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Актуальность. Исследование посвящено повышению точности построения геологических и гидродинамических моделей. 
В настоящий момент трехмерное моделирование играет важнейшую роль в процессе проектирования и оценки перспектив-
ности месторождений углеводородов, именно поэтому необходимо искать новые закономерности, позволяющие снизить по-
грешность подсчетных параметров и повысить достоверность расчетов. Необходимо находить баланс между сложностью 
модели и временным периодом, необходимым для ее расчета, в ином случае расчет либо будет произведен некорректно, либо 
не будет возможности просчета большой вариации предлагаемых решений. 
Цель: повысить точность гидродинамической модели за счет вариации параметра неоднородности (P), построить корреля-
ционную зависимость P от количества слоев модели; интегрировать новый фонд эксплуатационных скважин в уже действу-
ющую систему разработки; сравнить исходную и новую спроектированную сетки.  
Объекты: пласты ВЧ1 и ВЧ2 Верхнечонского горизонта, разобщенные глинистой перемычкой.  
Методы: геологическое и гидродинамическое моделирование исследуемого участка с применением ПО Petrel и tNavigator; вы-
деление участка с наибольшим потенциалом оптимизации; подбор количества слоев модели для адекватной оценки подвиж-
ных остаточных запасов на основании корреляционной зависимости коэффициента неоднородности; расчет прогнозных по-
казателей разработки. 
Результаты. Произведен подсчет геологических запасов нефти по геологической модели с помощью инструмента Volume 
calculation с применением куба песчанистости (NTG), коэффициента пористости, нефтенасыщенности, величин плотности 
и пересчетного коэффициента. Пробурено четыре дополнительные скважины на моделируемом участке. Повысился охват 
моделируемой системы заводнения. Оценено влияние параметра неоднородности на точность построения модели и на 
стратегию эксплуатации лицензионного участка. Предложена новая система разработки участка Верхнечонского нефтега-
зоконденсатного месторождения. 
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Верхнечонское нефтегазоконденсатное месторождение, моделирование, параметр неоднородности,  
оптимизация системы разработки, прогнозирование профилей добычи. 

 
Введение 

В процессе построения геологической и при расчете 
гидродинамической моделей многие разработчики 
уделяют большое внимание структурному каркасу, 
распределению фильтрационно-емкостных характери-
стик (ФЕС) и динамическим параметрам, но не уделя-
ется должного внимания параметру неоднородности. 

В данной статье будет проанализировано, как па-
раметр P может влиять на систему разработки залежи 
на примере Верхнечонского нефтегазоконденсатного 
месторождения. Выделим перспективные подвижные 
запасы и предложим новую сетку скважин, позволя-
ющую увеличить коэффициент извлечения нефти 
(КИН) и повысить экономическую эффективность 
проекта. 

Построение модели 

Верхнечонское месторождение многопластовое, 
имеет сложное геологическое строение. Корреляция и 

стратиграфические разрезы показывают сильную ли-
тологическую неоднородность всех продуктивных 
пластов. Основные запасы нефти и газа находятся в 
карбонатных осинском и преображенском горизонтах 
и в терригенном верхнечонском горизонте. Перспек-
тивными для разработки является устькутский гори-
зонт, представленный карбонатами. 

Пласт представляет собой залежь пластового типа 
с литологическим и тектоническим барьерами. Зале-
гает на архей-протерозойском гранито-гнейсовом 
фундаменте. На месторождении выделено восемь ос-
новных блоков с разной насыщенностью и глубинами 
газонефтяных контактов. В большинстве действую-
щего фонда скважин водонефтяной контакт (ВНК) не 
вскрывался, залежь находится в состоянии предель-
ного газонасыщения. Газовые шапки фиксируются 
практически по всем блокам.  
На основании проведенной корреляции Верхнечон-
ский горизонт был разделен на три интервала: песча-
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но-алевритовые пласты ВЧ1, ВЧ2 и глинистую пере-
мычку. Коллектор ВЧ1 имеет мощность от 2,1 до 21,4 
м. В юго-восточной части месторождения у глини-
стой перемычки наблюдается максимальная толщина 
– 24 м, а выклинивается она в центральной области. 
Пласт ВЧ2, так же как и перемычка, имеет макси-
мальную мощность на юго-востоке – 21,5 м, выкли-
нивается на северо-западе участка (рис. 1). Описанное 
литологическое строение объяснятся образованием 
горизонта в условиях активной архей-протерозойской 
палеотектоники [1]. 

Породы горизонта характеризуются высокой сте-
пенью засолонения порового пространства. Пори-
стость исследованных образцов изменяется в диапа-
зоне 1,8–27,6 % (среднее – 15,4 %), проницаемость – 
0,1–10733,3 мД (среднее – 691 мД). Значения пори-
стости преобладают в диапазоне 14–24 %, проницае-
мости – 100–1000 мД.  

Степень засолонения порового пространства опре-
делялась из выражения [2]: 

∆𝐾𝑛 =
𝐾𝑛2−𝐾𝑛1

𝐾𝑛2
∙ 100%, 

где Кп1 и Кп2 – значения пористости до и после отмы-
ва от солей. 

Диапазон изменения степени засолонения соста-
вил 12,2–88,6 % при среднем значении – 21,8 %. 
Уменьшение пористости после отмыва, возможно, 
связано с тем, что при насыщении водой образцы, в 
поровом пространстве которых содержится ангидрит, 
взаимодействуют с H2O, в результате чего ангидрит 
гидратируется и переходит в гипс с увеличением объ-
ема до 30 % [3]. 

Основными факторами, влияющими на фильтра-
ционно-емкостные свойства объекта ВЧ (пласты 
ВЧ1+ВЧ2 с глинистой перемычкой), являются струк-
тура и интенсивность эпигенетических изменений, 
выразившиеся в карбонатизации, сульфатизации, га-
литизации и глинизации с образованием соответ-
ствующих видов цемента. Карбонаты содержат все 
литологические разности, в гравелитах и песчаниках 
присутствуют галит и сульфаты. В глинистых алев-
ролитах отмечается высокое содержание глинистого 

цемента. Аутигенный кварцевый цемент присутству-
ет в гравелитах и песчаниках [4–6]. 

Смоделированный коллектор в Petrel является 
участком Верхнечонского нефтегазоконденсатного 
месторождения.  

Моделирование пласта ВЧ осуществлялось по 
405 скважинам (модель подсчета запасов дополнялась 
и обновлялась по 39 скважинам), по ним выполнялась 
корреляция структурного каркаса. Так как основная 
часть фонда скважин – горизонтальные, интерпрета-
ция каротажа в них возможна только при наличии со-
временных методов геофизических исследований 
скважин (ГИС) [7–9]. Исходя из этого критерия была 
произведена отбраковка горизонтальных скважин. 
В конечном счете для моделирования исследуемого 
объекта ВЧ (насыщенности, литологической структу-
ры и пористости) использовались 220 скважин. 

Для 3D моделирования геологического объекта ВЧ 
применялись следующие геофизические и геологиче-
ские данные: 
1) структурные карты кровли и подошвы горизонта 

ВЧ по результатам сейсмической и геологической 
интерпретации; 

2) карты поверхностей водонефтяного и газонефтя-
ного контактов; 

3) карты пространственного положения стратигра-
фических границ подсчетного объекта;  

4) координаты имеющихся скважин; 
5) данные инклинометрии скважин;  
6) данные ГИС; 
7) результаты геолого-геофизической интерпретации 

разрезов скважин по определению литологии раз-
реза, выделению коллекторов, характера их 
насыщения; 

8) контуры зон замещения, нефтеносности объектов, 
границы категорий запасов и границы лицензион-
ных участков [10]. 
Для гидродинамических расчетов рассматривалась 

не вся площадь лицензионного участка Верхнечонско-
го месторождения, а отдельный его участок. В резуль-
тате был выделен перспективный для оптимизации ин-
тервал Верхнечонского объекта, относящийся ко вто-
рому блоку и выделенный фиолетовым цветом (рис. 1). 

 

 
Рис. 1.  Блочное строение и распределение флюидов по площади объекта ВЧ 

Fig. 1.  Block structure and distribution of fluids over the area of the VCh object 
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Для получения модели пластов сначала создавался 
структурный каркас, отображающий всю геометрию, 
с целью обеспечения наибольшей точности проводи-
мых расчетов использовалась схема напластовывания 
[11, 12]. Размер ячеек подбирался исходя из расчле-
ненности, неоднородности разреза и мощности про-
слоев для отображения детального геологического 
грида.  

Размеры ячеек в горизонтальной ориентации име-
ют размеры 50×50 м, это позволяет отобразить все 
неоднородности и не перегрузить модель высоким 
количеством ячеек. Сетка была развернута на 34° от-
носительно оси для учета условий осадконакопления 
и схемы размещения сетки скважин. Разломы в моде-
ли заданы как вертикальные, зигзагообразные.  

По итогам создания структурного каркаса были 
сопоставлены данные модели с данными отбивок 
скважин. По всей площади каркаса коэффициент де-
терминации равен единице. 

В сеточной структуре модели каждая отдельная 
ячейка должна иметь определенные значения геоло-
гических параметров. Гидродинамический расчет по-
строен на математическом вычислении параметров 
всех ячеек в заданный момент времени [13–15 и др.]. 

Построение дискретного коллектора происходило 
в несколько этапов. Вначале была построена геологи-
ческая структура, не учитывающая вторичное засоле-
ние. Затем были исключены кубы со значением засо-
ления 100 %. Далее задавалось дискретное свойство, 
позволяющее исключить соли из раздела коллекторов. 

В процессе моделирования литологии применя-
лись 2D тренды межскважинного пространства с вы-
делением несвязанных участков коллектора, также 
производились корректировки вручную. 

Построение кубов коэффициентов нефте- и газо-
насыщения, остаточной водонасыщенности осу-
ществлялось методом Kriging в модуле Petrophysical 
Modeling. Поскольку ВНК определен в единичных 
блоках месторождения, а сам объект ВЧ залегает на 
архей-протерозойском гранито-гнейсовом непрони-
цаемом фундаменте, для моделирования указанных 
кубов возможен лишь метод интерполяции по сква-
жинным значением. 

Модель пористой среды 

Основной продуктивный горизонт месторождения 
сложен терригенными породами, трещиноватость и 
кавернозность отсутствуют, поэтому для объекта ВЧ 
рассмотрена модель одинарной поровой среды. 

В образовании карбонатных пород пластов Преоб-
раженского и Осинского горизонтов принимают уча-
стие следующие минералы: доломит, кальцит, ангид-
рит, галит. Породообразующими являются доломит, 
кальцит и ангидрит. В незначительных долях присут-
ствуют кварц, полевые шпаты, глины гидрослюди-
стого состава, пирит, сидерит, флюорит. 

Содержание кальцита является важным фактором, 
определяющим фильтрационно-емкостные свойства 
пород пласта. Установлена обратная зависимость Кп 
и Кпр от содержания кальцита в породе. Наиболее 
пористые и проницаемые образцы характеризуются 

минимальным содержанием кальцита и максималь-
ным содержанием вторичного доломита.  

Галит распределен по пласту неравномерно. Рас-
пределение галита адаптировано к пустотному про-
странству пород: т. е. он цементирует крупные поры, 
трещинки, каверны и пещеристые полости.  

Трещинообразование развито неравномерно. Тре-
щины частично или полностью залечены галитом или 
кальцитом. В целом тип и свойства коллектора поз-
воляют рассматривать среду как поровую. 

Таким образом, для всех объектов принимается 
модель одинарной пористости. 

Термобарическая характеристика 

На основе результатов исследований собственных 
глубинных и поверхностных проб нефти и газа Верх-
нечонского месторождения построена PVT модель 
углеводородов. Наиболее представительным матери-
алом исследований характеризуется основной объект 
месторождения – Верхнечонский горизонт.  

Перед началом описания этапов построения PVT 
модели следует отметить имеющуюся неопределён-
ность в оценке свойств пластовых флюидов при 
начальных термобарических условиях. Так, давление 
насыщения нефти газом для нефти пласта ВЧ опреде-
лено при испытаниях скважин в достаточно широком 
диапазоне: от 10,7 до 15,5 МПа, простое осреднение 
по пробам даёт значение 13,55 МПа. 

В PVT модели использовалось уравнение состоя-
ния Soave-Redlich-Kwong в модификации Peneloux. 
Для проведения качественной настройки уравнения 
состояния состав пластового флюида, газа и газового 
конденсата, начиная от компонента С7 и выше, был 
перегруппирован в 9 псевдофракций. В качестве па-
раметров регрессии использовались критические дав-
ления и температуры, ацентрический фактор. PVT 
модель настраивалась по пробам, наиболее прибли-
женным к насыщенному состоянию залежи.  

По экспериментальным замерам свойств флюидов 
в стандартных условиях построены корреляции. Ре-
зультаты расчётов по корреляции Glaso (с учётом по-
правки на неуглеводородные компоненты) хорошо 
сопоставляются с экспериментальными замерами по 
пластовой нефти Верхнечонского месторождения.  

Согласованное с пластовыми условиями значение 
газосодержания предельно насыщенной нефти объек-
та ВЧ равно 109,8 м

3
/т, или 93,6 м

3
/м

3
, при давлении 

насыщения 15,5 МПа и температуре 14,7 °С. 

Обоснование характеристик вытеснения 

Параметры многофазной фильтрации заданы в мо-
делях объектов в соответствии с результатами лабо-
раторных экспериментов.  

Для обоснования характеристик использовались 
петрофизические зависимости с достаточно высоким 
коэффициентом корреляции (более 0,7), построенные 
на основе данных кондиционных замеров.  

Наиболее изученным является керн Верхнечон-
ского горизонта. Количество исследований на керне 
объекта ВЧ достаточно для уверенной оценки харак-
теристик вытеснения нефти водой.  
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Коэффициент вытеснения оценён по результатам 
289 замеров параметра, среднее значение по которым 
составило 0,496 д. ед. 

Остаточная нефтенасыщенность (Кно) задана в мо-
дели по петрофизической зависимости от пористости 
(Кп) и начальной нефтенасыщенности (Кнн).  

Выделены три группы: I группа – песчаник сред-
немелкозернистый, хорошо отсортированный, одно-
родный; II группа – разнозернистый песчаник, слабо-
гравелистый, с незначительным засолонением (пере-
ходная группа от породы I типа к типу III); III груп-
па – грубозернистый, плохосортированный песчаник, 
гравелистый, с повышенной степенью засолонения 
либо гравелит разнообломочный, песчанистый. 

Абсолютная проницаемость в I типе образцов по-
роды достаточно высокая, не ниже 300·10

–3 
мкм

2
,
 

средний показатель пористости 14 %, во II и III груп-
пах проницаемость и пористость меняются в широких 
пределах: 10–12000·10

–3
 мкм

2
 и 10–22 %, соответ-

ственно.  
Вид кривых относительных фазовых проницаемо-

стей (ОФП) всех трёх групп соответствует гидрофоб-
ному характеру течения – точка пересечения кривых 
нефти и воды расположена левее значения равной 
насыщенности флюидов (50 %), т. е. вода имеет фазо-
вую проницаемость, равную проницаемости нефти 
при меньшей насыщенности.  

 

 
Рис. 2. Адаптированная фильтрационная модель нефти, 

воды и лабораторные кривые ОФП, средние по 

группам образцов породы пласта ВЧ. Группы 

образцов по гранулометрической фракции: I – 

песчаник среднемелкозернистый, хорошо от-

сортированный, однородный; II – разнозерни-

стый песчаник, слабогравелистый, с незначи-

тельным засолонением; III – грубозернистый, 

плохосортированный песчаник, гравелистый, с 

повышенной степенью засолонения либо граве-

лит разнообломочный, песчанистый 

Fig. 2.  Adapted filtration model of oil, water and laboratory 

curves of relative phase permeabilities (RPP), ave-

raged over groups of rock samples from the VCh 

formation. Groups of samples by granulometric 

fraction: I – medium-fine-grained sandstone, well-

sorted, homogeneous; II – uneven-grained sand-

stone, slightly gravelly, with insignificant saliniza-

tion; III – coarse-grained, poorly sorted sandstone, 

gravelly, with an increased degree of salinization or 

mixed-clastic gravel, sandy 

В то же время концевая точка фазовой воды при 
остаточной нефтенасыщенности на графиках групп I 
и II имеет невысокие значения, характерные для гид-
рофильных коллекторов.  

С учётом того, что ФЕС указанных групп изменя-
ются в широком диапазоне, можно сделать заключе-
ние, что на вид кривых оказывает определяющее вли-
яние структура порового пространства – степень от-
сортированности и однородности песчаника, наличие 
грубозернистых включений и засолонения.  

Выделить литотипы в трёхмерной модели объекта 
на сегодняшний день не представляется возможным, 
поэтому в модели задана осреднённая кривая фазовых 
проницаемостей. 

На рис. 2 представлены модельные относительные 
фазовые проницаемости по каждой отдельной группе 
песчаника, на основе которых была создана адапти-
рованная фильтрационная модель. Именно она закла-
дывалась в гидродинамических расчетах. 

Концевые точки в модельных ОФП соответствуют 
среднему значению остаточной нефтенасыщенности 
и коэффициенту вытеснения.  

Исходная сетка 

Средняя мощность нефтенасыщенного интервала 
21 м. Габариты по x 3611 м и по у 3714 м. В действую-
щий фонд скважин входит семь скважин: добывающие – 
WU4_1, WU4_2, WU4_3, WU4_4, WU5_1; нагнетатель-
ные – Nag_1 и Nag_2 (рис. 3). Серым цветом представ-
лен коллектор, насыщенный флюидом. Участки глини-
зации и засоления представлены белым (undefined). 

Разрез детерминированной модели пласта показы-
вает его сильную неоднородность. Этот факт сильно 
усложняет разработку данного участка, так как вер-
тикальная фильтрация практически отсутствует, так-
же высокая расчлененность препятствует примене-
нию заводнения с высокой эффективностью. 

Понятно, что при похожих характеристиках горизон-
тов по выдержанности коллектора большое значение на 
коэффициент расчлененности будет оказывать соедине-
ние отдельных продуктивных прослоек. В тех горизонтах, 
где наивысший коэффициент слияния, будет наблюдаться 
наивысшая гидродинамическая связь пласта. 

На данном участке глинистая пачка частично вы-
клинивается и имеет среднюю мощность около 10 м. 

Одним из важнейших факторов слабой связи от-
дельных нефтяных оторочек является сильная засо-
ленность коллектора. Вода имеет высокую минерали-
зацию, и при нарушении ее стабильного состояния из 
нее выпадает солевой осадок, который забивает поры 
терригенного коллектора. 

В гидродинамическом расчете принимали участие 
добывающие скважины со следующими интервалами 
перфорации WU4_1 (1619–1666 м), WU4_2 (1625–
1680 м), WU4_3 (1632–1678 м), WU4_4 (1632–1678 м), 
WU5_1 (1615–1681 м) и нагнетательные Nag_1 (1614–
1688 м) и Nag_2 (1636–1676 м). Перфорацию произ-
водилась по всем продуктивным интервалам горизон-
та ВЧ. Депрессии добывающих скважин варьируют в 
диапазоне 1,5–2,3 МПа, репрессии в нагнетательных 
скважинах изменяются от 5 до 8 МПа.  
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Рис. 3.  Каркас геологической модели выделенного ранее участка ВЧ со скважинами и размещением сечения геологи-

ческого разреза. Размер ячейки 50×50×2,5 м. Количество слоев – 32  

Fig. 3.  Geological model wireframe with wells and section placement. Cell size 50×50×2,5 m. Number of layers – 32 

Инструмент визуализации фильтрационных тече-
ний позволяет наглядно отобразить площади, охва-
ченные заводнением, а также установить область 
дренирования запасов и определить интервалы с 
наибольшим притоком жидкости. 

По результатам моделирования можно сделать 
выводы, что не вся площадь разрабатываемого 

участка вовлечена в разработку, так как имеются зо-
ны, в которых не происходит фильтрация жидкости. 
Данная проблема обусловлена сильной неоднород-
ностью коллектора. На анализируемом участке при-
сутствует целый ряд зон, гидродинамически не свя-
занных с основной сетью заводнения и дренирова-
ния (рис. 4). 

 

 
Рис. 4.  Линии тока добывающих скважин и интервалы перфорации фонда из модели с 32 слоями, размер ячейки 

50×50×2,5 м 

Fig. 4.  Streamlines of production wells and perforation intervals of the stock from a model with 32 layers, cell size 

50×50×2,5 m 

Обводненность продукции за 5 лет разработки ис-
следуемого объекта составит 47,8 %. За весь рассчи-
танный период разработки среднее пластовое давле-
ние изменяется в диапазоне 173,53–174,03 атм. Таким 
образом, среднее значение параметра не опускается 
ниже начального. По геологическим условиям давле-
ние насыщения составляет 155 атм. В процессе разра-
ботки в большей части коллектора из нефти не будет 
выделяться газ, что обеспечит больший коэффициент 
извлечения (рис. 5). Также одной из проблем на 
Верхнечонском нефтегазоконденсатном месторожде-
нии является утилизация попутного нефтяного газа, 

поэтому необходимо минимизировать объем его из-
влечения. 

На рис. 6 представлена динамика изменения дебитов 
скважин, в первые два прогнозные года наблюдаются 
наивысшие показатели дебитов. Это обусловлено тем, 
что в модель были заложены геологические характери-
стики с учетом выработки месторождения, но, так как 
истории добычи по каждой отдельной скважине были 
неизвестны, оставшиеся запасы были распределены с 
помощью инструмента интерполяции по всему объему 
коллектора. Стартовый дебит по нефти составляет 
964 м

3
/сут, по газу – 83 тыс. м

3
/сут, по воде – 74,5 м

3
/сут. 



Известия Томского политехнического университета. Инжиниринг георесурсов. 2022. Т. 333. № 3. 206–216 
Буланов Н.С., Зедгенизов А.В. Оптимизация разработки участка Верхнечонского нефтегазоконденсатного месторождения с ... 

 

211 

   
Рис. 5.  Динамика обводненности и среднего пластового давления 

Fig. 5.  Dynamics of water cut and average reservoir pressure 

За 5 лет разработки участка удалось извлечь 1397000 ст. м
3
 

нефти, 287000 ст. м
3 
воды, 119500000 ст. м

3 
газа (едини-

цы объема приведены к стандартным условиям). Гео-

логические запасы нефти моделируемого участка состав-
ляют 11,8386 млн ст. м

3
, извлекаемые 5,4243 млн ст. м

3
. 

Таким образом, текущий КИН равен 11,8 %. 
 

      
Рис. 6.  Прогноз дебитов нефти, газа, воды и накопленные добычи 

Fig. 6.  Forecast of oil, gas, water production rates and cumulative production 

Оптимизированная сетка 

Так как Верхнечонский горизонт имеет сложное 
строение, а исходная модель имеет довольно высо-
кую неоднородность, можно применить инструмент 
снижения неоднородности коллектора за счет увели-
чения количества слоев модели [16, 17]. 

Учитывая размер геологических моделей, для 
обоснования схемы размельчения была использована 
инженерная методика, суть которой состоит в опре-
делении так называемого параметра неоднородности, 
получаемого при разбиении слоев модели по верти-
кали. Параметр неоднородности рассчитывается по 
формуле: 

𝑃 = ∑ (𝑣1 + 𝑣2)(𝑛1 − 𝑛2)2
𝑖,𝑗 , 

где v1, v2 – объем ячеек k-го и k+1-го слоя; n1, n2 – 
песчанистость ячеек k-го и k+1-го слоя. 

Чем выше значение параметра P, тем больше яче-
ек «коллектор» одного слоя объединяются с ячейками 
«неколлектор» другого слоя, что ущербно для точно-
сти модели. Объединению подлежат слои, параметр 
неоднородности по которым минимальный [18–21].  

После расчетов данного параметра для множества 
вариантов разбиения слоёв строится график зависи-
мости параметра неоднородности от числа слоёв мо-
дели.  

На рис. 7 приведена такая зависимость для модели 
Верхнечонского горизонта. Из графика видно, что 

параметр неоднородности растет незначительно при 
укрупнении шага по вертикали.  

Таким образом, чтобы повысить геологическую 
детальность объекта и получить оптимальную для 
расчетов размерность модели, количество слоев мо-
жет быть увеличено с 32 (зеленый пунктир), преду-
смотренных начальной моделью, до 49 (красный 
пунктир), где на графике отмечается изменение трен-
да наклона рассматриваемой зависимости.  

 

 
Рис. 7.  Зависимость параметра неоднородности 

Fig. 7.  Dependence of the heterogeneity parameter  

После изменения структуры геологической моде-
ли объем подвижных запасов нефти увеличился на 
3,4 % за счет детализации зон, изначально не участ-
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вующих в фильтрации. Таким образом, именно в об-
ласти этих зон можно расширить фонд скважин. 

Был проведен перерасчет гидродинамической мо-
дели, которая изначально рассчитывалась с 32 слоями, 
на 49 слоев. При повышенной детализации модели 
показатели разработки изменились незначительно, 
накопленная добыча нефти повысилась на 0,1 %, 
прирост дополнительно извлекаемых воды и газа не-
значителен, данные величины входят в диапазон по-
грешности моделируемых расчетов. Это обусловлено 
низкой эффективностью дренирования вертикальны-
ми скважинами подобного рода коллекторов с высо-
кой латеральной анизотропией. Динамика разработки 
показала идентичные результаты. 

После этого было принято решение рассматривать 
и анализировать сразу оптимизированный участок с 
уже новым разбуренным фондом скважин. 

По сравнению с исходной сеткой расстановки 
скважин в новом варианте расчета присутствует одна 
двухзабойная WU10_1 (1665–2225 м – основной ствол 
и 2200–2676 м – ответвленный), две горизонтальные 
добывающие скважины: WU10_2 (1675–2317 м), 
WU10_3 (1760–2191 м) и одна нагнетательная Nag_3 
(1625–1690 м), также указаны интервалы перфорации 
по MD (рис. 8). Представленная система разработки 
по итогам расчета модели продемонстрировала один 
из лучших показателей накопленной добычи при за-
данном условии «минимум воды – максимум нефти». 

 

     
Рис. 8.  Взаимное расположение старого фонда с новыми пробуренными скважинами, а также интервалы перфо-

рации. Количество слоев – 49. Размер ячейки 50×50×1,65 м 

Fig. 8.  Mutual arrangement of the old stock with new drilled wells, as well as perforation intervals. Number of layers – 49. 

Cell size 50×50×1,65 m 

 
Рис. 9.  Линии тока добывающих скважин. Количество 

слоев – 49. Размер ячейки 50×50×1,65 м 

Fig. 9. Production wells streamlines. Number of layers – 49. 

Cell size 50×50×1,65 m 

 
Линии тока добывающих скважин представлены 

на рис. 9. Благодаря пробуренной двухзабойной 

скважине удалось вовлечь в разработку большую 
мощность коллектора. Увеличение плотности сетки 
расстановки скважин сможет незначительно увели-
чить накопленную добычу, но с экономической точки 
зрения это решение будет нерентабельно.  

Наглядно видно, что в большей части залежи про-
исходит фильтрация флюида. В центральной и южной 
части плотность линий тока снижена вследствие вы-
сокой неоднородности коллектора, а также незначи-
тельной эффективной его мощности. 

На рис. 10 представлена динамика изменения об-
водненности добываемой продукции. За полтора года 
фронт нагнетаемой воды достигает добывающих 
скважин и обводненность начинает равномерно по-
вышаться. По сравнению с сходной сеткой данный 
прогнозируемый показатель за 5 лет увеличился на 
6,2 %. 

За 5 лет с момента начала разработки коллектора 
пластовое давление снизилось с 173 до 157,3 атм 
(рис. 10). В большей части коллектора пластовое дав-
ление поддерживается на уровне начального, но за 
счет того, что три скважины разрабатывают изолиро-
ванные зоны коллектора на естественном режиме, па-
раметр среднего давления падает. 
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Рис. 10.  Динамика обводненности и среднего пластового давления 

Fig. 10.  Dynamics of water cut and average reservoir pressure 

Благодаря увеличению объема залежи, вовлечен-
ной в разработку, повысились объемы дебитов нефти, 
газа и воды (рис. 11). В новой системе разработки 
(рис. 9), по сравнению с исходной сеткой (рис. 4), при 
таких же технологических параметрах, стартовый де-
бит по нефти вырос на 253 ст. м

3
/сут и составил 

1211 ст. м
3
/сут, по газу – 97000 ст. м

3
/сут, по воде – 

59 ст. м
3
/сут. 

Накопленные показатели предлагаемой сетки (рис. 11) 
продемонстрировали одни из лучших соотношений: 
максимум добытой нефти, минимум добытой воды и 
газа из всех совершенных итераций, которые имели 
бы положительный экономический эффект. Исходя из 
графиков, представленных на рис. 11, накопленная 
добыча составила: нефть – 1599000 ст. м

3
, газ – 

139000000 ст. м
3
, вода – 468830 ст. м

3
. Прогнозируе-

мый накопленный КИН составляет 13,5 %. 
                                                              

 
Рис. 11.  Прогноз дебитов нефти, газа, воды и накопленные добычи 

Fig. 11.  Forecast of oil, gas, water production rates and cumulative production 

Заключение 

На примере построенной модели удалось доказать, 
что при сложном геологическом строении коллекто-
ров важную роль играет параметр P (параметр неод-
нородности). За счет увеличения детализации геоло-
гической модели и предложенной сетки добывающих 
и нагнетательных скважин участка Верхнечонского 
горизонта удалось выявить дополнительные запасы 
нефти, не задействованные в фильтрации, на которые 

практически никакого влияния не оказывает система 
поддержания пластового давления. 

Прирост подвижных запасов нефти в модели со-
ставил 194000 м

3
. Их удалось вовлечь в разработку за 

счет расширения фонда скважин, в зонах, где изна-
чально предполагалось отсутствие запасов из-за по-
ниженной точности модели. 

Прогнозируемый общий прирост добычи нефти за 
5 лет составил 202000 м

3
. Пробурено четыре допол-

нительные скважины (1 двухзабойная, 2 горизонталь-
ные и 1 вертикальная нагнетательная). 
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Relevance. The study is devoted to improving the accuracy of constructing geological and hydrodynamic models. At the moment, three-
dimensional modeling plays an important role in designing and assessing the prospects of hydrocarbon deposits, which is why it is neces-
sary to look for new patterns that will reduce the error of calculated parameters and increase the reliability of calculations. It is necessary to 
find the balance between the complexity of the model and the time period necessary for its calculation, otherwise the calculation will either 
be performed incorrectly, or there will be no possibility of calculating a large variation of the proposed solutions. 
Main aim of the research is to improve the accuracy of the hydrodynamic model by varying the inhomogeneity parameter (P), to build a 
correlation dependence of P on the number of layers in the model; integrate a new stock of production wells into the existing development 
system; compare the original and new projected grids. 
Objects: reservoirs VCh1 and VCh2 of the Verkhnechonsky horizon, separated by a clay bar. 
Methods: geological and hydrodynamic modeling of the investigated area using Petrel and tNavigator software; highlighting the area with 
the greatest optimization potential; selection of the number of model layers for an adequate assessment of mobile residual reserves based 
on the correlation dependence of the heterogeneity coefficient; calculation of predicted development indicators. 
Results. The calculation of geological oil reserves was carried out using a three-dimensional geological model in the Volume calculation 
module using the net-to-gross (NTG) ratio, porosity coefficient, oil saturation and density parameters and a conversion factor. Four addi-
tional wells were drilled in the simulated area. The coverage of the simulated waterflooding system increased. The influence of the hetero-
geneity parameter on the accuracy of the model construction and on the license area operation strategy is estimated. A new development 
system is proposed. 

 
Key words: 
Verkhnechonsky oil and gas condensate field, modeling, heterogeneity parameter,  
optimization of the development system, forecasting production profiles. 
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