
Известия Томского политехнического университета. Инжиниринг георесурсов. 2021. Т. 332. № 4. 173–180 
Коровин М.О. Учёт влияния относительных фазовых проницаемостей на адаптацию месторождения с терригенным типом коллектора 

 

173 

УДК 550.3 

УЧЁТ ВЛИЯНИЯ ОТНОСИТЕЛЬНЫХ ФАЗОВЫХ ПРОНИЦАЕМОСТЕЙ  
НА АДАПТАЦИЮ МЕСТОРОЖДЕНИЯ С ТЕРРИГЕННЫМ ТИПОМ КОЛЛЕКТОРА 

Коровин Михаил Олегович,  
korovinmo@hw.tpu.ru 

Национальный исследовательский Томский политехнический университет,  
Россия, 634050, г. Томск, пр. Ленина, 30. 

 
Актуальность исследования заключается в факте истощения запасов углеводородов. Перед исследователями сейчас сто-
ит основная задача – добыть из пластов-коллекторов как можно больше углеводородов. Решить эту проблему можно двумя 
способами: создать новую технологию формирования цифровой модели продуктивного резервуара (математическую модель) 
или новый (альтернативный) подход к обработке существующих данных. В рамках второго способа необходимо провести 
анализ применения текущих данных, кардинально влияющих на гидродинамические характеристики, и детально изучить воз-
можности их альтернативного учёта в существующих математических моделях, реализованных в современных программ-
ных продуктах. Дополнительным опорным фактором является то, что все исследования и результаты контролируются 
геологическими условиями формирования пластов-коллекторов и их насыщением. Кривые относительных фазовых проница-
емостей являются одним из основных наборов данных, критически влияющих на фильтрацию углеводородов. Коэффициент 
остаточной нефти, воды, точка перехода фильтрации из зоны преобладания нефти в зону проебладания воды – важнейшие 
параметры, от которых в конечном итоге зависит коэффициент вытеснения. 
Цель: изучить возможность использования кривых относительных фазовых проницаемостей для улучшения адаптации ха-
рактеристик добычи без дополнительных их модификаций и перерасчётов. Предполагается получить дополнительные рас-
чёты гидродинамических моделей и сопоставить эти результаты с фактическими результатами добычи. 
Объект: месторождение, территориально расположенное в юго-восточной части Западной Сибири. Тип коллектора терри-
генный. Стратиграфически пласт приурочен к верхнеюрским отложениям. Неоднородное распределение фильтрационных 
свойств позволяет рассмотреть влияние относительных фазовых проницаемостей на расчёты характеристик добычи. 
Методы: создание гидродинамической модели месторождения с применением неизменённых кривых относительных фазовых 
проницаемостей. Основная идея заключается в необходимости изучить возможность и целесообразность использования не-
модиифцированных кривых для расчёта параметров добычи. Финальный шаг – сравнение характеристик добычи по гидрод-
намическим моделям и фактических данных разработки. 
Результаты. Была уточнена фильтрационная модель изучаемого месторождения. Удалось получить наиболее объектив-
ную характеристику процесса фильтрации углеводородов на основе уточнённой модели структуры порового пространства. 
Это очень важно, так как именно структура порового пространства и распределение свойств горных пород являются пред-
определяющими факторами, согласно которым будет происходить фильтрация углеводородов. Получаемые лабораторные 
измерения дают информацию о наиболее приближенном состоянии исходного порового пространства. Установлено, что от-
носительные фазовые проницаемости критически влияют на расчёты накопленной добычи нефти. Большое количество ис-
следований позволяет охарактеризовать каждую фацию и все фильтрационные особенности вертикали разреза. Использо-
вание исходных кривых относительных фазовых проницаемостей даёт возможность оценить необходимость применения 
модифицирования кривых и приблизить математическое описание свойств коллектора к реальной геологической картине. 
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Введение 

Относительная фазовая проницаемость – это от-
ношение эффективной проницаемости фазы к абсо-
лютной. Исследований относительной фазовой про-
ницаемости, как правило, очень мало на месторожде-
нии. Даже меньше, чем стандартных керновых иссле-
дований (пористости, проницаемости). Но они очень 
важны для понимания характеристик фильтрации и 
расчётов коэффициента вытеснения нефти. При ана-
лизе графиков относительных фазовых проницаемо-
стей определяются точки, на основании которых раз-
граничиваются зоны добычи нефти, нефти и воды, 
воды и нефти, «100 % воды».  Учёные отмечают важ-
ные наблюдения и закономерности. Так, например, 
специалисты [1–4] при сопоставлении окончательных 
расчётов выявили, что относительные фазовые про-
ницаемости, применяемые в моделях и в результате 

оценки данных добычи, существенно разнятся. С уве-
личением доли обводнения продукции ожидается по-
вышение степени сопротивления фильтрации в про-
цессе вытеснения водой нефти. Авторы отмечают, 
что такого эффекта не отмечается. Дополнительно ав-
торы указывают на завышенные расчётные значения 
коэффициента вытеснения, которые не подтвержда-
ются разработкой и, более того, оказываются зани-
женными по факту. Это является существенной про-
блемой, так как необходимо точно знать сколько уг-
леводородов можно добыть при текущих параметрах 
модели. 

Общепринятые подходы к применению  
данных фазовых проницаемостей 

Основные подходы, которыми пользуются при со-
здании геологических и гидродинамических моделей, 
изложены в работах [1, 5–13] и включают: осредне-
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ние кривых относительных фазовых проницаемостей; 
масштабирование значений по оси абсцисс; масшта-
бирование значений по осям абсцисс и ординат. 

Это делается для адаптации фактических данных 
добычи и расчётных параметров по гидродинамиче-
ской модели. Основной недостаток всех этих подхо-
дов – в модификации данных. Каждый из них пред-
полагает проведение дополнительных расчётов и из-
менение расчётных данных. Эти подходы направлены 
на то, чтобы создать одну единственную модель от-
носительных фазовых проницаемостей (ОФП) на 
пласт или на всё месторождение. Такие подходы 
оправданы небольшим количеством исследований и 
ещё одним важным моментом. Исследования, как 
правило, разрознены, и разграничить зоны влияния 
кривых относительных фазовых проницаемостей на 
части пласта или по площади месторождения не 
представляется возможным. 

Таким образом, есть три стандартных подхода при 
обработке и создании единой модели вытеснения с 
помощью относительных фазовых проницаемостей. 
Все они направлены на создание единых кривых: от-
носительной фазовой проницаемости по воде и по 
нефти для всего пласта или для всего месторождения. 
Эти методики отработаны и стандартизованы в ис-
полнении и применении. Но отдельной проблемой 
становится арифметическая модификация и масшта-
бирование кривых, что приводит к потере отдельных 
деталей, характеризующих вытеснение, и усредняет 
все кривые. В этом случае исчезают и нивелируются 
особенности гидродинамических процессов конкрет-
ной области, из которой были взяты образцы керна и 
проведены исследования относительных фазовых 
проницаемостей. 

Альтернативный подход к имплементации  
данных фазовых проницаемостей 

В данной работе предлагается рассмотреть ис-
пользование в каждой области месторождения своих 
кривых относительных фазовых проницаемостей. Это 
приведёт к наличию латеральных зон на месторожде-
нии, каждая из которых будет характеризоваться сво-
ими кривыми относительных фазовых проницаемо-
стей, и, соответственно, гидродинамическая картина 
вытеснения флюидов будет различаться. Стандарт-
ные подходы также будут обязательно рассмотрены 
для сравнения результатов с расчётами по предлагае-
мому подходу. 

Цель работы – изучить возможность использова-
ния кривых относительных фазовых проницаемостей 
без их модификаций и перерасчётов. Предполагается 
получить дополнительные расчёты гидродинамиче-
ских моделей и сопоставить рассчитанные результаты 
с фактическими результатами добычи. 

Научная новизна данного исследования заключа-
ется в представлениях о зональном характере вытес-
нения нефти, учитывая, что особенности вытеснения 
напрямую связаны с обстановкой осадконакопления. 
Это позволяет в зонах с одинаковыми фациальными 
маркерами использовать одинаковый набор кривых 
относительных фазовых проницаемостей. 

Таким образом, снимается вопрос об усреднении и 
масштабировании. Эти операции связаны с дополни-
тельными пересчётами, потерей детальности данных 
и необходимостью обоснования выбора уравнений 
для масштабирования. Однако возникает другая 
сложность, которая заключается в достоверном выде-
лении границ фациальных зон. Полученный результат, 
основанный на сопоставлении расчётных и фактиче-
ских данных добычи, позволит проанализировать по-
ведение флюидов в пласте с исходными характери-
стиками вытеснения. 

Специалисты отмечают, что операции масштаби-
рования, которой подвергаются кривые относитель-
ных фазовых проницаемостей, значительно влияют на 
расчёты характеристик добычи углеводородов. 

На этом этапе хотелось бы заострить внимание 
ещё на одном важном моменте. Это факторы, кото-
рые оказывают влияние на относительные фазовые 
проницаемости. Среди них непосредственно поровое 
пространство (структура, смачиваемость), свойства 
пластовых флюидов (физические и химические), 
направление исходной фильтрации углеводородов, 
скорость флюидофильтрации, температура [6]. Таким 
образом, характер исходных кривых относительных 
фазовых проницаемостей будет отражать все эти осо-
бенности при анализе данных кривых. В случае их 
изменения при формировании модифицированных 
ОФП будет происходить искажение картины филь-
трации, что приведёт к расхождению коэффициента 
вытеснения, вычисленного и полученного по матери-
алам анализа разработки. Геологам и разработчикам 
нефтяных и газовых месторождений необходимо учи-
тывать важность исходных данных и то, что любые 
изменения и модификации неизбежно отразятся на 
увеличении погрешности (в лучшем случае), а воз-
можно, и приведут к дополнительным действиям по 
адаптации добычи в будущем (пессимистичный вари-
ант развития событий по адаптации расчётов модели 
и фактической истории разработки) [7–13]. 

На рис. 1 показан наглядный пример результатов 
лабораторных исследования (кривые Oil, Water) и 
данных, подверженных модификацией (Oil_m, 
Water_m) по рассматриваемому в статье месторожде-
нию, где отчётливо видно, что точка пересечения мо-
дифицированных кривых смещена вправо. Это пред-
полагает улучшенные характеристиках пласта по 
усреднённым кривым. По модифицированным кри-
вым точка пересечения находится на уровне 0,78 д.е. 
водонасыщенности, что свидетельствует о наличии 
переходной зоны на этой точке и изменении филь-
трации с нефти на воду при увеличении водонасы-
щенности. По кривым отдельного исследования (Oil, 
Water) точка пересечения находится на уровне 
0,57 д.е. Получается, что модифицированные кривые 
завышают точку пересечения кривых и показывают 
более оптимистичный вариант представления распре-
деления нефти и воды. Становится очевидным, что 
данный параметр критически влияет на характери-
стики добычи углеводородов и фильтрации жидкости 
при добыче. 
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Рис. 1.  Реальные и модифицированные относительные фазовые проницаемости по нефти и воде анализируемого 

месторождения 

Fig. 1.  Relative phase permeabilities of oil and water for research field 

Схема представления фильтрации жидкости 
осложняется ещё и тем, что в модифицированных 
кривых присутствуют области значений, которых нет 
в исходных данных. Это значения проницаемостей 
при значениях водонасыщенности менее 0,201 и бо-
лее 0,665 д.е. При использовании исходных кривых 
фильтрация «чистой нефти» будет происходить в об-
ласти водонасыщенности менее 0,201, а фильтрация 
«100 % воды» при значениях водонасыщенности бо-
лее 0,665 д.е. При использовании модифицированных 
кривых эти значения составляют 0,4 и 1 соответ-
ственно. Получается, что в зоне проведения исходных 
исследований при стандартном подходе создания 
геологической модели кривые смещены в зону завы-
шенного нефтенасыщения, а это впоследствии приво-
дит к завышенной оценке коэффициента вытеснения. 

Цель проводимых расчётов и исследований заклю-
чается в попытке избавиться от необходимости моди-
фикации ОФП, что позволяет проанализировать расчё-
ты гидродинамической модели и выяснить, возможно 
ли обойтись без операции усреднения. При этом будут 
контролироваться параметры гидродинамической мо-
дели и детальные расчёты добычи. Дополнительно 
необходимо обратить внимание на площадь влияния 
каждого отдельного испытания относительных фазо-
вых проницаемостей. В случае модифицированных 
кривых один полученный набор используется для все-
го месторождения. В рассматриваемой модели коллек-
тора возникает необходимость каким-то образом со-
здать переходы между разными зонами влияния того 
или иного набора кривых относительных фазовых 
проницаемостей. Предлагается следующая последова-
тельность действий, учитывающая плотность исследо-
ваний, распределение фациальных обстановок осадко-
накопления, ограниченность площади непроницаемы-
ми тектоническими нарушениями. Зоны распростране-
ния исходных кривых ограничиваются сменой обста-
новки осадконакопления или наличием скважины с ис-
следованиями относительных фазовых проницаемо-
стей (в этом случае зона влияния ограничивается сере-

диной расстояния между скважинами). Исследования 
относительных фазовых проницаемостей и мини-
графики с фазовыми проницаемостями отражены на 
рис. 2. Легенда аналогична рис. 1 с тем важным мо-
ментом, что отражены исходные фазовые проницаемо-
сти без масштабирования. Анализируемое месторож-
дение детально охарактеризовано с точки зрения гео-
логического строения [14–16]. Пробуренные скважины 
закрашены синим цветом, а скважины с исследования-
ми относительных фазовых проницаемостей закраше-
ны красным цветом. Таких скважин всего 11, но здесь 
необходимо отметить, что они хорошо распределены 
по площади – каждая из частей месторождения охва-
чена исследованиями. Основные площади обстановок 
осадконакопления тоже получаются охваченными, за 
исключением гребней барьерных островов и задерно-
ванных частей барьерных островов. Данные распреде-
лены таким образом, что в каждой области месторож-
дения (северной, центральной, южной) существуют 
собственные исследования относительных фазовых 
проницаемостей, которые и будут использоваться для 
создания гидродинамической модели.    

Дополнительно необходимо упомянуть, что еди-
ный усреднённый набор кривых фазовых проницае-
мостей ведёт к дополнительным операциям по адап-
тации месторождения. Смещая точку пересечения фа-
зовых проницаемостей, необходимо помнить, что это 
непосредственно влияет на фильтрацию флюидов и 
оценку скорости добычи запасов [17–19]. При ис-
пользовании исходных кривых специалисты избав-
ляются от контроля смещения точки и проверки пра-
вильности проведённых расчётов по модификации 
кривых. Единственный вопрос остаётся в определе-
нии зоны влияния конкретных исследований. Для его 
решения необходимо использовать данные фациаль-
ных исследований, которые наглядно показывают 
распределение компонент фациальных составляющих 
обстановок осадконакопления. А это, в свою очередь, 
несёт информацию об изменении режима и направле-
ния фильтрации [20–25]. 
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Рис. 2.  Распределение фациальных обстановок. Скважины (синие), ОФП (красные) 

Fig. 2.  Facies distribution. Wells (blue), relative permeability (red) 
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Накопленная добыча нефти – параметр, по кото-
рому оценивается качество адаптации созданной гид-
родинамической модели. На рис. 3 показаны графики 
накопленной добычи нефти по всему месторождению. 
Расположение графиков показывает более близкое 
соотношение накопленной добычи, вычисленной по 
модели с исходными кривыми относительных фазо-
вых проницаемостей. Модели по модифицированным 
кривым были рассчитаны и получены для всей пло-
щади месторождения. 

Полученные результаты показывают важность 
учёта двух факторов: 

 отсутствие модификаций кривых относительных 
фазовых проницаемостей; 

 определение фациальных обстановок осадкона-
копления и сопоставления определённых обстано-
вок с наборами кривых относительных фазовых 
проницаемостей. 
Обстановка осадконакопления предопределяет 

(является одним из важнейших факторов) гидродина-
мические характеристики пласта-коллектора. Поэто-
му при отсутствии исследований кривых относитель-
ных фазовых проницаемостей в некоторых частях ме-
сторождения такая проблема решается путём исполь-
зования набора кривых с блока месторождения со 

схожей обстановкой осадконакопления и схожими 
свойствами коллектора и флюидов. 

По расчётам получается, что накопленная добыча 
нефти становится ближе к фактической при исполь-
зовании исходных кривых относительных фазовых 
проницаемостей по нефти и воде без усреднений и 
модификаций. Такие расчёты позволяют изменить 
подход к созданию гидродинамической модели. 
С одной стороны, специалисты избавляются от 
необходимости дополнительно пересчитывать кри-
вые относительных фазовых проницаемостей. С 
другой стороны, необходимо большее внимание 
уделить распределению фациальных обстановок и 
созданию зон разграничения влияния каждого набо-
ра кривых относительных фазовых проницаемостей. 
Геологически и математически такой подход будет 
более приближен к получению с помощью гидроди-
намической модели добычи нефти наиболее точных 
данных. Геологически подход сводится к более де-
тальному учёту каждого исследования кривых отно-
сительных фазовых проницаемостей и сопоставле-
нию с фациальными категориями обстановок осад-
конакопления. Уменьшается количество математи-
ческих операций, что ведёт к снижению погрешно-
стей и неопределённости. 

 

 
Рис. 3.  Графики накопленной добычи нефти в процессе разработки залежи (а), рассчитанной по модели с исходны-

ми (б) и модифицированными (в) кривыми ОФП 

Fig. 3.  Cumulative oil extraction comparison during the development (a), calculated with initial (b), modified (c) relative 

permeability curves 

Заключение и выводы 

Осреднение кривых относительных фазовых про-
ницаемостей значительно влияет на итоговые расчёты 
добычи по гидродинамической модели. 

Варианты гидродинамических моделей без 
осреднения показывают более приближенное со-
стояние добычи к фактическим данным. Дополни-
тельным осложняющим фактором служит выделе-
ние границ влияния каждого отдельного набора 
кривых относительных фазовых проницаемостей. 
Для решения этой проблемы предлагаются следу-

ющие подходы: применение карты распределения 
фациальных тел; прослеживание границ литологи-
ческих составов пород по геофизическим исследо-
ваниям скважин; отметка границы влияния фации 
на среднем расстоянии между скважинами с иссле-
дованиями. 

По степени точности получаемых результатов они 
расположены снизу вверх (чем выше, тем точнее). 
Применение карты распределения фациальных тел 
предоставит наилучший результат учёта влияния фа-
зовых проницаемостей по площади. 
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The relevance of the research lies in an important fact related to the depletion of hydrocarbon reserves. The main task for researchers 
now is to extract as much hydrocarbons as possible from the reservoirs. There are two ways to solve this problem: create a new technolo-
gy (mathematical model) or a new (alternative) approach to processing existing data. It is necessary to analyze the application of current 
data, which radically affect the hydrodynamic characteristics and to study in detail the possibilities of their alternative accounting in existing 
mathematical models implemented in modern software products. An additional support factor is that all studies and results are controlled 
by the geological conditions of reservoir formation and their saturation. Relative phase permeability curves are one of the main datasets 
that critically affect hydrocarbon filtration. The coefficient of residual oil, water, the point of transition of filtration from the zone of predomi-
nance of oil to the zone of penetration of water are the most important parameters on which the displacement coefficient ultimately de-
pends. 
The aim of this work is to study the possibility of using curves of relative phase permeabilities without additional modifications and recalcu-
lations. It is expected to obtain additional simulations of hydrodynamic models and compare these results with actual production results. 
The study object is a field geographically located in Western Siberia. Reservoir type is terrigenous. Stratigraphically, the stratum is con-
fined to the Upper Jurassic deposits. The inhomogeneous distribution of filtration properties allows us to consider the effect of relative 
phase permeabilities on the calculation of production characteristics. 
Methods: creation of a hydrodynamic model of the field using unchanged curves of relative phase permeabilities. The main idea is to 
study the possibility and feasibility of using unmodified curves for calculating production parameters. The final step is a comparison of pro-
duction characteristics from hydrodynamic models and actual development data. 
Results. The filtration model of the studied field was refined. It was possible to get the most accurate idea of the filtration of hydrocarbons. 
It becomes possible to take into account the structure of the pore space more detailed than previously. This is very important, since it is the 
structure of the threshold space and the distribution of the properties of rocks that are the predetermining factors according to which the fil-
tration of hydrocarbons will take place. The resulting laboratory measurements provide information about the state that is closest to the 
original pore space. It was found that the relative permeabilities of the phase critically affect the calculation of cumulative oil production. A 
large number of studies make it possible to characterize each facies and all filtration features of the vertical section. The use of the initial 
curves of relative phase permeabilities makes it possible to assess the need to apply modification of the curves and to bring the mathema-
tical description of the reservoir properties closer to the real geological picture. 
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Permeability anisotropy, anisotropy scale, simulation modeling, relative permeabilities, properties distribution. 
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