝑐𝑡 – сжимаемость системы; 

• 𝑊𝑖 – начальный объём воды в аквифере; 

• 𝑝𝑖 – начальное давление в аквифере; 

Из уравнения (3.18) не трудно заметить, что максимальное возможное ко-

личество воды достигнет при 𝑝𝑎 = 0: 

𝑊𝑒𝑖 = 𝑐𝑡𝑊𝑖𝑝𝑖. (3.19) 

Тогда, соединяя уравнения (3.18) и (3.19), получим формулу для уточне-

ния пластового давления в водоносном горизонте по мере отвода воды: 

𝑝𝑎 = 𝑝𝑖 (1 −
𝑊𝑒

𝑊𝑒𝑖
). (3.20) 

Дифференцирование (3.20) дает: 

𝑑𝑊𝑒

𝑑𝑡
= −

𝑊𝑒𝑖

𝑝𝑖

𝑑𝑝𝑎

𝑑𝑡
. (3.21) 
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И скомбинировав уравнения (3.17) и (3.21) и проинтегрировав, получим 

уравнение Фетковича: 

𝑊𝑒 =
𝑊𝑒𝑖

𝑝𝑖

(𝑝𝑖 − 𝑝𝑟) exp (−
𝐽𝑝𝑖𝑡

𝑊𝑒𝑖
). (3.22) 

Индекс продуктивности 𝐽, использованный в расчетах, является функ-

цией геометрии водоносного горизонта. Феткович рассчитал индекс продук-

тивности по уравнению Дарси для ограниченных водоносных горизонтов. В 

дальнейшем было доказано, что модель Фетковича можно распространить и 

для бесконечного водоносного горизонта, потребовав, чтобы отношение ско-

рости притока воды к перепаду давления было примерно постоянным в тече-

ние продуктивного срока эксплуатации пласта (см. Таблица 3.1.). 

Таблица 3.1. 

Различные представления коэффициента продуктивности по модели Фетковича. 

Тип аквифера Радиальная постановка Линейная постановка 

конечный, постоян-

ный приток 
𝐽 =

0.00708𝑘ℎ𝑓

𝜇𝑤[ln(𝑟𝐷) − 0.75]
 𝐽 =

0.003381𝑘ℎ𝑤

𝜇𝑤𝐿
 

конечный, постоян-

ное давление 
𝐽 =

0.00708𝑘ℎ𝑓

𝜇𝑤[ln(𝑟𝐷)]
 𝐽 =

0.001127𝑘ℎ𝑤

𝜇𝑤𝐿
 

бесконечный 
𝐽 =

0.00708𝑘ℎ𝑓

𝜇𝑤 ln (
𝑎
𝑟𝐷

)
 

𝑎 = √0 . 0142𝑘𝑡 (𝜑𝜇𝑤𝑐𝑡)⁄  

𝐽 =
0.001𝑘ℎ𝑤

𝜇𝑤𝑎
 

𝑎 = √0 . 0633𝑘𝑡 (𝜑𝜇𝑤𝑐𝑡)⁄  

где: 

• 𝑤 – ширина линейного водоносного горизонта; 

• 𝐿 – длина линейного водоносного горизонта. 

В настоящее время существует различные модели для описания законтур-

ного притока: модель постоянного давления хороша для описания малых объ-

ектов, учитывая объём водного резервуара, модели Шилтиуса и Хёрста, пред-

ставляющие аквифер как нагнетательную скважину со своим коэффициентом 

приёмистости, хороши в случае установившегося притока с бесконечным объ-

ёмом водоносной зоны, достоинством модели ван Эвердингена и Хёрста 



31 
 

является возможность описания нестационарного притока, в то время как мо-

дель Фетковича, учитывающий коэффициент продуктивности и объём акви-

фера, а в следствии и изменение пластового давления, пренебрегает эффек-

тами переходного состояния. На основе этого были сформулированы некото-

рые критерии отбора, удовлетворяющие особенностям используемого инстру-

мента (рассматривается в 4 главе): 

• общий вид уравнения не должен зависеть от типа прилегания водонос-

ной зоны; 

• поскольку рассматриваются месторождения с достаточной историей, 

подразумевается именно работа скважин на установившемся режиме, то мо-

дель должна описывать поток при стационарном режиме. 
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ГЛАВА 4. АЛГОРИТМ АДАПТАЦИИ МОДЕЛИ ПЛАСТА НА ИСТО-

РИЧЕСКИЕ ДАННЫЕ И ПРОГНОЗИРОВАНИЕ ПОКАЗАТЕЛЕЙ РАЗ-

РАБОТКИ 

В момент, когда известно поведение пластового давления, материальный 

баланс становится мощным инструментом для определения пластовых запасов 

углеводородов и механизмов вытеснения [1, 3]. При этом нет необходимости 

ограничивать себя в выборе конкретной геометрической модели. Также дан-

ная методика позволяет воспроизвести поведение пластового давления, что в 

совокупности с наиболее сомнительными параметрами (сжимаемость горной 

породы, приток законтурной воды) позволяет адаптировать модель на исто-

рию, а после и прогнозировать результаты. 

Используемый инструмент упрощенного моделирования в работе осно-

ван именно на втором вариант применения материального баланса: воспроиз-

ведение пластового давления с последующим прогнозом показателей разра-

ботки в совокупности с построением моделей коэффициентов продуктивно-

сти/приемистости [2, 9] и характеристик вытеснения [3, 9]. 

 

4.1 Модель продуктивности 

Коэффициент продуктивности 𝑃𝐼 или приемистости 𝐼𝐼 – это отношение 

дебита жидкости или приемистости скважины к депрессии или репрессии. 

𝑃𝐼 =
𝑞𝑙𝑖𝑞

(𝑃𝑟𝑒𝑠 − 𝑃)
, (4.1) 

𝐼𝐼 =
𝑞𝑖𝑛𝑗

(𝑃 − 𝑃𝑟𝑒𝑠)
. (4.2) 

Для вычисления модели 𝑃𝐼, 𝐼𝐼 необходимы следующие данные: 

• 𝑄𝑙𝑖𝑞 – исторические значения ежемесячной добычи жидкости, м3 

пов.усл.; 

• 𝑄𝑜𝑖𝑙 – исторические значения ежемесячной добычи нефти, м3 пов.усл.; 
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• 𝑄𝑖𝑛𝑗 – исторические значения ежемесячной закачки, м3 пов.усл.; 

• 𝑃 – исторические значения забойных давлений на каждый месяц, атм;  

• 𝑃𝑟𝑒𝑠 – исторические значения пластовое давление на каждый месяц, атм; 

• 𝐵𝑤, 𝐵𝑜𝑖𝑙 – пвт-свойства: объёмные коэффициенты воды и нефти соответ-

ственно. 

Далее, по фактическим данным на каждый месяц вычисляется значение 

продуктивности или приемистости каждой скважины в пластовых условиях с 

учетом количества дней в каждом месяце (𝑡𝑖𝑚𝑒): 

𝑃𝐼 =
(𝑄𝑙𝑖𝑞 − 𝑄𝑜𝑖𝑙)𝐵𝑤 + 𝑄𝑜𝑖𝑙𝐵𝑜𝑖𝑙

(𝑃𝑟𝑒𝑠 − 𝑃) 𝑡𝑖𝑚𝑒
, (4.3) 

𝐼𝐼 =
𝑄𝑖𝑛𝑗𝐵𝑤

(𝑃 − 𝑃𝑟𝑒𝑠) 𝑡𝑖𝑚𝑒
. (4.4) 

На прогнозном периоде значения 𝑃𝐼, 𝐼𝐼 можно задать двумя способами: 

использовать константное значение последнего факта или использовать гипер-

болическую зависимость падения по Арпсу (на практике это часто используе-

мая модель). В последнем случае используются коэффициенты падения, дав-

шее минимальное среднеквадратичное отклонение между модельными значе-

ниями и историческими: 

𝑃𝐼𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙 , 𝐼𝐼𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙 = 𝐾𝑖(1 + 𝑏 𝐷 𝑇𝑖𝑚𝑒)−
1
𝑏 , (4.5) 

где  

• 𝐾𝑖 – первое историческое значение коэффициента продуктивности/при-

емистости скважины; 

• 𝐷 – коэффициент потери, показывающий относительное уменьшение де-

бита/приемистости со временем; 

• 𝑏 – показатель истощения; 

• 𝑇𝑖𝑚𝑒 – время с начала разработки. 
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Рисунок 4.1. Пример построения коэффициента продуктивности/приёмистости. 

 

4.2 Модель обводнённости 

Прежде, чем приступить к понятию «характеристик вытеснения» необхо-

димо понять разницу между обводненностью и водонасыщенностью. Не-

смотря на то, что оба слова имеют один корень, физических смысл различный. 

Обводненность показывает содержание воды в продукции скважины 

(обозначение: 𝑤с). 

𝑤с ≝  
𝑄𝑤

𝑄𝑤 + 𝑄𝑜𝑖𝑙
=  

𝑄𝑤

𝑄𝑙𝑖𝑞
, (4.6) 

где  

• 𝑄𝑤 – количество добытой воды; 

•  𝑄𝑜𝑖𝑙 – количество добытой нефти. 

Водонасыщенность показывает степень заполнения порового простран-

ства водой (обозначение насыщенности 𝑆). 

Рассмотрим и некоторые другие определения. 
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Проницаемость – свойство горной породы пропускать через себя жид-

кость при перепаде давления. Различают абсолютную, фазовую и относитель-

ную проницаемости. 

Абсолютная проницаемость (𝑘) – это фильтрующая способность породы 

для инертного газа. При этом считается, что инертный газ никак не взаимодей-

ствует с породой. 

Фазовая проницаемость – это фильтрующая способность породы для 

определенной фазы (𝑘𝑤 воды, 𝑘𝑜𝑖𝑙 нефти, 𝑘𝑔 газа) при наличии в пустотном 

пространстве других фаз. 

Относительная проницаемость – это отношение фазовой проницаемости 

к абсолютной. 

Для каждого пласта строят график зависимости коэффициентов относи-

тельной фазовой проницаемости от коэффициентов насыщенности. По гра-

фику можно судить его способность к флюидоотдачи. К примеру, по Рисунок 

4.2 можно определить насыщенность, при которой будет добываться только 

нефть (𝑆𝑤𝑛 ∈ [0; 0.3]), или вода (𝑆𝑤𝑛 ∈ [0.8; 1]), или их смесь (𝑆𝑤𝑛 ∈

(0.3; 0.8)) и соответствующие этому случаю максимальные значения относи-

тельных фазовых проницаемостей. 

 

Рисунок 4.2. График относительной фазовой проницаемости (нефть-вода). 
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Рассмотрим долю воды, движущуюся в пласте, в общем объеме фильтру-

емой жидкости (4.6) и применим закон Дарси для фильтрации жидкости в по-

ристой среде: 

𝑄𝑤 = 𝑠
𝑘𝑘𝑤

∗

𝜇𝑤

𝜕𝑝𝑤

𝜕𝑟
, (4.7) 

𝑄𝑜𝑖𝑙 = 𝑠
𝑘𝑘𝑜𝑖𝑙

∗

𝜇𝑜𝑖𝑙

𝜕𝑝𝑜𝑖𝑙

𝜕𝑟
, (4.8) 

где: 

• 𝑠 – площадь фильтрации; 

• 𝑣𝑤, 𝑣𝑜𝑖𝑙 – скорость фильтрации фаз; 

• 𝑘, 𝑘𝑤
∗ , 𝑘𝑜𝑖𝑙

∗  - абсолютная и относительные фазовые проницаемости; 

• 𝜇𝑤, 𝜇𝑜𝑖𝑙 – вязкость фаз. 

Получим: 

𝑤𝑐 =
𝑘𝑤

∗ (𝑆)
𝜕𝑝𝑤

𝜕𝑟

𝑘𝑤
∗ (𝑆)

𝜕𝑝𝑜𝑖𝑙

𝜕𝑟
+ 𝜇0𝑘𝑤

∗ (𝑆)
𝜕𝑝𝑜𝑖𝑙

𝜕𝑟

, (4.9) 

где 𝜇0 =
𝜇𝑤

𝜇𝑜𝑖𝑙
 – отношение динамических вязкостей воды и нефти в пластовых 

условиях. При пренебрежении капиллярных эффектов на границе, получим: 

𝑤𝑐 =
𝑘𝑤

∗ (𝑆)

𝑘𝑤
∗ (𝑆) + 𝜇0𝑘𝑤

∗ (𝑆)
 (4.10) 

Данная модель называется – модель Бакли-Леверетта [3]. 

Для определения прогнозных показателей геолого-технических меропри-

ятий в случае, когда известны фактические данные: добыча нефти, добыча 

воды, запасы углеводородного сырья – расчет потенциального дебита нефти 

может производиться на основе характеристик вытеснения. По одному из 

определений, характеристика вытеснения (ХВ) отображает зависимость со-

держания воды в продукции скважины от коэффициента извлечения нефти, 
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который определяется как отношение извлеченных одной скважиной запасов 

ко всем запасам данной скважины (КИН). 

КИН ≝
∑ 𝑄𝑜𝑖𝑙

НГЗ
. (4.11) 

Таким образом, единожды построив ХВ и задав 𝑄𝑙𝑖𝑞, появляется возмож-

ность определять по ней значения обводненности с использованием числен-

ных методов. 

Для построения ХВ необходимы две вещи: значение обводненности и со-

ответствующее значение КИН. Вычисление 𝑤с происходит с использованием 

модели Бакли – Леверетта и относительной фазовой проницаемости для воды 

и нефти, найденные с помощью модели Corey, которая в свою очередь описы-

вает зависимость относительных фазовый проницаемостей от нормирован-

ного значения водонасыщенности: 

𝑆𝑤𝑛 =  
𝑆 − 𝑆в.ост

1 − 𝑆в.ост −  𝑆н.ост
, (4.12) 

где  

• 𝑆 – текущая водонасыщенность; 

• 𝑆в.ост – остаточная насыщенность по воде; 

• 𝑆н.ост – остаточная насыщенность по нефти. 

Модель Corey [12] основана на степенном законе насыщения и имеет одну 

степень свободы для каждой фазы: 

𝐾𝑟𝑜(𝑆) = 𝐾𝑟𝑜
𝑚𝑎𝑥(1 − 𝑆𝑤𝑛)𝑁𝑜 , (4.13) 

𝐾𝑟𝑤(𝑆) =  𝐾𝑟𝑤
𝑚𝑎𝑥 𝑆𝑤𝑛

𝑁𝑤 , (4.14) 

где 𝐾𝑟𝑜 – относительная фазовая проницаемость по нефти, 𝐾𝑟𝑤 – относитель-

ная фазовая проницаемость по воде, 𝐾𝑟𝑤
𝑚𝑎𝑥, 𝐾𝑟𝑜

𝑚𝑎𝑥 – максимальные значения от-

носительных проницаемостей по воде и нефти соответственно, 𝑁𝑤 и 𝑁𝑜 – 
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эмпирические параметры для воды и нефти соответственно, находящиеся под-

бором. 

 

Рисунок 4.3. Относительная фазовая проницаемость по модели Corey. 

Подставляя уравнения (4.13)(4.14)в модель Баклея – Леверетта (4.10), по-

лучим следующее выражение для обводненности: 

𝑤𝑐(𝑥) =  𝑤𝑐0 +  
1 − 𝑤𝑐0

1 + 𝜇0
(1 − 𝑥)𝑁𝑜

𝑥𝑁𝑤

, 
(4.15) 

где  

• 𝑤𝑐0 – начальное значение обводненности; 

• 𝑥 – стартовая доля отбора начальных геологических запасов; 

• 𝑁𝑜, 𝑁𝑤 – коэффициент корреляции модели Corey для относительной фа-

зовой проницаемости по нефти и воды соответственно. 
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4.3 Алгоритм адаптации 

Использование модели на основе материального баланса накладывает 

свои ограничения: 

• пласт считается изотропным; 

• свойства флюида определяются для среднего давления на каждый про-

межуток временного интервала; 

• при решении МБ давление в пласте считается постоянным на рассматри-

ваемом промежутке времени; 

• единый тренд пластового давления для всей залежи; 

• локализованное изменение давления при дренировании пласта не учиты-

вается; 

• для расчетов используется среднее пластовое давление по объекту; 

• все изменения в пласте рассматриваются в изотермических условиях. 

Взамен для прогноза необходимы следующие данные: 

• замеры пластового давления; 

• учет ежемесячной добычи нефти, воды и газа; 

• свойства флюидов (PVT) и породы; 

• геологические запасы нефти и газа. 

Как уже было написано ранее, моделирование разработки месторождений 

осложнено невозможностью напрямую наблюдать за процессом внутри пла-

ста. Для того, чтобы понять корректность используемой модели используют 

адаптацию на фактические данные: к примеру, при моделировании в гидроди-

намике воссоздается вся история разработки месторождения: модель счита-

ется корректной, если накопленные показатели по добыче по каждой сква-

жине, полученные при помощи вычислений, совпадают с фактом. А в исполь-

зуемом инструменте упрощенного моделирования «адаптация» подразумевает 

сходимость рассчитанного (восстановленного) пластового давления на основе 

уравнения материального баланса с историческим. При этом на периоде 
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адаптации известна вся добыча и закачка, а сам период обычно не превышает 

1 или 2 лет (как правило не рассматривается вся история месторождения из-за 

соображения установившегося режима). Как видно из Рисунок 4.4 использо-

вание модели для прогноза технологических параметров без предварительной 

адаптации может привести к сомнительным результатам. 

 

Рисунок 4.4. Восстановленное пластовое давление без адаптации на факт и соответству-

ющий ему прогноз. 

В связи с этим адаптация на исторические данные производилась путём 

подбора оптимальной сжимаемости 𝑐𝑓. Для этого методом Нелдер-Мида опре-

делялась оптимальная сжимаемость, удовлетворяющая минимальной квадра-

тичной невязки между восстановленным при помощи материального баланса 

пластовым давлением и исторического.  

∑(𝑃𝑟𝑒𝑠𝑠[𝑖] − 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑠𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙[𝑖])2 → 0, (4.16) 
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𝑃𝑟𝑒𝑠𝑠𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙[𝑖] = 𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖 − 1]  −
1 − 𝑠𝑤[𝑖]

𝑁[𝑖] ⋅ (𝑐𝑤 ⋅ 𝑠𝑤[𝑖]+ 𝑐𝑓)
⋅ (𝑄𝑜[𝑖] +

+𝐺𝑓𝑟𝑒𝑒[𝑖] + 𝑄𝑤[𝑖] − 𝑄𝑖𝑛𝑗[𝑖] −
𝑁[𝑖]

𝐵𝑜[𝑖]
⋅ (𝐵𝑜[𝑖] −  𝐵𝑜[𝑖 − 1] +

+ (𝑅𝑠[𝑖 − 1] − 𝑅𝑠[𝑖]) ⋅ 𝐵𝑔[𝑖]) − 𝐺[𝑖] ⋅  (𝐵𝑔[𝑖] −  𝐵𝑔[𝑖 − 1]))  

(4.17) 

При этом значения добычи на каждый месяц являлись известными вели-

чинами, а запасы вычислялись на основе знания исторической добычи по каж-

дой скважине. 

𝑁[𝑖] =  (
𝑁[𝑖 − 1]

𝐵𝑜[𝑖 − 1]
−

𝑄𝑜[𝑖 − 1]

𝐵𝑜[𝑖 − 1]
) 𝐵𝑜[𝑖] (4.18) 

где: 

• 𝑁[𝑖] – оставшиеся запасы нефти на начало i месяца, м3 в пласт. усл.; 

• 𝑄𝑜[𝑖], 𝑄𝑤[𝑖], 𝐺𝑓𝑟𝑒𝑒[𝑖], 𝑄𝑖𝑛𝑗[𝑖] – суммарная добыча нефти, воды, газа, за-

качка по скважинам за i месяц, м3 в пласт. усл.; 

• 𝐵𝑜[𝑖] – объемный коэффициент по нефти, воде за i  месяц; 

Водонасыщенность вычисляется по формуле: 

𝑠𝑤[𝑖] = 1 −
𝑁[𝑖] − 𝑄𝑜[𝑖] − 𝐺[𝑖]

𝑉𝑝[𝑖]
 (4.19) 

𝑉𝑝[𝑖] = 𝑉𝑝[𝑖 − 1] (1 + 𝑥 +
𝑥2

2
) (4.20) 

𝑥 = 𝑐𝑓(𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖] − 𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖 − 1]) (4.21) 

𝑉𝑝0  =  
𝑁0 + 𝐺0

(1 −  𝑠𝑤0)
 (4.22) 

где: 

• 𝐺[𝑖] – запасы свободного газа на начало i месяца, м3 в пласт. усл.; 

• 𝑉𝑝[𝑖] – поровый объем, занимаемый углеводородом 

Однако, варьируя только один параметр не всегда удается корректно са-

даптировать модель, в которой нет учёта неоднородности пласта или 
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изменяемость некоторый свойств флюидов, а также отсутствует учёт неэффек-

тивной закачки (Рисунок 4.5).  

 

 

Рисунок 4.5. Примеры неудачной адаптации пластового давления под историю путём 

подбора оптимальной сжимаемости. 

В связи с этим было принято решение исследовать другой способ адапта-

ции под историю путем моделирования притока законтурной воды. Анало-

гично, при помощи Нелдер-Мида находились оптимальные параметры акви-

фера для минимизации квадратичной невязки воссозданного и исторического 

пластового давления. 

∑(𝑃𝑟𝑒𝑠𝑠[𝑖] − 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑠𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙[𝑖])2 → 0, (4.23) 
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𝑃𝑟𝑒𝑠𝑠𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙[𝑖] = 𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖 − 1]  −
1 − 𝑠𝑤[𝑖]

𝑁[𝑖]⋅ (𝑐𝑤 ⋅ 𝑠𝑤[𝑖]+ 𝑐𝑓)
(𝑄𝑜[𝑖] + 𝐺𝑓𝑟𝑒𝑒[𝑖] +

+𝑄𝑤[𝑖] − 𝑄𝑖𝑛𝑗[𝑖] −
𝑁[𝑖]

𝐵𝑜[𝑖]
⋅ (𝐵𝑜[𝑖] −  𝐵𝑜[𝑖 − 1] + (𝑅𝑠[𝑖 − 1] − 𝑅𝑠[𝑖]) ⋅

𝐵𝑔[𝑖]) − 𝐺[𝑖] ⋅  (𝐵𝑔[𝑖] −  𝐵𝑔[𝑖 − 1]) − 𝑊𝑒𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙[𝑖]). 

(4.24) 

𝑊𝑒𝑚𝑜𝑑𝑒𝑙[𝑖] – приток законтурной воды за i месяц, м3 в пласт. усл. Данный 

параметр вычисляется в зависимости от используемой модели: в случае мо-

дели Шилтиуса (4.25), модели Хёсрта (4.26), модели Фетковича (4.27) - (4.28). 

𝑊𝑒[𝑖] = 𝐶(𝑃𝑟𝑒𝑠0 − 𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖])∆𝑡. (4.25) 

𝑊𝑒[𝑖] = 𝐶 ∆𝑡
(𝑃𝑟𝑒𝑠0 − 𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖])

ln(𝑎𝑡)
 (4.26) 

𝑊𝑒[𝑖] =
𝑊𝑒𝑖

𝑝𝑖
(𝑃𝑎𝑢𝑞[𝑖 − 1] − Pr [𝑖]) exp (−

𝐽𝑃𝑟𝑒𝑠0∆𝑡

𝑊𝑒𝑖
) (4.27) 

𝑃𝑎𝑢𝑞[𝑖 − 1] =  𝑃𝑎𝑢𝑞[𝑖 − 2] (1 − 
𝑊𝑒[𝑖 − 1]

𝑐𝑡𝑊𝑒𝑖𝑃𝑟𝑒𝑠0 − ∑ 𝑊𝑒𝑛
𝑖−2
𝑛=1

) 

 

Pr [𝑖] =
𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖] + 𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖 − 1]

2
 

 

(4.28) 

 

4.4 Алгоритм расчёта прогнозных показателей 

Вычисление прогнозного периода происходит c использованием формул 

(4.16) – (4.22), но с корректировки определения добычи нефти, воды, газа и 

закачки. Для определения добычи жидкости (вода+нефть) и закачки в пласто-

вых условиях используется ранее построенная модель PI, II для каждой сква-

жины. 

𝑄𝑙𝑖𝑞[𝑖] = 𝑃𝐼 (𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖] − 𝑃𝑤𝑓[𝑖])∆𝑡 (4.29) 

𝑄𝑖𝑛𝑗[𝑖] = 𝐼𝐼 (𝑃𝑤𝑓[𝑖] − 𝑃𝑟𝑒𝑠[𝑖])∆𝑡 (4.30) 

Для того, чтобы разделить нефть и воду используется модель обводнен-

ности для каждой скважины. На любой момент времени обводненность мо-

жет быть представлена как: 
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𝑤𝑐 = 1 −
𝑑𝑄𝑜(нак)

𝑑𝑄𝑙𝑖𝑞(нак)
, (4.31) 

с учетом определения: 

КИН =
𝑄𝑜(нак)

НГЗ
, (4.32) 

𝑤𝑐 = 𝑤𝑐(КИН) = 𝑤𝑐 (
𝑄𝑜(нак)

НГЗ
) 

𝑑𝑄𝑜(нак)

𝑑𝑄𝑙𝑖𝑞(нак)
= 1 − 𝑤𝑐 (

𝑄𝑜(нак)

НГЗ
) 

(4.33) 

Для нахождения добычи нефти за текущий период можно воспользо-

ваться алгоритмом решения дифференциального уравнения Рунге-Кутта 4 по-

рядка: 

𝑄𝑜[𝑖] = 𝑄𝑜нак[𝑖] − 𝑄𝑜нак[𝑖 − 1] =
𝑄𝑙𝑖𝑞[𝑖]

6
(𝑘1 + 2𝑘2 + 2𝑘3 + 𝑘4) (4.34) 

𝑘1 = 1 − 𝑤𝑐 (
𝑄𝑜нак[𝑖 − 1]

НГЗ
) = 1 − 𝑤𝑐(КИН{𝑖 − 1]) 

𝑘2 = 1 − 𝑤𝑐 (КИН{𝑖 − 1] −
𝑄𝑙𝑖𝑞[𝑖]

2 ⋅ НГЗ
𝑘1) 

𝑘3 = 1 − 𝑤𝑐 (КИН{i − 1] +
𝑄𝑙𝑖𝑞[𝑖]

2 ⋅ НГЗ
𝑘2) 

𝑘4 = 1 − 𝑤𝑐 (КИН{i − 1] +
𝑄𝑙𝑖𝑞[𝑖]

НГЗ
𝑘3) 

(4.35) 
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ГЛАВА 5. РЕЗУЛЬТАТЫ АДАПТАЦИИ МОДЕЛИ НА ИСТОРИЧЕ-

СКИЕ ДАННЫЕ ПУТЕМ МОДЕЛИРОВАНИЯ АКВИФЕРА 

5.1 Синтетическая модель 

Для проверки работоспособности адапта-

ции пластового давления под историю пу-

тем моделирования аквифера был создан 

синтетический кейс, который состоит из 

25 добывающих скважин и 16 нагнета-

тельных (Рисунок 5.1). Модель представ-

ляет собой элемент однородного пласт, 

свойства (см. Рисунок 5.2 и  Таблица 5.1.). 

 

Рисунок 5.1. Визуализация располо-

жения скважин на синтетических 

данных. 
При этом отсутствуют условия выделения растворенного газа из нефти и 

образования газовой шапки, геолого-технические мероприятия, такие как 

смена забойного давления, изменения коэффициентов продуктивности или 

приёмистости, остановка или запуск скважин и другие, а коэффициент эксплу-

атации скважин равен единице. 

Таблица 5.1. Начальные свойства системы. 

Сжимаемость породы: 4.05268e-05 1/атм 

Сжимаемость воды: 4.05268e-05 1/атм 

Плотность нефти: 0.85 т/м3 

Плотность воды: 1 т/м3 

Газосодержание при Рнас: 70 м3/м3 

Начальные запасы нефти: 7526550 т 

Начальные запасы свободного газа: 0 м3 
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Рисунок 5.2. Используемые пвт-свойста в синтетической модели. 

 

5.2 Тестирование на синтетических данных 

На первом этапе приток воды извне был представлен моделью Шилтиуса, 

характеризующаяся неизменным коэффициентом продуктивности. Выбор 

данной модели обусловлен несколькими факторами и предположениями: 

• знание, является ли рассматриваемая часть разработки пласта водопла-

вающей или нет; 

• неизвестность каких-либо параметров водоносной зоны: толщины, по-

ристости, объёма и другие; 

•  предположение неизменности пластового давления аквифера, влеку-

щее за собой задание бесконечного водоносного горизонта; 

• единый вид уравнения для любого типа прилегания аквифера к разраба-

тываемому пласту. 

На основе вышеописанной модели были составлены два синтетических 

кейса с отсутствием и наличием притока воды извне, где пластовое давление 

было задано постоянным и неизменным. Использование модели Шилтиуса 
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показало оптимистичные результаты, где максимальная и средняя ошибки со-

ставили 0.12% и 0.05% в случае отсутствия притока и 0.26% и 0.16% в случае 

наличия притока соответственно (см. Рисунок 5.4 – Рисунок 5.6, Таблица 5.3) 

 

Рисунок 5.3. График адаптации модели на историческое пластовое давление при отсут-

ствии законтурного притока. 

 

Рисунок 5.4. Сравнение модельного и исторического притока. 

-0.14%

-0.12%

-0.10%

-0.08%

-0.06%

-0.04%

-0.02%

0.00%

0.02%

170

180

190

200

210

220

230

0
1

.0
2

.2
0

0
1

0
1

.1
0

.2
0

0
1

0
1

.0
6

.2
0

0
2

0
1

.0
2

.2
0

0
3

0
1

.1
0

.2
0

0
3

0
1

.0
6

.2
0

0
4

0
1

.0
2

.2
0

0
5

0
1

.1
0

.2
0

0
5

0
1

.0
6

.2
0

0
6

0
1

.0
2

.2
0

0
7

0
1

.1
0

.2
0

0
7

0
1

.0
6

.2
0

0
8

0
1

.0
2

.2
0

0
9

0
1

.1
0

.2
0

0
9

0
1

.0
6

.2
0

1
0

0
1

.0
2

.2
0

1
1

0
1

.1
0

.2
0

1
1

0
1

.0
6

.2
0

1
2

0
1

.0
2

.2
0

1
3

0
1

.1
0

.2
0

1
3

0
1

.0
6

.2
0

1
4

0
1

.0
2

.2
0

1
5

0
1

.1
0

.2
0

1
5

0
1

.0
6

.2
0

1
6

0
1

.0
2

.2
0

1
7

0
1

.1
0

.2
0

1
7

0
1

.0
6

.2
0

1
8

0
1

.0
2

.2
0

1
9

0
1

.1
0

.2
0

1
9

Пластовое давление, атм

Ошибка (Ш) Историческое давление Давление модельное (Ш)

0.E+00

2.E-05

4.E-05

6.E-05

8.E-05

1.E-04

1.E-04

1.E-04

2.E-04

2.E-04

2.E-04

0
1

.0
2

.2
0

0
1

0
1

.1
0

.2
0

0
1

0
1

.0
6

.2
0

0
2

0
1

.0
2

.2
0

0
3

0
1

.1
0

.2
0

0
3

0
1

.0
6

.2
0

0
4

0
1

.0
2

.2
0

0
5

0
1

.1
0

.2
0

0
5

0
1

.0
6

.2
0

0
6

0
1

.0
2

.2
0

0
7

0
1

.1
0

.2
0

0
7

0
1

.0
6

.2
0

0
8

0
1

.0
2

.2
0

0
9

0
1

.1
0

.2
0

0
9

0
1

.0
6

.2
0

1
0

0
1

.0
2

.2
0

1
1

0
1

.1
0

.2
0

1
1

0
1

.0
6

.2
0

1
2

0
1

.0
2

.2
0

1
3

0
1

.1
0

.2
0

1
3

0
1

.0
6

.2
0

1
4

0
1

.0
2

.2
0

1
5

0
1

.1
0

.2
0

1
5

0
1

.0
6

.2
0

1
6

0
1

.0
2

.2
0

1
7

0
1

.1
0

.2
0

1
7

0
1

.0
6

.2
0

1
8

0
1

.0
2

.2
0

1
9

0
1

.1
0

.2
0

1
9

Дебит притока законтурной воды, м3/сут

Дебит исторического притока Дебит модельного притока (Ш)



48 
 

 

Рисунок 5.5. График адаптации модели на историческое пластовое давление при нали-

чии законтурного притока. 

 

Рисунок 5.6. Сравнение модельного и исторического притока. 

Следующая реализованная модель – модель Хёрста, которая была вы-

брана из соображения слабо изменяющегося притока (помимо ранее перечис-

ленных предположений). Данная модель показала большее расхождение от 

синтетических данных в случае наличия законтурного притока, однако, в пре-

делах допустимого (). 
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Рисунок 5.7. График адаптации модели на историческое пластовое давление при отсут-

ствии законтурного притока. 

 

Рисунок 5.8. Сравнение модельного и исторического притока. 
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Рисунок 5.9. График адаптации модели на историческое пластовое давление при нали-

чии законтурного притока. 

 

Рисунок 5.10. Сравнение модельного и исторического притока. 
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• учет изменения пластового давления или определение начального объ-

ёма водоносной зоны для возможного описания обратного потока; 

• отсутствие привязки к табличным данным, наличие которых может су-

щественно увеличить время расчета; 

• рассматривается случай установившегося потока. 

 

Рисунок 5.11. График адаптации модели на историческое пластовое давление при отсут-

ствии законтурного притока. 

 

Рисунок 5.12. Сравнение модельного и исторического притока. 
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Рисунок 5.13. График адаптации модели на историческое пластовое давление при нали-

чии законтурного притока. 

 

Рисунок 5.14. Сравнение модельного и исторического притока. 

Данная модель также показала хорошие результаты на синтетических 

данных, где максимальная ошибка по пластовому давлению составила 1%, а 

рассчитанный начальный объём воды аквифера без притока и с его наличием 

1.33e-05 м3 (заданный в синтетической модели: 0 м3) и 61.14e9 м3 (заданный в 

синтетической модели: 60.0e9 м3) соответственно. 
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Таблица 5.2. Результаты сравнения по пластовому давлению с синтетической моделью. 

Синтетический кейс без притока 

 Шилтиус Хёрст Феткович 

Максимальная относительная ошибка: 0.1243% 0.1237% 0.1237% 

Средняя относительная ошибка: 0.0509% 0.0505% 0.0505% 

Синтетический кейс с притоком 

Максимальная относительная ошибка: 0.2572% 1.4936% 1.0050% 

Средняя относительная ошибка: 0.1566% 0.8977% 0.2040% 

 

Таблица 5.3. Результаты сравнения по притоку с синтетической моделью. 

Синтетический кейс без притока 

 Шилтиус Хёрст Феткович 

Фактический объём воды аквифера: - - 0 м3 

Модельный объём воды аквифера: - - 1.33e-05 м3  

Синтетический кейс с притоком 

Максимальная относительная ошибка: 2.7971% 3.0847% 6.2320% 

Средняя относительная ошибка: 0.3997% 3.0196% 0.4452% 

Фактический объём воды аквифера: - - 60.0e9 м3 

Модельный объём воды аквифера: - - 61.14e9 м3 

 

5.3 Тестирование на реальных данных 

На втором этапе проводилось тестирование реализованных моделей на 

реальных данных, в ходе которого были получены, как положительные резуль-

таты, так и выявлены существенные недостатки некоторых предположений. 

Как и предполагалось в случае стационарной модели Шилтиуса и модифици-

рованного уравнения Хёрста фиксирование первого пластового давления, ко-

торое, как правило, являлось максимальным за всю историю разработки ме-

сторождения, не позволяет описать обратный поток из залежи в водоносную 

зону. 
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На месторождении «1» удалось получить приемлемые результаты с ис-

пользованием всех трех моделей, несмотря на невозможность описать обрат-

ный поток по двум из них. 

 

Рисунок 5.15 График адаптации пластового давления с использованием модели Шилти-

уса. 

 

Рисунок 5.16. График модельного и «исторического» притока (Шилтиус). 

-6%

-5%

-4%

-3%

-2%

-1%

0%

1%

2%

3%

4%

310

330

350

370

390

410

0
1

.1
2

.2
0

0
4

0
1

.0
7

.2
0

0
5

0
1

.0
2

.2
0

0
6

0
1

.0
9

.2
0

0
6

0
1

.0
4

.2
0

0
7

0
1

.1
1

.2
0

0
7

0
1

.0
6

.2
0

0
8

0
1

.0
1

.2
0

0
9

0
1

.0
8

.2
0

0
9

0
1

.0
3

.2
0

1
0

0
1

.1
0

.2
0

1
0

0
1

.0
5

.2
0

1
1

0
1

.1
2

.2
0

1
1

0
1

.0
7

.2
0

1
2

0
1

.0
2

.2
0

1
3

0
1

.0
9

.2
0

1
3

0
1

.0
4

.2
0

1
4

0
1

.1
1

.2
0

1
4

0
1

.0
6

.2
0

1
5

0
1

.0
1

.2
0

1
6

0
1

.0
8

.2
0

1
6

0
1

.0
3

.2
0

1
7

0
1

.1
0

.2
0

1
7

0
1

.0
5

.2
0

1
8

0
1

.1
2

.2
0

1
8

0
1

.0
7

.2
0

1
9

0
1

.0
2

.2
0

2
0

0
1

.0
9

.2
0

2
0

0
1

.0
4

.2
0

2
1

Пластовое давление, атм

Ошибка(Ш) Историческое давление Давление модельное (Ш)

-4000

-3000

-2000

-1000

0

1000

2000

3000

4000

0
1

.1
2

.2
0

0
4

0
1

.0
7

.2
0

0
5

0
1

.0
2

.2
0

0
6

0
1

.0
9

.2
0

0
6

0
1

.0
4

.2
0

0
7

0
1

.1
1

.2
0

0
7

0
1

.0
6

.2
0

0
8

0
1

.0
1

.2
0

0
9

0
1

.0
8

.2
0

0
9

0
1

.0
3

.2
0

1
0

0
1

.1
0

.2
0

1
0

0
1

.0
5

.2
0

1
1

0
1

.1
2

.2
0

1
1

0
1

.0
7

.2
0

1
2

0
1

.0
2

.2
0

1
3

0
1

.0
9

.2
0

1
3

0
1

.0
4

.2
0

1
4

0
1

.1
1

.2
0

1
4

0
1

.0
6

.2
0

1
5

0
1

.0
1

.2
0

1
6

0
1

.0
8

.2
0

1
6

0
1

.0
3

.2
0

1
7

0
1

.1
0

.2
0

1
7

0
1

.0
5

.2
0

1
8

0
1

.1
2

.2
0

1
8

0
1

.0
7

.2
0

1
9

0
1

.0
2

.2
0

2
0

0
1

.0
9

.2
0

2
0

0
1

.0
4

.2
0

2
1

Дебит притока законтурной воды, м3/сут

Дебит исторического притока Дебит модельного притока (Ш)



55 
 

 

Рисунок 5.17. График адаптации пластового давления с использованием модели Хёрста. 

 

Рисунок 5.18. График модельного и «исторического» притока (Хёрст). 
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Рисунок 5.19. График адаптации пластового давления с использованием модели Фетко-

вича. 

 

Рисунок 5.20. График модельного и «исторического» притока (Феткович). 

Поскольку на месторождении «2» весь «исторический» приток отрица-

тельный, что может говорить о неспособности пласта вместить всю закачку с 

сохранением поведения пластового давления без дополнительного стока, то 

корректная адаптация по двум моделям невозможна. 
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Рисунок 5.21. График адаптации пластового давления с использованием модели Шилти-

уса. 

 

Рисунок 5.22. График модельного и «исторического» притока (Шилтиус). 
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Рисунок 5.23. График адаптации пластового давления с использованием модели Хёрста. 

 

Рисунок 5.24. График модельного и «исторического» притока (Хёрст). 
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Рисунок 5.25. График адаптации пластового давления с использованием модели Фетко-

вича. 

 

Рисунок 5.26. График модельного и «исторического» притока (Феткович). 

На месторождении «3» все модели показали схожий удовлетворительный 

результат, где максимальная ошибка не превысила 1.7%. 
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Рисунок 5.27. График адаптации пластового давления с использованием модели Шилти-

уса. 

 

Рисунок 5.28. График модельного и «исторического» притока (Шилтиус). 
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Рисунок 5.29. График адаптации пластового давления с использованием модели Хёрста. 

 

Рисунок 5.30. График модельного и «исторического» притока (Хёрст). 
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Рисунок 5.31. График адаптации пластового давления с использованием модели Фетко-

вича. 

 

Рисунок 5.32. График модельного и «исторического» притока (Феткович). 
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Таблица 5.4. Результаты сравнения по пластовому давлению на реальных данных. 

Месторождение «1» 

 Шилтиус Хёрст Феткович 

Максимальная относительная ошибка: 5.0103% 5.0955% 4.9921% 

Средняя относительная ошибка: 1.7712% 1.8258% 1.7651% 

Месторождение «2» 

Максимальная относительная ошибка: 63.1354% 63.1353% 2.8067% 

Средняя относительная ошибка: 31.6751% 31.6751% 1.0703% 

Месторождение «3» 

 Шилтиус Хёрст Феткович 

Максимальная относительная ошибка: 1.6825% 1.6838% 1.6517% 

Средняя относительная ошибка: 0.5399% 0.5378% 0.5460% 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

На момент начала данной работы уже была создана программа, предна-

значенная для прогнозирования показателей заработки, основанная на уравне-

нии материального баланса по пласту, которая имеет следующие особенности: 

• пласт представляется единой энергетической системой; 

• отсутствие «связей» между скважинами; 

• поскваженное прогнозирование показателей разработки благодаря ин-

дивидуального построения характеристик вытеснения и коэффициентов про-

дуктивности/приёмистости.  

Однако, как любая другая модель для корректного прогноза она нужда-

ется в адаптации под историю, и в данном случае под историческое пластовое 

давление. Предыдущий подход, в основе которого определялась оптимальная 

сжимаемость горной породы для минимизации невязки, не смог скомпенсиро-

вать всю ту неточность в замерных данных, ограничения, которые лежат в ос-

нове математической модели, к примеру однородность пласта или неизмен-

ность некоторый свойств флюидов, а также отсутствие учета неэффективной 

закачки. В виду чего была изучена литература по моделированию притока за-

контурной воды как дополнительный инструмент адаптации модели. 

 

Рисунок 5.33. Адаптация при помощи подбора оптимальной сжимаемости и соответ-

ствующий ему прогноз. 
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Рисунок 5.34. Адаптация при помощи подбора оптимального законтурного притока и 

соответствующий ему прогноз. 

В ходе данной работы были исследованы несколько моделей аквифера, 

которые в последствии были добавлены в инструмент анализа и прогноза по-

казателей разработки. Цель проделанной работы состояла в том, чтобы доба-

вить второй способ адаптации, способный учитывать дополнительные источ-

ники и стоки в целом по пласту для возможности описания как законтурного 

притока или стока. 

Исследования для каждой модели, критерии выбора которых были напи-

саны ранее, проводились в два этапа: тестирование на синтетических и реаль-

ных данных. Синтетические кейсы были получены при помощи гидродинами-

ческого моделирования: в случае отсутствия заданного притока все три рас-

смотренные модели показали хороший результат с максимальной ошибкой не 

более 0.13%; в случае наличия законтурного притока максимальная ошибка по 

модели Шилтиуса, Хёрста и Фетковича составили 0.26%, 1.49% и 1.01% соот-

ветственно. Нередко на реальных данных для корректной адаптации необхо-

димо описать отрицательный приток, что в случае использования стационар-

ной и модифицированной модели невозможно в виду того, что первое пласто-

вое (оно же давление аквифера) – это максимальное давление залежи за всю 

историю её разработки. Поэтому в таких случаях только при использовании 

модели Фетковича получается корректно и успешно адаптировать модель. Од-

нако, на месторождениях, где преобладает нехватка закачки, все три модели 
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показывают удовлетворительный результат (см Таблица 5.4), поэтому выявить 

наиболее подходящую модель можно только эмпирическим путём, к примеру 

на данных «1» минимальная средняя относительная ошибка составила 

1.7712% по модели Шилтиус, на данных «2» - 1.0703% по модели Фетковича, 

а 0.5378% по модели Хёрста. 

Таким образом, в ходе проделанной работы был разработан дополнитель-

ный способ адаптации модели под историю путем моделирования притока (от-

тока) воды из водоносного горизонта по стационарной модели Шилтиуса, мо-

дифицированному уравнению стационарного состояния Хёрста и по модели 

Фетковича, что способствует более точному дальнейшему прогнозу показате-

лей разработки. 
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