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Актуальность исследования обусловлена необходимостью повышения точности прогнозирования технологических показа-
телей разработки месторождений углеводородного сырья. Это позволит подбирать оптимальное оборудование для подго-
товки сырья, сдвигать сроки ввода промышленных мощностей для достижения максимального экономического эффекта от 
разработки месторождений. 
Цель: определить точность расчета коэффициента пористости месторождения, принятую при подсчете запасов и проек-
тировании разработки; оценить вариации коэффициента пористости во всем объеме месторождения; оценить степень 
снижения точности определения коэффициента пористости при переходе от этапа керновых исследований до трехмерной 
геологической модели; установить причины снижения точности определения коэффициента пористости при трехмерном 
геологическом моделировании. 
Объекты: сеноманская залежь нефтегазоконденсатного месторождения на севере Западной Сибири. 
Методы: вариограммный анализ, трехмерное геологическое моделирование, оценка точности определения коэффициента 
пористости. 
Результаты. Для корректного выполнения подсчета запасов и подготовки проектного документа требуется определить 
коэффициент пористости с погрешностью не более 5 %. В работе оценена вероятность достижения требуемого уровня 
точности расчета коэффициента пористости при подсчете запасов только по данным геофизических исследований скважин, 
по результатам данных геофизических исследований скважин, но с учетом расположения скважин по площади месторождения, 
а также с учетом пространственного распространения коэффициента пористости. Выполнена оценка границ изменения ко-
эффициента пористости по всему объему породы-коллектора, что в дальнейшем может послужить основой для адаптации 
гидродинамической модели. Рассчитано снижение соотношения объемов исследованного керна к объему породы по геофизи-
ческим исследованием скважины, к общему объему породы-коллектора, а также проведена оценка точности определения ко-
эффициента пористости при переходе от лабораторных исследований к среднему коэффициенту пористости по всему объ-
ему породы-коллектора. 
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Запасы углеводородного сырья, подсчет запасов углеводородного сырья,  
геологическое моделирование, вариограммный анализ, погрешность расчета запасов углеводородов. 

 

Введение 

Определение запасов нефти и газа месторождений 
всегда сопряжено с долей неопределенности. Филь-
трационно-емкостные свойства (ФЕС), входящие в 
формулу подсчета запасов объемным методом, не мо-
гут быть напрямую измерены для всего объема ме-
сторождения, поэтому значения подсчетных парамет-
ров, попадающие в заключительный отчет, рассчиты-

ваются с применением множества математических 
операций (осреднение, аппроксимирование, взвеши-
вание и т. д.). При выполнении подсчета запасов 
определяются наиболее вероятные значения подсчет-
ных параметров и, соответственно, геологических за-
пасов. Для геологических моделей нормативно уста-
новлено допустимое отклонение погрешности в 5 % 
для всех подсчетных параметров и величины запасов. 
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Допустимая погрешность в определении геологических 
запасов установлена одинаковой для всех месторожде-
ний и никак не изменяется в зависимости от количества 
и качества исходных данных. Если оценка геологиче-
ских запасов выполнена неверно и превышает установ-
ленные лимиты, эта погрешность в конечном итоге 
начнет влиять на качество прогнозирования показателей 
разработки. Особенно ярко эта погрешность будет про-
являться на поздних этапах разработки, поскольку оста-
точные запасы углеводородного сырья (УВС) снижают-
ся, а абсолютное значение погрешности определения за-
пасов УВС остается постоянным. Поэтому величина от-
носительной погрешности постепенно растет, и невязка 
прогнозируемых показателей разработки с фактом так-
же растет. При этом специалисты по адаптации гидро-
динамических моделей обязаны обеспечить допустимое 
отклонение по геологическим запасам УВС в гидроди-
намическое модели, не взирая на фактическую динами-
ку показателей разработки месторождения. 

Оценка погрешности расчета коэффициента пористости 

В современной российской практике геолого-
гидродинамического моделирования не получили ши-
рокого распространения процедуры по адаптации гид-
родинамических моделей с использованием геологиче-
ских параметров, входящих в формулу подсчета запа-
сов. Причина сложившейся ситуации проста – во вре-
менном регламенте [1] оценка качества построений 
геолого-гидродинамической модели производится в 
первую очередь сопоставлением созданной и адапти-
рованной к показателям разработки математической 
модели к подсчету запасов. Согласно требованиям [1] 
по оценке качества геолого-гидродинамических моде-
лей, допустимая погрешность в оценке запасов и всех 
подсчетных параметров составляет всего 5 %. При 
этом не учитываются геологические факторы, кото-
рые могут повлиять на величину допустимой по-
грешности определения запасов. Тем самым специа-
листы по моделированию месторождений при адап-
тации фильтрационных моделей ограничены измене-
ниями только гидродинамических характеристик (от-
носительные фазовые проницаемости, капиллярные 
давления, абсолютная проницаемость и т. д.), не за-
трагивающих подсчетные параметры. Реальная точ-
ность определения геологических запасов может зна-
чительно отличаться от 5 %. В работе [2] предлагает-
ся выполнять подсчет запасов на основе нечетких 
множеств, и авторы приходят к выводу, что погреш-
ность определения запасов для объемного метода со-
ставляет 20–30 %. Именно поэтому в мировой прак-
тике большую популярность приобретает интегриро-
ванное геолого-гидродинамическое моделирование 
[3–6]. В процессе интегрированного моделирования 
геологическая модель строится параллельно с гидро-
динамической, при этом геологическая модель стро-
ится таким образом, чтобы максимально точно вос-
произвести фактические показатели разработки. 

Реальная точность расчета подсчетных параметров 
может быть получена при анализе всех этапов под-
счета запасов начиная с лабораторных исследований 
керна и заканчивая математическими вычислениями 

при построении трехмерной геологической модели. 
На рис. 1 представлены основные этапы возникнове-
ния погрешностей определения ФЕС в рамках под-
счета запасов. Самыми достоверными данными явля-
ются лабораторные исследования керна. При этом 
важно отметить, что влияние гистерезиса фильтраци-
онно-емкостных свойств кернового материала при 
изменении напряженного состояния выходит за рам-
ки настоящей статьи. В данном случае на точность 
определения ФЕС влияет лишь погрешность лабора-
торных приборов и погрешность, возникающая на 
этапе отбора и транспортирования керна. На следую-
щем этапе интервалам керна с одинаковыми литоло-
гическими параметрами присваивается осредненное 
значение подсчетного параметра нескольких образцов. 
Процедура осреднения подсчетных параметров, 
определенных по лабораторным образцам, вносит до-
полнительную погрешность. Кроме того, количество 
исследований кернового материала недостаточно для 
построения геологической модели, поэтому для уве-
личения охвата месторождения исследованиями при-
меняют геофизические исследования скважин, кото-
рые являются косвенными методами определения ем-
костных свойств. Между ФЕС, определенными в ла-
бораторных условиях, и физическими полями, 
наблюдаемыми геофизическими приборами, устанав-
ливается корреляционная зависимость. Таким обра-
зом, получается большое количество исследований с 
повышенной погрешностью. На этом этапе возможно 
выполнение подсчета запасов [7–9], в ходе которого 
определяются эталонные значения подсчетных пара-
метров и величины запасов УВС для месторождения. 
Однако только данных ГИС недостаточно для про-
гнозирования показателей разработки месторождения, 
для этого применяется геологическое и фильтрацион-
ное моделирование. При геологическом моделирова-
нии по данным ГИС определяются значения подсчет-
ных параметров в каждой точке пространства залежи. 
Переход от маленького объема залежи, изученной 
средствами ГИС, к общему объему залежи сопровож-
дается появлением погрешности определения под-
счетных параметров в межскважинном пространстве. 
Суммируя все возникающие погрешности, можно 
рассчитать общую погрешность определения под-
счетного параметра. 

Величина погрешности определения подсчетных 
параметров керна в условиях лабораторного исследо-
вания будет зависеть от оборудования конкретной 
лаборатории, в целом эта погрешность незначительна 
по сравнению с остальными операциями, поэтому в 
дальнейшем не учтена. Погрешность определения 
подсчетного параметра при переходе от керна к ГИС 
оценивается коэффициентом детерминации, показы-
вающим степень связи наблюдаемых физических по-
лей со значениями подсчетного параметра.  

Гораздо сложнее оценить погрешность при пере-
ходе от геофизических исследований к трехмерному 
объему залежи. Как правило, определение подсчет-
ных параметров для всего пространства месторожде-
ния осуществляется методами геостатистики. В спе-
циализированном программном обеспечении геоло-
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гического и гидродинамического моделирования раз-
работки месторождений УВС уделяется большое 
внимание задачам, связанным с выявлением и сниже-
нием неопределенностей в геологическом строении 
[8–13]. В геологических симуляторах большое рас-
пространение для определения геологической не-
определенности получил метод «Монте-Карло» 
[14, 15]. Применение данного метода подразумевает 
использование принятого вероятностного закона рас-
пределения геологических параметров, полученных 
лабораторным методом или по данным ГИС. Изменяя 
настройки расчета геологических параметров, опре-
деляют наиболее вероятное значение геологического 
параметра и его вероятностное распределение. Слож-
ность в применении метода Монте-Карло заключает-
ся в определении диапазонов изменения параметров, 
участвующих при построении трехмерного распреде-
ления геологического параметра. Геологические рис-
ки, в том числе и без учета вариативности исходных 
данных, могут быть определены с помощью многова-
риантного геологического моделирования [16–18]. 
Подобные методики очень распространены на прак-
тике, однако для определения границ варьирования 
подсчетных параметров и процентилей необходимо 
выполнить большое количество построений геологи-
ческой модели [19, 20]. Подсчет запасов по методу 
материального баланса является хорошим вариантом 

по определению запасов для разрабатываемого ме-
сторождения [21, 22], однако он не позволяет оценить 
вариативность отдельных геологических параметров, 
а также данный метод неприменим до начала про-
мышленной разработки месторождения. Альтерна-
тивным подходом к определению погрешности сред-
него значения геологического параметра при про-
странственном распределении геологического пара-
метра является применение вариограммного анализа 
[23–25]. В вариограммы, используемые при построе-
нии пространственного распределения геологическо-
го параметра, заложены неопределенности, вызван-
ные пространственной связностью геологических па-
раметров.  

Оценивая погрешность определения подсчетного 
параметра, рассчитывается не только вероятностная 
оценка величины начальных геологических запасов, 
но и минимальное/максимальное значение начальных 
геологических запасов. Расширение установленных 
методическими рекомендациями [1] рамок по макси-
мально допустимому отклонению в расчете величины 
запасов и подсчетных параметров позволит более 
гибко адаптировать гидродинамическую модель к 
фактическим показателям разработки и, как след-
ствие, получать более точный прогноз показателей 
разработки на весь период. 

 

 
 

 

 
Рис. 1.  Схема возникновения погрешности при определении ФЕС 

Fig. 1.  Scheme of error occurrence in determining the filtration-capacitive properties 

Для примера проведем оценку точности определе-
ния коэффициента пористости для одного из газовых 
месторождений севера Западной Сибири, которое яв-
ляется достаточно хорошо изученным и большая часть 
запасов которого приходится на категорию запасов 
«А». Керн отобран из интервала сеноманской залежи 
месторождения по 21-ой скважине. Коэффициент по-

ристости определен по зависимости от параметра пс 

(рис. 2). Нижнее граничное значение коллектора по пс 
составляет 0,21, нижнее граничное значение пористо-
сти для коллектора составляет 0,235 д. ед. Коэффици-
ент пористости по керну определен по 441 интервалу. 
Исследовано 1857 образцов из 852,3 метров эффектив-
ной толщины. Общий объем коллектора, по которому 
коэффициент пористости принят по результатам кер-
новых исследований, составляет 25,86 м

3
. 

При переходе от керна к ГИС определяется зави-
симость между прямым замером пористости по керну 
и наблюдаемым в геофизическом приборе значением 
физического поля. Пористость в газонасыщенной ча-
сти определена по 158 скважинам, суммарная эффек-
тивная газонасыщенная толщина, по которой опреде-
лен коэффициент пористости по ГИС, составляет 
16745,1 м. Объем коллектора, по которому коэффи-
циент пористости принят по ГИС, составляет 3674 м

3
.  

Общий же объем коллектора по месторождению со-
ставляет 77661457000 м

3
. Таким образом, доля коллектора, 

по которому коэффициент пористости определен по керну, 
составляет 0,000000033 %, а по ГИС – 0,000004731%. В це-
лом такой низкий охват объема коллектора керновыми и 
геофизическими исследованиями характерен для всех ме-
сторождений, разрабатываемых скважинным способом. 

Погрешности определения ФЕС, 
возникающие на этапе отбора 

керна, и приборная ошибка при 
исследовании керна 

Погрешность  
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ФЕС образцов 
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Рис. 2.  Определение зависимости коэффициента пористости от пс 

Fig. 2.  Determination of porosity coefficient dependence on пс 

Среднее значение пористости по керну принято 
равным 32,146 %, по ГИС в интервалах отбора кер-
на – 33,067 %, по ГИС по месторождению в целом – 
32,933 %. Гистограммы распределения пористости 
для всех случаев представлены на рис. 3. 

Несмотря на то, что точность результатов интер-
претации ГИС ниже, чем по керновым исследованиям, 
построение геологической модели и оценка геологи-
ческих запасов производится по ФЕС, определенным 
по ГИС. Это связано с незначительным объемом кол-
лектора, по которому выполнены керновые исследо-
вания, к примеру, для рассматриваемого месторожде-

ния объем коллектора с керновыми исследованиями в 
142 раза меньше, чем объем коллектора с результата-
ми интерпретации ГИС. Однако для дальнейших рас-
четов важно учитывать степень соответствия керно-
вой пористости и результатов интерпретации ГИС, 
для этого определена дисперсия расхождения расчет-
ного и кернового значения пористости. Используя 
нормальное распределение, определена вероятность 
среднего значения коэффициента пористости по дан-
ным ГИС (рис. 4). Вероятность того, что при подсчете 
запасов коэффициент пористости был определен с 
погрешностью 5 %, составляет 60,2 %. 

 

 
Рис. 3.  Гистограммы распределения коэффициента пористости по результатам керновых исследований и геофизи-

ческих исследований скважин 

Fig. 3.  Histograms of porosity coefficient distribution according to the results of core studies and geophysical studies of 

wells 
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Рис. 4.  График вероятности определения среднего зна-

чения коэффициента пористости по ГИС 

Fig. 4.  Graph of probability of determining the average 

value of the porosity coefficient for geophysical 

studies of wells 

При определении трехмерного распределения ко-
эффициента пористости по всему объему коллектора 
месторождения необходимо рассчитать значение в 
99,999995 % объема залежи, по которому нет никаких 
исследований. Эта задача решается в процессе геоло-
гического моделирования. Наиболее распространен-
ным методом построения трехмерных распределений 
геологических параметров является использование 
методов геостатистики, в основе которой лежит ва-
риограммный анализ. Вариограммы позволяют оце-
нить связанность геологических параметров в про-
странстве. На рис. 5 приведены вариограммы для ко-
эффициента пористости по трем направлениям. При 
этом использовалась экспоненциальная вариограмма: 

  2 1 exp ,
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h
h
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где r – ранг вариограммы; h – расстояние от наблюда-

емой точки до моделируемой области; 2
 – вариация; 

'(h)  – вариация на расстоянии h. 
Ранги вариаограмм в параллельном, нормальном и 
вертикальном направлениях составляют 1050, 2000 и 
22 м, соответственно. С учетом полученных вари-
аограмм весь объем месторождения разделяется на 
зоны с различной вариацией (рис. 6). На рис. 7 пред-
ставлен график вероятности среднего значения коэф-
фициента пористости с учетом вариограммного ана-
лиза. Также в вероятности на рис. 7 учтена точность 
расчета пористости по ГИС, определенная ранее. Для 
всего объема месторождения вероятность того, что 
коэффициент пористости определен с погрешностью 
5 %, составляет 37,5 %. 
В свою очередь, альтернативой вариограммному ана-
лизу может быть оценка дисперсии среднего коэффи-
циента пористости по скважинам. Это позволит смо-
делировать ситуацию, в которой скважины, участву-
ющие при подсчете запасов, располагались бы в дру-
гих точках в границах площади газонасыщенности и 
соответственно имели бы другие средние значения 
коэффициента пористости. Для этого по всем сква-

жинам на месторождения рассчитаны средние значе-
ния коэффициента пористости и определена диспер-
сия средних значений пористости по скважинам. Ис-
пользуя нормальное распределение, получаем веро-
ятность среднего значения коэффициента пористости 
для любой гипотетической скважины в пределах кон-
тура газоносности. Дисперсия в этом случае состав-
ляет 0,000223. При определении вероятности расчета 
среднего коэффициента пористости можно учесть 
удаленность скважин друг относительно друга – про-
вести декластеризацию данных [26]. Самым простым 
решением для декластеризации будет применение 
диаграмм Вороного и разделение всей площади ме-
сторождения на зоны. В центре каждой зоны распола-
гается скважина, участвующая в подсчете запасов. 
В каждой зоне принимается значение коэффициента 
пористости, равное значению по соответствующей 
скважине. Дисперсия среднего коэффициента пори-
стости с учетом декластеризации составляет 0,000215. 
В итоге вероятность того, что отклонение фактиче-
ского коэффициента пористости от утвержденного 
значения будет менее 5 %, составляет 49,9 % с учетом 
изменчивости коэффициента пористости по площади 
и 50,1 % с учетом декластеризации (рис. 8). 

 

 

 
Рис. 5.  Вариограммы 

Fig. 5.  Variograms 
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Рис. 6.  Распределение эффективного порового объема с учетом шага вариограммы 

Fig. 6.  Distribution of the effective pore volume taking into account the step of the variograms 

 
Рис. 7.  График вероятности определения среднего значения коэффициента пористости по ГИС и вариограммному 

анализа 

Fig. 7.  Graph of probability of determining the average value of the porosity coefficient from geophysical studies of wells 

and variogram analysis 

 
Рис. 8.  График вероятности определения среднего значения коэффициента пористости 

Fig. 8.  Graph of probability of determining the average value of the porosity coefficient 
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Заключение 

Объемы горной породы, по которой проводятся 
определения ФЕС для выполнения подсчета запасов и 
проекта разработки, ничтожно малы по сравнению с 
общим объемом залежи. Это приводит к появлению 
неопределенности пространственного распределения 
значений подсчетных параметров, например, коэффи-
циента пористости. При переходе от керновых измере-
ний к геофизическим вероятность того, что погреш-
ность определения коэффициента пористости составит 
менее 0,016 д. ед. (что соответствует 5 % погрешности 
от среднего коэффициента пористости), составляет 
60,2 %. Переход к двумерной модели, с помощью 
определения среднего коэффициента пористости по 

скважинам с учетом и без учета декластеризации, со-
ставляет уже 49,9 и 50,1 % соответственно. А при пе-
реходе к трехмерной геологической модели вероят-
ность того, что для всего объема залежи погрешность 
определения не превышает 5 %, составляет 37,5 %.  

Можно применить различные методики оценки 
точности определения подсчетных параметров, одна-
ко выводы от этого не изменятся: повышение точно-
сти определения подсчетных параметров возможно 
только в случае повышения количества исследований 
при увеличении плотности сетки разбуривания ме-
сторождения, либо за счет промысловой информации 
о динамике разработки месторождения при построе-
нии/актуализации геологической модели. 
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The relevance of the study is caused by the need to improve the accuracy of forecasting technological indicators of development of hy-
drocarbon deposits. This will allow us to select the optimal equipment for preparation of raw materials, to shift the timing of commissioning 
of industrial capacities, to achieve the maximum economic effect from the development of deposits. 
The aim of the research is to determine the accuracy of calculation of the porosity coefficient of the field, adopted in the calculation of re-
serves and design development; to estimate the variation of the porosity coefficient in the entire volume of the deposit; to assess the de-
gree of decrease in the accuracy of determining the porosity coefficient during the transition from the stage of core studies to a three-
dimensional geological model; to establish the reasons of decrease in accuracy of determination of porosity coefficient at three-
dimensional geological modeling. 
Object: Cenomanian reservoir oil and gas condensate field located in the North of Western Siberia. 
Methods: variogram analysis, three-dimensional geological modeling, estimation of porosity coefficient determination accuracy. 
Results. For correct calculation of stocks and preparation of the project document it is required to define porosity coefficient with an error 
no more than 5 %. The authors have estimated the probability of achieving the required level of accuracy in calculation of porosity when 
assessing the reserves only according to geophysical researches of wells, the results of geophysical researches of wells data, but given 
the location of wells in the field area and also taking into account the spatial distribution of porosity. The boundaries of the porosity coeffi-
cient change in the entire volume of the deposit were estimated. This can serve as a basis for adaptation of the hydrodynamic model in the 
future. The ratio of the volume of the studied core to the volume of the studied geophysical researches of wells rock to the total volume of 
the reservoir rock is calculated, and the accuracy of determining the porosity coefficient during the transition from laboratory studies to the 
average porosity coefficient in the field volume is estimated. 
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Hydrocarbon reserves, hydrocarbon reserves calculation, geological modeling, variogram analysis, hydrocarbon reserves calculation error. 
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