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Актуальность. Увеличение доли трудноизвлекаемых запасов нефти среди всех месторождений углеводородов приводит к 
необходимости разработки газоконденсатных залежей с нефтяными оторочками. Газ, имеющий меньшую плотность, чем 
нефть, располагается выше неё и формирует газовую шапку. Если добывается газ из этой шапки, давление в пласте сни-
жается. За счет появления градиента давления между газовой шапкой и нефтяной оторочкой происходит фильтрация 
нефти в изначально газонасыщенную область залежи. Часть такой нефти становится неизвлекаемой традиционными спо-
собами в силу наличия критической нефтенасыщенности. Разработка нефтяной оторочки и отсрочка разработки газовой 
шапки далеко не всегда является экономически оптимальным решением. Поэтому актуальной задачей является выбор ре-
жима разработки нефтегазоконденсатной залежи. Такой выбор можно осуществить с помощью зарекомендовавшего себя в 
нефтегазовой промышленности гидродинамического моделирования.  
Целью работы является создание методики подбора режима разработки месторождений с нефтяной оторочкой и газовой 
шапкой с помощью гидродинамического моделирования. 
Объекты: газоконденсатные залежи с нефтяными оторочками. 
Методы. Моделирование основано на использовании классических законов сохранения массы и импульса для многофазной 
среды, решаемых с помощью неявной конечно-разностной схемы для давления и явной схемы для насыщенности фаз в гидро-
динамическом симуляторе. Рассчитывается несколько вариантов для одного месторождения с различными режимами разра-
ботки, отличающимися по времени перехода к совместной добычи нефти из оторочки и газа из газовой шапки, оценивается 
коэффициент извлечения нефти.  
Результаты. С использованием гидродинамического симулятора получены значения конечных коэффициентов извлечения 
нефти для всех вариантов разработки. Установлено, что наибольший коэффициент извлечения нефти достигается при из-
начальной добыче нефти без разработки газовой шапки. Показано, что более поздний ввод газовой шапки в эксплуатацию 
позволяет достичь больших значений коэффициента извлечения нефти. Обоснован ввод в разработку газовой шапки спустя 
15–20 лет после начала разработки нефтяной оторочки. 
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Гидродинамическое моделирование, нефтегазоконденсатное месторождение, механика сплошных сред,  
закон сохранения массы, фильтрация жидкости в пористой среде, нефтяная оторочка. 

 
Введение 
Доля трудноизвлекаемых и нетрадиционных запа-

сов нефти постоянно увеличивается [1]. К залежам с 
такими запасами углеводородов относятся и газокон-
денсатные с нефтяными оторочками [2]. Добыча 
нефти из таких месторождений осложнена наличием 
так называемой газовой шапки [3]. Она располагается 
выше области, содержащей нефть, поскольку газ име-
ет меньшую плотность, чем жидкие фазы, содержа-
щиеся в пласте. Нефть также имеет плотность мень-
ше, чем вода, поэтому нефтяная зона располагается 
между газовой шапкой и водонасыщенной зоной. Ес-
ли объёмы газовой шапки значительно превышают 
объемы нефтяной части, то последняя называется 
нефтяной оторочкой. 

Одна из ключевых проблем при разработке таких 
залежей кроется в наличии динамической связи меж-

ду нефтенасыщенной и газонасыщенной частями [4]. 
Это проявляется в трудноконтролируемых смещениях 
газонефтяного контакта в процессе разработки место-
рождения. При этом особо остро стоит вопрос об оче-
редности разработки нефтенасыщенной и газонасы-
щенной частей относительно друг друга. По характе-
ристикам пласта (например, если оторочка находится 
вблизи границ пласта и её свойства малоизучены) 
возможно принятие решения о первоочередной раз-
работке газовой шапки. Данная стратегия чаще всего 
характеризуется максимальной экономической эф-
фективностью, однако происходит падение пластово-
го давления и расформирование оторочки, поскольку 
за счет появления градиента давления между газовой 
шапкой и нефтяной оторочкой происходит фильтра-
ция нефти в область газовой шапки. Часть такой 
нефти становится неизвлекаемой традиционными 
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способами в силу наличия критической нефтенасы-
щенности [5]. В качестве решения проблемы предла-
гается закачивать газ для поддержания пластового 
давления и добывать большее количество нефти [3]. 

С точки зрения максимизации добычи нефти счи-
тается оптимальным вести первостепенную разработ-
ку оторочки. Однако в таком случае наблюдается яр-
ко выраженное конусообразование газа. Кроме того, в 
этом случае отсрочка ввода газовой шапки в разра-
ботку приводит к снижению экономической эффек-
тивности проекта в целом, поскольку чем раньше 
вводится в эксплуатацию значительная по запасам га-
зовая шапка, тем быстрее приходит прибыль от реа-
лизации газа [6]. Можно использовать растворители 
[7], поверхностно-активные вещества, пены [8] для 
добычи нефти из оторочки, но такое решение про-
блемы является достаточно дорогостоящим. При этом 
разработка оторочек осуществляется преимуществен-
но на режиме истощения пластовой энергии. Тради-
ционная закачка воды приводит к проталкиванию 
нефти в газонасыщенную часть, и происходит техно-
генное расформирование оторочки, поскольку часть 
такой нефти становится неподвижной [9]. 

Для предварительной оценки вариантов разработ-
ки месторождения в нефтегазовой промышленности 
применяется гидродинамическое моделирование [10], 
являющееся математическим моделированием гидро-
динамических процессов в пласте. Математическое 
моделирование успешно зарекомендовало себя при 
решении не только стандартных задач фильтрации 
нефти в пласте [11, 12], но и задач, связанных с ани-
зотропией пласта [10], фильтрации нефтяной отороч-
ки в виде отдельных капель – ганглий [13]. 

Все описанные варианты рассматривают пооче-
рёдную разработку нефтяной оторочки и газовой 
шапки. Поэтому при проектировании разработки 
нефтегазоконденсатных залежей помимо вариантов 
раздельной разработки нефтяной оторочки и газовой 
шапки актуально также оценивать сценарии с их сов-
местным вводом в эксплуатацию, в том числе с неко-
торой временной задержкой. Оценка эффективности 
вариантов разработки месторождения по наиболее 
важному критерию для нефтегазовой промышленно-
сти – коэффициенту извлечения нефти – позволит 
выбрать наилучший вариант эксплуатации залежи. 
Методики такой оценки в настоящее время не суще-
ствует. Поэтому целью работы является создание ме-
тодики подбора режима разработки месторождений с 
нефтяной оторочкой и газовой шапкой с помощью 
гидродинамического моделирования на примере 
нефтегазоконденсатной залежи в Западной Сибири. 
Впервые определяется оптимальный режим разработ-
ки такой залежи с помощью оценки конечного значе-
ния коэффициента извлечения нефти для всех вари-
антов разработки с различным моментом времени 
введения в эксплуатацию газовой шапки. Такой рас-
чёт позволит дать рекомендации по увеличению ко-
эффициента извлечения нефти не только на рассмат-
риваемом месторождении Западной Сибири, но и на 
других подобных залежах. 

Постановка задачи 
Для расчёта дебита нефти и газа и определения ко-

эффициентов извлечения этих фаз из нефтегазокон-
денсатного пласта необходимо вычислить изменение 
насыщенностей воды, газа и нефти, а также давления 
с течением времени. Для этого используется трёхфаз-
ная классическая модель «чёрной нефти» [12, 14], ос-
нованная на использовании законов сохранения мас-
сы фаз с учётом закона Дарси [15]. Фазами в модели 
считаются нефть, вода и газ, причём газ может быть 
растворён в нефти, поэтому нефть называется «лету-
чей». Газ содержит долю примесей из тяжёлых угле-
водородов и называется «жирным». Пространство 
трёхмерное с декартовыми координатами x, y, z. 

Уравнения модели «чёрной нефти» записываются 
следующим образом [12]: 

 

 (1) 

 

   (2) 

 

   (3) 

                         (4) 
,                          (5) 
                        (6) 

где t – время; m – пористость (отношение объёма пор 
к общему объёму пласта); i – индекс фазы (индекс o 
означает нефть, w – воду, g – газ); ρi, ρim и ρim0 – соот-
ветственно плотность i-й фазы, молярная плотность 
i-й фазы и молярная плотность i-й фазы в стандарт-
ных условиях; Si – насыщенность i-й фазы; Bi – объ-
ёмный коэффициент i-ой фазы (отношение объёма i-й 
фазы в пластовых условиях к объёму этой фазы в 
стандартных условиях); k – тензор абсолютной про-
ницаемости пласта (способности пласта пропускать 
через себя жидкости и газ), который учитывает ани-
зотропию проницаемости; kri – относительная фазовая 
проницаемость i-й фазы (отношение фазовой прони-
цаемости i-й фазы, характеризующей способность 
этой фазы фильтроваться через пласт, к абсолютной 
проницаемости пласта); i – динамическая вязкость 
i-й фазы; pi – давление i-й фазы; g – ускорение сво-
бодного падения; qi – объёмные источники массы i-й 
фазы; Rog и Rgo – растворимость нефти в газе и газа в 
нефти соответственно; xoi и xgi – мольная доля нефти в 
i-й фазе и газа в i-й фазе соответственно; pcog и pcow – 
капиллярное давление в системе «нефть–газ» и 
«нефть–вода» соответственно. 

Уравнения (1)–(3) являются законами сохранения 
массы воды, нефти и газа соответственно с учётом за-
кона Дарси, уравнения (4) и (5) характеризуют капил-
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лярные давления систем «нефть–газ» и «нефть–вода» 
соответственно, уравнение (6) является замыкающим 
соотношением на насыщенности фаз. Неизвестными 
в системе уравнений (1)–(6) являются насыщенности 
и давления фаз. 

Начальные условия для системы уравнений (1)–(6) 
имеют вид: 

, 
           (7) 

, 
         (8) 

,  (9) 
где M – некоторая точка; G – область газовой шапки; 
W – область воды; Swr – связанная водонасыщенность 
(минимальная водонасыщенность в пласте из-за не-
вытесняемой воды); Sor – критическая нефтенасы-
щенность; p0 – начальное пластовое давление. 

После задания начальных условий (7)–(9) необхо-
димо задание граничных условий: 

,  (10) 

где Nj – вектор нормали к j-й границе Dj; скобками 
обозначено скалярное произведение векторов. 

Граничные условия (10) соответствуют условиям 
непротекания жидкости и газа за границы пласта и 
учитывают анизотропию абсолютной проницаемости 
при задании её тензора. 

Решение уравнений (1)–(3) осуществляется с по-
мощью IMPES-метода [12], когда уравнения аппрок-
симируются с помощью конечно-разностной схемы, 
явной по насыщенности и неявной по давлению. Ре-
шение получающейся системы уравнений осуществ-
ляется с помощью итерационного метода Ньютона с 
абсолютной погрешностью 0,001. 

Процедура моделирования крупных месторождений 
Исходными данными для моделирования являются 

свойства пласта и насыщающих его фаз, которые бе-
рутся из геологической модели и лабораторных экс-
периментов с образцами горных пород (керном). Гео-
логическая модель является имитацией пласта, разби-
того на ячейки, свойства которых известны из про-
мысловых исследований. Сетка такой модели являет-
ся достаточно мелкой [16]. Её высокая дискретность 
обусловлена разрешающей способностью методов 
геофизики (порядка 0,4 м).  

Для ускорения расчетов необходимо её укрупнять 
[17–19] с помощью пересчёта свойств пласта по форму-
лам среднего арифметического взвешенного (11)–(13): 

,                        (11) 

,                              (12) 

,                            (13) 

где Ta, ma и Sia – средневзвешенные значения песча-
нистости (отношения эффективной нефтенасыщенной 
толщины к общей толщине), пористости и насыщен-

ности i-й фазы в укрупнённой ячейке (однако по раз-
личным ячейкам эти значения остаются разными); Tj, 
mj и Sij – значения песчанистости, пористости и 
насыщенности i-й фазы в j-й ячейке геологической 
модели; hj и Fj – толщина и площадь фильтрации (се-
чения) j-й ячейки геологической модели. 

Проницаемость укрупнённой ячейки ka при этом 
пересчитывается по степенной зависимости от пори-
стости: 

,   (14) 
где постоянная с размерностью проницаемости k0=10–15 м2. 

С учётом (11)–(14) рассчитываются свойства пла-
ста гидродинамической модели в каждой ячейке её 
сетки. Дальнейшие этапы моделирования крупных 
месторождений с помощью специального программ-
ного обеспечения – гидродинамических симулято-
ров – следующие:  
 задание параметров флюидов (жидких фаз и газа); 
 задание зависимостей относительных фазовых 
проницаемостей от насыщенностей фаз по данным 
лабораторных исследований образцов породы; 

 задание функции уплотнения породы в процессе 
разработки (зависимости порового объёма от пла-
стового давления); 

 инициализация модели (задание начальных условий); 
 задание граничных условий, источников воды из 
соседних пластов, скважин; 

 настройка модели на результаты фактических ис-
следований (история разработки, расходы флюи-
дов по скважинам); 

 задание параметров расчёта на прогноз. 

Методика оценки эффективности вариантов  
разработки нефтегазоконденсатного месторождения 
Рассмотренная выше процедура моделирования 

крупных месторождений не содержит критериев 
оценки эффективности вариантов разработки нефте-
газоконденсатного месторождения. Поэтому необхо-
димо создание методики такой оценки. Моделирова-
ние процессов разработки осуществлялось в гидроди-
намическом симуляторе tNavigator компании Rock 
Flow Dynamics. 

Для анализа влияния разработки газовой шапки на 
величину коэффициента извлечения нефти из отороч-
ки была сформирована матрица вариантов расчётов, 
которые можно разделить на три группы: первооче-
редная разработка нефтяной оторочки и консервация 
запасов газовой шапки, первоочередная разработка 
газовой шапки и консервация запасов нефтяной ото-
рочки и совместная разработка нефтяной оторочки и 
газовой шапки. 

На первом этапе оценивался максимальный коэф-
фициент извлечения нефти при консервации запасов 
газа. В расчётах была проведена оптимизация типа 
конструкции скважины, количества скважин, опти-
мального перепада давления, обеспечивающего экс-
плуатацию на безгазовом режиме. Оптимизация озна-
чала подбор конструкции горизонтальной скважины 
(её длины) и количества таких скважин для достиже-
ния максимального коэффициента извлечения нефти. 
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В расчётах первоочередной разработки газовой 
шапки проведена оптимизация количества скважин, а 
также дебита флюидов по критерию наибольшего ко-
эффициента извлечения газа и приемлемого периода 
постоянных отборов (около 10 лет). При этом произ-
ведена количественная оценка оставшихся в пласте 
подвижных запасов нефти. 

Затем при совместной разработке нефтяной ото-
рочки и газовой шапки оценивался конечный коэф-
фициент извлечения нефти (КИН) при различных 
темпах отбора газа. Далее аналогичная процедура 
проводилась при различных временах ввода в разра-
ботку нефтяной оторочки после начала разработки 
газовой шапки. После этого аналогично оценивался 
КИН при различных временах задержки эксплуата-
ции газовой шапки после начала разработки нефтяной 
оторочки. Наибольший КИН среди всех вариантов 
свидетельствует о наиболее эффективном варианте 
разработки нефтегазоконденсатного месторождения. 

Апробация методики на одном  
из месторождений Западной Сибири 
Объект разработки 
Апробация разработанной методики оценки эф-

фективности вариантов разработки нефтегазоконден-
сатной залежи проводилась на одном из месторожде-
ний Западной Сибири. Пласт содержит газовую шап-
ку со средней вертикальной толщиной hg (эффектив-
ной мощностью) 19,4 м, нижележащую нефтяную 
оторочку со средней толщиной ho (эффективной 
мощностью) 4,7 м, под которой находится водонасы-
щенная зона. Нефтяная зона классифицирована как 
оторочка, поскольку её толщина существенно меньше 
толщины газовой шапки. В табл. 1 приведены: сред-
няя пористость m пласта, средняя проницаемость k 
пласта, начальное пластовое давление p0, глубина за-
легания пласта H и другие свойства пласта. 

Таблица 1.  Свойства пласта одного из месторождений 
Западной Сибири 

Table 1.  Reservoir properties of one of the fields in 
Western Siberia 

Свойство/Property Значение/Value 
H 3100 м (m) 
m 0,15 
k 3,92·10–14 м2 (m2) 
hg 19,4 м (m) 
ho 4,7 м (m) 
p0 3,08·107 Па (Pa) 

 
Свойства нефти, насыщающей пласт, приведены в 

табл. 2, причём o означает динамическую вязкость 
нефти в пластовых условиях, а o0 – динамическую 
вязкость нефти в стандартных условиях. Нефть со-
держит растворённый в ней газ с исходным газовым 
фактором (отношением объёма газа, содержащегося в 
нефти, к объёму нефти) . 

Плотность газа из рассматриваемого месторожде-
ния ρg=0,74 кг/м3. Поскольку газ содержит некоторую 
часть тяжёлых углеводородных фракций, которые 
могут выпасть в пласте в виде конденсата, то в расчё-
тах использовалось также потенциальное содержание 

конденсата (отношение массы тяжёлых фракций к 
общему объёму газа), равное 0,221 кг/м3. 

Таблица 2.  Свойства нефти из пласта одного из ме-
сторождений Западной Сибири 

Table 2.  Oil properties of reservoir of one of the fields in 
Western Siberia 

Свойство/Property Значение/Value 
ρo 848 кг/м3 (kg/m3) 

o 3,9·10–4 Па∙с (Pa*s) 
o0 1,3·10–2 Па∙с (Pa*s) 

 0,204 м3/кг (m3/kg) 
 
Свойства воды следующие: ρw=1000 кг/м3, 

w=0,32∙10–3 Па∙с, сжимаемость воды 4,28∙10–10 1/Па, 
Bw=1,02, коэффициент изменения вязкости воды при 
увеличении давления 9,29∙10–10 1/Па. Связанная водо-
насыщенность составляет 0,2, критическая нефтена-
сыщенность 0,32. 

По результатам лабораторных исследований пла-
стового газа и нефти определены зависимости 
свойств флюидов от пластового давления. На рис. 1 
представлены зависимости объёмных коэффициентов 
газа и нефти от давления в пласте, на рис. 2 – дина-
мических вязкостей этих фаз от p, на рис. 3 – раство-
римостей газа в нефти и нефти в газе от пластового 
давления. Погрешность определения данных пара-
метров связана с погрешностью прямых замеров, а 
также с осреднением результатов экспериментов, 
проводимых на различных глубинных пробах флюи-
дов, и не превышает 5 %.  

 

 
Рис. 1.  Зависимость объёмного коэффициента нефти 

Bo (красная линия) и газа Bg (синяя линия) от 
давления в пласте p 

Fig. 1.  Dependence of the volumetric coefficient of oil Bo 
(red line) and gas Bg (blue line) on the pressure in 
the reservoir p 

 
Рис. 2.  Зависимость динамической вязкости нефти o 

(красная линия) и газа g (синяя линия) от давле-
ния в пласте p 

Fig. 2.  Dependence of the dynamic viscosity of oil o (red 
line) and gas g (blue line) on the pressure in the 
reservoir p 
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Рис. 3.  Зависимость растворимости газа в нефти Rgo 

(красная линия) и нефти в газе Rog (синяя линия) 
от давления в пласте p 

Fig. 3.  Dependence of the solubility of gas in oil Rgo (red 
line) and oil in gas Rog (blue line) on the pressure in 
the reservoir p 

Зависимости относительных фазовых проницае-
мостей флюидов в системах «газ–вода» (рис. 4), 
«нефть–вода» (рис. 5) от водонасыщенности и 
«нефть–газ» (рис. 6) от газонасыщенности определе-
ны по результатам лабораторных исследований керна 
(образцов горной породы). Относительная погреш-
ность определения фазовых проницаемостей образ-
цов при помощи лабораторной установки не превы-
шает 5 %, насыщенностей – 10 % (рис. 7). Данное об-
стоятельство приводит к неопределенности динамики 
изменения подвижности фаз в процессе разработки и, 
как следствие, нефтеотдачи. Исходя из этого, для ми-
нимизации рисков при проектировании разработки ре-
комендуется дополнительно оценивать «пессимистич-
ный» и «оптимистичный» варианты, соответствующие 
предельным кривым относительных фазовых проница-
емостей (красная и зелёная линии на рис. 7). 

 

 
Рис. 4.  Зависимость относительной фазовой проницае-

мости газа krg (красная линия) и воды krw (синяя 
линия) от водонасыщенности Sw в системе «газ–
вода» 

Fig. 4.  Dependence of relative phase permeability of gas krg 
(red line) and water krw (blue line) on water satura-
tion Sw in the «gas–water» system 

Зависимость капиллярного давления в системе 
«нефть–вода» от водонасыщенности приведена в 
табл. 3. При этом pcog=0. 

При расчётах для разработки нефтяной оторочки 
принимается, что скважины расположены рядами, за-
качка в пласт не ведётся (режим разработки на исто-
щение залежи), установлены ограничения по мини-
мальному дебиту нефти 1,16∙10–5 м3/с, по максималь-
ной обводнённости (доли воды в добываемой жидко-

сти) 98 %, что обусловлено экономическими причи-
нами добычи нефти, по максимальному газовому 
фактору 2,5 м3/кг, по минимальному забойному давле-
нию (давлению на открытом конце скважины в пласте) 
5∙106 Па. Расчётный период охватывает 70 лет. 

 

 
Рис. 5.  Зависимость относительной фазовой проницае-

мости нефти kro (красная линия) и воды krw (си-
няя линия) от водонасыщенности Sw в системе 
«нефть–вода» 

Fig. 5.  Dependence of relative phase permeability of oil kro 
(red line) and water krw (blue line) on water satura-
tion Sw in the «oil–water» system 

 
Рис. 6.  Зависимость относительной фазовой проницае-

мости нефти kro (красная линия) и газа krg (синяя 
линия) от газонасыщенности Sg в системе 
«нефть–газ» 

Fig. 6.  Dependence of relative phase permeability of oil kro 
(red line) and gas krg (blue line) on gas saturation Sg 
in the «oil–gas» system 

 
Рис. 7.  Оценка погрешности определения относитель-

ной фазовой проницаемости нефти kro (синяя 
линия) в системе «нефть–вода» 

Fig. 7.  Estimation of the error in determining the relative 
phase permeability of oil kro (blue line) in the «oil–
water» system 

Для эксплуатации газовой шапки устанавливаются 
следующие условия: максимальная скорость течения 
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газа на устье (верхнем конце) скважины 20 м/с, мак-
симальный перепад давления в пласте составляет 20 % 
от p0, минимальное устьевое давление 8∙105 Па, мак-
симальный водогазовый фактор (отношение объёма 
воды к объёму газа в добываемой продукции скважи-
ны) 3∙10–5 м3/м3. Расчётный период составляет 70 лет. 

Таблица 3.  Зависимость капиллярного давления в си-
стеме «нефть–вода» от водонасыщенности 

Table 3.  Dependence of capillary pressure in the «oil–
water» system on water saturation 

Sw pcow, Па (Pa) 
0,237 3,00∙105 
0,399 5,84∙104 
0,430 4,59∙104 
0,462 3,71∙104 
0,493 3,07∙104 
0,524 2,59∙104 
0,555 2,20∙104 
0,587 1,89∙104 
0,618 1,65∙104 
0,649 1,45∙104 
0,680 1,31∙104 
0,711 1,22∙104 

1 0 

Результаты расчетов 
Согласно разработанной методике, на первом эта-

пе оценивался максимальный КИН при опережающей 
разработке нефтяной оторочки. В связи с низкой эф-
фективностью использования вертикальных и 
наклонно-направленных скважин при разработке 
нефтяных оторочек [20] в данной работе рассматри-
валось применение горизонтальных скважин с раз-
личной длиной вскрытия залежи. В результате опти-
мизации конструкции скважин и их числа определе-
ны общее число скважин – 5, которые показаны на 
рис. 8, и длина каждой горизонтальной скважины 
1000 м. Цветом на рис. 8 показана нефтенасыщенная 
толщина, красный цвет соответствует наибольшим 
значениям этой величины, далее, в соответствии с 
порядком цветов при дисперсии света, нефтенасы-
щенная толщина убывает, синий цвет соответствует 
наименьшим значениям этой величины. Видно, что 
скважины располагаются в наиболее нефтенасыщен-
ных областях оторочки. 

 

 
Рис. 8.  Расположение горизонтальных скважин (чёрные 

линии) при разработке нефтяной оторочки 
Fig. 8.  Location of horizontal wells (black lines) in oil rim 

development  

На рис. 9 показана зависимость коэффициента из-
влечения нефти Ro от перепада давления Δp в пласте 
для данного месторождения. Анализ зависимости по-
казывает, что при оптимальном перепаде давления 

2∙106 Па (показан цветом на рис. 9) достигается мак-
симальный конечный коэффициент извлечения нефти 
9,7 %. Наличие оптимума КИН связано с тем, что при 
дальнейшем росте перепада давления в пласте начи-
нает возрастать количество добываемого с нефтью га-
за, который постепенно из-за большей своей подвиж-
ности блокирует течение нефти. 

 

 
Рис. 9.  Зависимость коэффициента извлечения нефти 

Ro от перепада давления Δp в пласте 
Fig. 9.  Dependence of oil recovery factor Ro on the differ-

ential pressure Δp in the reservoir 

Далее по методике оценивался максимальный 
КИН при опережающей разработке газовой шапки. 
В результате оптимизации конструкции скважин и их 
числа определено общее число скважин – 5, которые 
показаны на рис. 10, и длина каждой горизонтальной 
скважины 500 м. Видно, что скважины располагаются 
в области наибольшей концентрации запасов газа и 
расходятся из одной точки – куста газовых скважин. 

При разработке газовой шапки на истощение сни-
жается давление в залежи. Это приводит к фильтра-
ции нефти в газонасыщенную часть (рис. 11). При 
этом часть внедрившейся нефти становится непо-
движной, поскольку её насыщенность меньше крити-
ческой, которая для данной залежи достаточно велика 
и составляет 0,32. Поэтому при увеличении дебита 
газа Qg увеличивается доля потерь подвижных запа-
сов нефти Sol – доля оставшихся в пласте запасов 
нефти из тех, что изначально могли быть добыты 
(рис. 12). Но спустя продолжительное время потери 
приходят к одному значению – около 20 % от началь-
ных подвижных запасов нефти. Это связано с техно-
логическими ограничениями газоконденсатных сква-
жин, в ином случае при увеличении дебита газа доля 
потерь подвижных запасов всегда бы возрастала. Од-
нако 20 % потерь подвижных запасов не означает, что 
КИН снизится тоже на 20 %, поскольку на этот пока-
затель также влияет энергетический потенциал зале-
жи, который снижается в процессе выработки запасов 
газа, и вязкость нефти, которая снижается вследствие 
её разгазирования.  

Далее проводился расчёт конечного КИН при од-
новременной разработке нефтяной оторочки и газо-
вой шапки, причём нефтяная оторочка разрабатыва-
лась 5 скважинами в областях с наибольшей нефте-
насыщенной толщиной. Зависимость КИН Ro от 
темпа отбора газа Vg (отношения объёма отбираемо-
го в год газа к общему объёму газа в газовой шапке) 
приведена на рис. 13. Анализ этой зависимости по-



Известия Томского политехнического университета. Инжиниринг георесурсов. 2022. Т. 333. № 9. 137–147 
Кряжев В.А. и др. Методика подбора режима разработки нефтегазоконденсатной залежи с помощью гидродинамического ... 

 

143 

казывает, что с ростом темпов отбора газа КИН 
снижается, что обусловлено снижением эффекта вы-
теснения нефти газовой шапкой, запасы которой до-
бываются быстрее. 

Если же смещать, согласно разработанной мето-
дике, на более поздний срок разработку нефтяной 
оторочки при эксплуатации газовой шапки, то КИН 
снижается ещё более существенно. Это видно из 
рис. 14, на котором приведена зависимость относи-
тельного КИН Ror, равного отношению КИН при вво-
де нефтяной оторочки в эксплуатацию спустя некото-
рый промежуток времени tro после начала разработки 
газовой шапки – время задержки разработки нефтя-
ной оторочки, к значению КИН при одновременной 
разработке нефтяной оторочки и газовой шапки при 
таких же темпах отбора газа Vg=0,035. Существенное 
снижение КИН обусловлено значительным отбором 
газа до разработки нефтяной оторочки, поэтому газо-
вая шапка почти не участвует в процессе вытеснения 
нефти из пласта. 

 
Рис. 10. Расположение горизонтальных скважин (чёр-

ные линии) при разработке газовой шапки 
Fig. 10. Location of horizontal wells (black lines) in gas cap 

development  
 

 
Рис. 11. Визуализация процесса расформирования нефтяной оторочки в процессе выработки запасов газовой шапки 

в начальный момент времени (а) и на 70 год разработки газовой шапки (б), So – нефтенасыщенность 
Fig. 11. Visualization of oil rim disintegration during the development of gas cap reserves at the initial time (a) and at the 

70th year of gas cap development (b), So – oil saturation 

 
Рис. 12. Динамика доли потерь подвижных запасов нефти Sol при различных значениях дебита газа Qg 
Fig. 12. Dynamics of the share of losses of mobile oil reserves Sol at various values of the gas flow rate Qg 

 

 
 
 
 
 
 
 
Рис. 13. Зависимость конечного коэффициента извлече-

ния нефти Ro от темпов отбора газа Vg 

Fig. 13. Dependence of the final oil recovery factor Ro on 
the rate of gas extraction Vg 
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Рис. 14.  Зависимость относительного коэффициента 

извлечения нефти Ror от времени задержки раз-
работки нефтяной оторочки tro при Vg=0,035 

Fig. 14.  Dependence of the relative oil recovery factor Ror 
on the oil rim development delay time tro at 
Vg=0,035 

 
Рис. 15.  Зависимость коэффициента извлечения нефти 

Ro от времени задержки разработки газовой 
шапки trg при Vg=0,035 

Fig. 15.  Dependence of the oil recovery factor Ro on the gas 
cap development delay time trg at Vg=0,035 

Поскольку при разработке только нефтяной ото-
рочки газ не добывается, то целесообразна совмест-
ная разработка этой оторочки и газовой шапки с за-
держкой эксплуатации газовой шапки, которая до 
ввода в эксплуатацию помогает вытеснять нефть из 
пласта из-за подвижного газа. Зависимость конечного 
коэффициента извлечения нефти Ro от времени за-
держки ввода в эксплуатацию газовой шапки trg после 
начала разработки нефтяной оторочки при прежних 
темпах отбора газа приведена на рис. 14. Анализ этой 
зависимости показывает, что чем позже начинается 
добыча газа, тем больше нефти будет добыто из пла-
ста. Если задерживать разработку газовой шапки на 
70 лет после начала разработки нефтяной оторочки, 

то достигается максимальный КИН 9,7 %, как при 
разработке только нефтяной оторочки. Однако необ-
ходима также добыча газа и его продажа, что обу-
словлено экономическими причинами и использовани-
ем инфраструктуры скважин, поэтому целесообразно 
отложить разработку газовой шапки на 15–20 лет по-
сле начала добычи нефти из оторочки, когда достига-
ется приемлемое значение КИН в диапазоне от 8,4 до 
8,8 %, когда уменьшение КИН составит в пределах 
10 % от величины максимального КИН. 

Заключение 
В работе была сформирована матрица вариантов 

разработки нефтегазоконденсатной залежи месторож-
дения Западной Сибири. Произведены технологиче-
ские расчёты в гидродинамическом симуляторе 
tNavigator. По результатам расчётов можно заключить, 
что максимальный КИН 9,7 % достигается при перво-
степенной разработке нефтяной оторочки. Установле-
но, что в случае одновременного воздействия на 
нефтяную оторочку и газовую шапку КИН уменьшает-
ся за счёт снижения активности газовой шапки в про-
цессе вытеснения нефти. При увеличении темпов от-
бора газа величина конечного КИН уменьшается. 

Показано, что первостепенная разработка газовой 
шапки приводит к потерям подвижных запасов нефти 
и препятствованию фильтрации нефти, что значи-
тельно снижает КИН. 

Определено, что наиболее целесообразным с точ-
ки зрения максимальных значений коэффициентов 
извлечения нефти и газа является ввод в разработку 
газовой шапки спустя 15–20 лет после начала разра-
ботки нефтяной оторочки. 

В случае первоочередной разработки газовой шап-
ки необходимо проводить оценку потерь подвижных 
запасов нефти и осуществлять контроль вытеснения 
нефти из оторочки при помощи разведочного фонда 
скважин для принятия оперативных решений. 

К перспективам развития работы можно отнести 
создание универсальной прокси-модели (например, 
на основе нейросетевого моделирования), позволяю-
щей определять оптимальную стратегию разработки 
нефтегазоконденсатной залежи с различными свой-
ствами пласта и флюидов. 
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The relevance. Increase in the share of hard-to-recover oil reserves among all hydrocarbon deposits leads to the need to develop gas 
condensate fields with oil rims. Gas with lower density than oil is located above it and forms a gas cap. If gas is produced from this cap, the 
reservoir pressure decreases. Due to a pressure gradient between the gas cap and the oil rim, oil flows into the initially gas-saturated area 
of the formation. Some of this oil becomes unrecoverable by traditional methods due to the presence of residual oil saturation. The devel-
opment of an oil rim and the postponement of the development of a gas cap is not always an economically optimal solution. Therefore, a 
relevant task is to choose the mode of development of an oil and gas condensate field. Such a choice can be made using hydrodynamic 
simulation, which has shown itself well in the oil and gas industry.  
The main aim of the work is to create a methodology for selecting the mode of development of the field with an oil rim and a gas cap using 
hydrodynamic simulation.  
Objects of the research are gas condensate deposits with oil rims. 
Methods. Simulation is based on the use of classical laws of conservation of mass and momentum for a multiphase medium, solved using 
an implicit finite-difference scheme for pressure and an explicit scheme for phase saturation in hydrodynamic simulator. Several options 
are calculated for one field with various development modes, differing in the time of transition to joint production of oil from the rim and gas 
from the gas cap, the oil recovery factor is estimated.  
Results. Using a hydrodynamic simulator, the values of the final oil recovery factors for all development modes were obtained. It is estab-
lished that the highest oil recovery factor is achieved with the initial oil production without the development of a gas cap. It is shown that the 
later development of the gas cap makes it possible to achieve large values of the oil recovery factor. The introduction of the gas cap into 
development 15–20 years after the beginning of the development of the oil rim is justified.  

 
Key words: 
Hydrodynamic simulation, oil and gas condensate field, continuum mechanics,  
law of conservation of mass, filtration of liquid in a porous medium, oil rim. 
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