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Аннотация
При гидродинамическом моделировании (на этапах проектирования и эксплуатации) 
месторождений нефти, используются компьютерные симуляторы. Для их работы не-
обходимо знать функции относительных фазовых проницаемостей (ОФП) вытесняю-
щего и вытесняемого флюидов, задающие характер протекания процесса фильтрации 
в соответствии с обобщенным законом Дарси, а следовательно, определяющие дебиты 
скважин. В статье изложены математическое определение ОФП, система уравнений 
многофазной фильтрации; приводится обзор работ с описанием способов определения 
относительных фазовых проницаемостей отечественных и зарубежных авторов. Пред-
ставлена схема классификации методик, включающая четыре основные группы: экс-
периментальные (керновые испытания), расчетно-экспериментальные, эмпирические, 
основанные на использовании опытных данных и решении обратных задач. Отражены 
различные способы построения геометрической модели образца, виды топологии 
порового пространства, приемы расчета многофазных течений в соответствующих 
пространственных структурах. Выполнено аналитическое исследование эффектив-
ности (по точности и затратам) методов определения ОФП. Выявлены преимущества 
и недостатки различных подходов, обоснована перспективность расчетно-экспери-
ментального метода. Формулируются выводы об отсутствии единой аналитической 
теории ОФП, с достаточной точностью описывающей известные экспериментальные 
данные в настоящее время; об актуальности вопроса построения ОФП; об усложнении 
расчетных моделей в их историческом развитии и возможности рационализации вы-
числений путем введения квазиодномерного гидравлического подхода.

Ключевые слова
Относительная фазовая проницаемость, водонасыщенность, двухфазная фильтрация, 
поровое пространство, моделирование, геометрическая модель, модель поровой сети, 
потери давления в поровых каналах, вытеснение.
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Введение
Повышение достоверности прогнозирования добычи нефти зависит от качества 
используемых гидродинамических моделей. Их прогнозные свойства в большой 
степени зависят от корректного задания функций ОФП, которые имеют высокую 
степень неопределенности и зависят от множества факторов. В частности, ОФП 
фигурируют в системе уравнений (1-3), описывающей двухфазную изотерми-
ческую фильтрацию и служащей во многих работах [2, 15, 33, 40, 41, 79, 105 и 
др.] для расчета параметров нефтяных месторождений: 

— уравнение неразрывности:

  (1) 

 
 (1)

где m — пористость, д. ед.; i = 1, 2 — номер фазы,  (1) 

 
 — истинная плотность, 

кг/м3; Si — насыщенность, д. ед.;  (1) 

 
 — скорость фильтрации, м/с;
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— обобщенное уравнение Дарси:

 �������� � ����� �� ���� � ��������,  (2) 

 

 (2)

где  (1) 

 
 — вектор скорости фильтрации, м/с; Κ0 — абсолютная проницаемость, 

м2; μi — динамическая вязкость, Па∙с; Pi — давление, Па; �������� � ����� �� ���� � ��������,  (2) 

 

 — вектор ускорения 
свободного падения, м/с2; Ki — ОФП, д. ед.

Уравнения (1) и (2) замыкаются выражением капиллярного давления, которое 
определяется, как правило, экспериментально и уравнениями состояния фаз:

 
�� � �� � ����� � � ∙ ���� ∙ �� ��� ∙ ����,

����� � ��������, ��, �� � �����, ��,
 (3) 

 

 (3)

где σ — коэффициент межфазного натяжения, Н/м; θ — краевой угол смачива-
ния между i-й и j-й фазами и породой, рад; J(S) — функция Леверетта, д. ед.

В качестве начальных условий задается пространственное поле водонасы-
щенности в момент времени � � ��: ����� ��� . Граничные условия задаются на 
скважине и контуре питания [2].

В системе (1-3) ОФП стоят в обобщенном уравнении Дарси (2), являясь не-
отъемлемой частью алгоритмов расчета скоростей фильтрации и дебитов скважин. 

ОФП как функции водонасыщенности являются пересекающимися кривы-
ми: возрастающей — по воде и убывающей — по нефти. Пример кривых при-
веден на рис. 1, а также в [22].

 
Рис. 1. Характерный вид ОФП  
образца керна: 1 — ОФП по нефти,  
2 — ОФП по воде [30]

Fig. 1. A representative example of a 
core-sample relative permeability plot:  
1 — oil, 2 — water [30]
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Данная статья имеет целью расширить известные классификации методов 
определения ОФП. В новую схему классификации методов определения функ-
ций ОФП входят: экспериментальные [25, 33, 54, 73, 94, 98], расчетно-экспери-
ментальные (в масштабе керна) [13, 31, 45, 51, 62, 92, 93, 104], основанные на 
использовании данных с промыслов и рассмотрении обратных задач [29, 34], 
эмпирические [2, 3, 14, 18, 27, 28, 35, 48, 60, 80]. Общая схема классификации 
приведена на рис. 2.

Материалы
Проанализировано 107 источников, изданных в период с 1942 по 2017 гг.: из 
них 102 основных по тематике, 5 дополнительных (патенты, учебник смежных 
областей), 58 англоязычных (54%). Русскоязычные источники представлены в 
основном разрозненными статьями, учебниками, диссертациями, англоязыч-
ные — статьями и диссертациями специалистов ряда научных школ крупных 
исследователей и их учеников: Imperial College of the University of London, 1990-е 
по настоящее время; Athens University of Applied Sciences, 1980-е по настоящее 
время; Тюменский государственный университет, 1995 по настоящее время и 
др. Линии цитирования в англоязычных изданиях заметно перекликаются. Од-
ной из причин данных обстоятельств является более раннее возникновение 
единого информационного пространства, электронных научных библиотек в 
западных странах. 

В работах четко прослеживается усложнение моделей: от англоязычных 
исследований-моностатей, излагающих новую формулу для ОФП при фильтра-
ции двух флюидов, и отечественных переводных учебников-сборников с опи-
санием простых формул — в середине ХХ в., англоязычных крупных статей по 
сетевому моделированию двухфазного течения — в 1980-90-х, до исследований-
диссертаций, посвященных фильтрации трех флюидов с учетом их взаимодей-
ствия друг с другом и с пористым скелетом 2000-х гг. по настоящее время.

Результаты аналитического исследования работ  
по проблеме определения ОФП
Обзоры по методикам расчета ОФП
В работах [11, 24, 45, 51, 62, 73, 74, 96] проводятся описания методов расчета 
относительной фазовой проницаемости (ОФП). Публикации [62, 76, 78, 81, 107] 
отражают обзоры и классификации методик поромасштабного моделирования, 
[78, 97] раскрывают проблемы и состояние данной области исследований.

А. Б. Шабаров, А. А. Вакулин [11], C. C. Huet [74], M. Honarpour и др. [73], 
А. Б. Шабаров, А. В. Шаталов [45] описывают развитие полуэмпирических 
методов расчета ОФП: W. R. Purcell [92] 1949, J. I. Gates, W. T. Lietz [69] 1950, 
N. T. Burdine [58, 59] 1950-1953, I. Fatt, H. Dykstra [66] 1951, A. T. Corey [61] 
1954, R. H. Brooks, A. T. Corey [56] 1964. 

M. J. Blunt подробно затрагивает поросетевое моделирование в [62], M. Sahimi — 
в [96]. В [62] дано описание семи критериев, характеризующих модель: вид (экс-
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периментально-физическая, теоретически-расчетная); топология сети; методы 
создания пор нерегулярной топологии; механизмы двухфазного вытеснения в 
масштабе пор; примеры верности расчетов; возможность расширения модели для 
изучения эффектов, зависящих от скорости потока, расширения модели для ис-
следования трехфазных потоков; возможность моделирования межфазных про-
цессов переноса: диффузии, растворения, испарения, электропроводности. 
M. S. Al-Gharbi [51] акцентирует внимание на разнице между поросетевыми 
квазистатическими [55, 75, 86] и динамическими моделями [51, 63, 64]. В статье 
[20] дается краткий обзор методов получения поросетевых моделей.

M. Honarpour [73], Дж. Тиаб, Эрл. Ч. Доналдсон [33], О. С. Сотников [28] 
дают обзор экспериментальных методик определения ОФП. В [73] рассмотрено 
влияние различных факторов на ОФП: смачиваемости, межфазного натяжения, 
начальной насыщенности, вязкостей флюидов и других. В. В. Овчаров [24] рас-
сказывает об отечественных и зарубежных подходах, дает рекомендации по их 
применению.

Экспериментальное определение ОФП
Стационарный метод (эксперимент) по измерению ОФП (Пенсильванский метод 
[73]) описан в ОСТ 39-235-89 [25, 94]. Расчет ОФП производится по формулам 
Дарси, измерение водонасыщенности — к примеру, электрометрическим методом 
[15, 25]. Данной тематике посвящены патенты [27, 36, 37, 39 и др.].

К недостаткам метода О. С. Сотников [28], как и многие другие авторы, от-
носит: дороговизну, сложность оборудования; наличие концевых эффектов; 
потребность в частых замерах насыщенности; длительность эксперимента для 
определения кривых ОФП. Исследование затруднено на слабоконсолидирован-
ных образцах. К достоинствам автор относит возможность имитации пластовых 
условий, использование простых формул. Имеется возможность получения 
точек во всем диапазоне изменения водонасыщенности.

Нестационарные методы основаны на решении задачи Баклея — Леверет-
та [2, 79] фронтального вытеснения одного флюида другим (также [33] и ссыл-
ка [15] на работу [57]). Определение насыщенности вытесняющим флюидом 
рассмотрено в [105].

К. С. Басниев излагает методику Д. А. Эфроса расчета ОФП керна при не-
стационарном вытеснении [2], ссылаясь на [49].

Центрифугирование описано в [84]. Недостатки подхода: концевые эффекты, 
невозможность определения ОФП вытесняющей фазы. Преимущества — бы-
строта, отсутствие образования «вязких пальцев» [73].

Недостаток нестационарного измерения заключаются в неравновесности 
процесса вытеснения в стендовых условиях; преимущества — в высокой ско-
рости, возможности повторять пластовые условия [28].

Расчетно-экспериментальное определение ОФП
Модель порового пространства (непересекающиеся каналы) основана на кривых 
капиллярного давления (ККД) у некоторых расчетно-экспериментальных под-
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ходов. В [74] дано описание ряда методов по определению проницаемостей, 
начиная с ранних (в отечественной литературе ранние работы см. в [17]). Один 
из них предложил W. R. Purcell в 1949 г. [92]. В работе W. R. Purcell найдена 
только абсолютная проницаемость, однако на подобных формулах основаны 
выражения для расчета ОФП [61, 69]. N. T. Burdine вывел формулы для абсо-
лютной проницаемости [58] и для ОФП (с применением коэффициента извили-
стости) [59]. В [69] можно найти формулы ОФП для вытеснения жидкости газом. 
I. Fatt, H. Dykstra усовершенствовали формулы [69] в работе [66], введя коэф-
фициент извилистости капилляра. A. T. Corey обнаружил для исследуемых им 
образцов кернов линейную связь между капиллярным давлением в –2 степени 
и нормированной водонасыщенностью и преобразовал уравнения N. T. Burdine 
[59] в статье [61]. R. H. Brooks, A. T. Corey предложили учитывать эксперимен-
тально определяемые коэффициенты, описывающие распределение размеров 
пор и их максимальный размер [56].

А. Б. Шабаров и др. представили экспертно-компьютерный метод и расчет-
ную программу PERM-TSU оценки ОФП [11]. Подход предполагает использо-
вание ОФП аналитических моделей [56, 58, 59, 66, 92] и перколяционной [1, 19] 
для построения их линейной комбинации с весами — оценками экспертов. Этот 
метод может применяться при использовании сочетания и иных моделей.

В работе С. З. Фатихова и В. Р. Сыртланова поровое пространство представ-
лено пучком не связанных капилляров, диаметры которых меняются по длине 
в соответствии с некоторым распределением [40, 41]. Возможен расчет ОФП по 
их функции распределения, либо поиск распределения по виду ОФП. При этом 
должна быть задана функция запирания капилляров.

Использование различных статистических распределений для построения 
порового пространства представлено в [20, 51, 62, 77], в статистических рас-
четах [102]. Квазиодномерная модель порового пространства (пучки пересека-
ющихся каналов объединены в кластеры, не связанные между собой) основана 
на распределении пор по размерам, полученном из кривых капиллярного давления 
(ККД) в серии расчетно-экспериментальных работ А. Б. Шабарова и др. [26, 11, 
44, 45, 46]. Поровое пространство состоит из «кластеров»: пучка β = 4 ÷ 12 
малых извилистых периферийных капилляров, связанных перемычками с боль-
шим центральным, применяется обобщенное уравнение Бернулли [43]. 

Недостатком метода, как и многих других, является невысокая точность 
расчетных ОФП и обобщенных опытных зависимостей, что обусловлено огра-
ниченностью «обучающей» базы экспериментальных керновых данных, при-
менением корреляционного статистического анализа для построения упомяну-
тых зависимостей, описывающих параметры межфазных потерь. Достоинством 
является низкая вычислительная стоимость. Возможность повышения точности 
расчетов ОФП предполагается в перспективе за счет использования расширен-
ной базы экспериментальных данных.

Сетевая модель порового пространства или пространственная поровая 
структура, основанная на ККД или априорно заданная, применяется в ряде 
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работ по определению ОФП совместно с перколяционным подходом. Теорию, 
приложения и алгоритмы для решения задач перколяции см. в [32]. Перколяци-
онные методы расчета ОФП для дренажа, пропитки в сетях описаны в [1, 13, 
19], в сети с микрогетерогенной смачиваемостью (разная смачиваемость у двух 
видов капилляров) [12], в поровой структуре [7]. Алгоритм инвазивной перко-
ляции (invasion percolation algorithm) изложен в [106].

С. З. Фатихов отмечает в качестве недостатка метода [12] то, что «характер 
неоднородности пористой среды определяется заранее выбранной функцией 
распределения и не учитывается вид кривой ОФП при вычислении функции 
распределения пор по размерам» [41].

Модель порового пространства (непересекающиеся каналы), построенная 
с помощью ККД, и прямое моделирование применяют С. В. Степанов и др. [10, 
31]. Ими была построена модель порового пространства в виде пучка капилля-
ров переменного сечения на основе ККД, проведены расчеты четочного (ка-
пельного) течения по одномерному уравнению Навье — Стокса методом Volume 
of Fluid и рассчитаны кривые межфазного взаимодействия. Численное иссле-
дование показало адекватное уменьшение амплитуды данного взаимодействия 
с ростом капиллярного числа [51].

Сетевая модель порового пространства, извлеченная из трехмерных изо-
бражений, полученных микротомографией, либо посредством анализа шлифа 
кернов, а также воспроизведением седиментационных процессов, и квазиодно-
мерный подход используются в ряде исследований. Так, извлечение (extraction) 
из 3D изображений пустотного пространства трехмерных графов — поровых 
сетей, состоящих из элементов правильной формы, показано в [52, 65, 107]. 
Решение задачи многофазной фильтрации в порах и капиллярах с сечением в 
форме звезды описал A. V. Ryazanov [95]. M. Piri, M. J. Blunt рассчитали много-
фазное течение, области которого в сечении пор, капилляров меняются по 
времени, а по их длине — на основе порогового давления (entry pressure) [90]. 
M. Piri [90], P. E. Øren [86] сообщают о преимуществе в вычислительной стои-
мости расчета процесса вытеснения с помощью сетей по сравнению с исполь-
зованием уравнения Навье — Стокса. В статьях [20, 21] указанные модели 
стохастически генерируются на основе распределений параметров поровой сети 
(радиусы, факторы форм и др.). В статьях [82, 83] представлен метод выделения 
регионов нефтегазоносного пласта, которым характерны осредненные модели 
поровых сетей, соответствующие различным типам пород.

Сетевые модели порового пространства с априорно заданной геометрией, 
квазиодномерный подход используются со времен начала расчета фильтрации 
в пересекающихся каналах. В сетевом моделировании процессов вытеснения 
многочисленные авторы (M. J. Blunt [62], A. C. Payatakes, M. M. Dias [89], M. Sashimi 
[96])в качестве пионерских отмечают работы I. Fatt [67]. Сеть из цилиндрических 
перемычек и сферических пор, размеры которых априорно заданы статистиче-
скими распределениями, используют при квазистатическом моделировании 
M. J. Blunt и др. [55], G. R. Jerauld, S. J. Salter [75]. Динамические сетевые мо-
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дели представлены работами M. S. Al-Gharbi [51], M. M. Dias, A. C. Payatakes 
[63, 64]. Автор [51] отметил недостатки динамических моделей — малый размер 
сети и большую вычислительную стоимость, и достоинства — возможность 
учета третьей фазы, изменения смачиваемости, наличие слоев нефти между 
центрами и углами каналов.

Модель порового пространства в виде априорно заданной пространствен-
ной структуры, разбитой на конечные объемы, элементы, и прямое моделиро-
вание применяются в отечественных и зарубежных исследованиях. Д. Е. Иго-
шиным и др. в пакете OpenFOAM проведено моделирование течения однофаз-
ной сплошной среды через поровое пространство, образованное пересечением 
непроницаемых сфер [4, 8, 9], R. Guibert с помощью OpenFOAM определил 
тензор абсолютной проницаемости для плоского пространства, образованного 
рядами непроницаемых квадратов [70]. M. Oostrom с группой исследователей 
Университета Техаса использовали численное моделирование в пакете COMSOL 
для расчета гидропроводностей перемычек плоского порового пространства, 
образованного рядами непроницаемых кругов [85]. Хотя вычисление ведется 
не в масштабе керна, данные работы при адаптации параметров модели и вве-
дении в расчет дополнительных фаз перспективно входят в рассматриваемую 
классификацию.

Расчет течений с помощью уравнений Навье — Стокса (комбинация Мето-
да объёма жидкости (Volume of Fluid) и Метода конечных объёмов (Finite Volume 
Method)) имеет большую вычислительную стоимость. Преимущество подхода 
в возможности детального изучения поромасштабных процессов [93].

Модель порового пространства в виде поровой структуры, извлеченной из 
трехмерных изображений, полученных микротомографией, посредством ана-
лиза шлифа кернов либо воспроизведением седиментационных процессов с при-
менением прямого моделирования уравнений Навье — Стокса интенсивно 
разрабатываются исследователями, например: использование 3D томографии 
керна раскрыто в работе [65], пример разбиения порового пространства на 
ячейки и расчетов дан в [68], разбиения на конечные элементы — в [50].

Применение решеточных уравнений Больцмана рассмотрено в [71, 88]; 
параллельные вычисления на GPU описаны в [16]. Примеры применения Ме-
тода объема жидкости (Volume of Fluid) освещены в работах [31, 72, 93]. Осно-
вы Метода функций уровня (Level Set Method) показаны в книге [87]; примеры 
применения — в статье [91]. Описание метода функционала плотности приве-
дено в [5, 6], пример расчета вытеснения нефти полимерами дан в работе [23]. 
Метод гидродинамики сглаженных частиц (Smooth Particles Hydrodynamics) 
изложен в [101], в [99] показано сравнение расчетов с экспериментом. Основы 
Метода молекулярной динамики (Molecular Dynamics Simulation) раскрыты в 
книге [53], пример моделирования пропитки приведен в [100].

Сетевая модель порового пространства, заданная априорно, и применение 
декомпозиции многофазного потока на прототипные течения представлены 
работами D. G. Avraam, A. C. Payatakes, M. S. Valavanides [54, 63, 64, 89, 103, 
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98, 104]. A. C. Payatakes исследовал движение ганглий с помощью расчетных 
моделей с априорно заданной геометрией [63, 64, 89] и получил расчетные 
формулы для предсказания их поведения: объединения, распада в зависимо-
сти от формы, ориентации, смачиваемости поверхности, межфазного натя-
жения, градиента давления. D. G. Avraam и A. C. Payatakes провели экспери-
мент на микро сети, вытравленной в стекле [54, 98], выделив четыре простых 
вида течения (динамики ганглий). Математическим обобщением результатов 
эксперимента стал алгоритм декомпозиции потока на прототипные течения 
DeProF (Decomposition In Prototype Flows), M. S. Valavanides, A. C. Payatakes 
[103, 104].

Недостаток подхода — необходимость адаптации к параметрам образцов 
керна. Преимущество заключается в высокой предсказательной способности 
для результатов эксперимента [54, 98] без применения эмпирических методов, 
а также в низкой вычислительной стоимости.

Определение ОФП на основе промысловых данных  
и рассмотрения обратных задач
В [73] приводятся возможные причины несовпадения ОФП, рассчитанных по 
промысловым данным с рассчитанными из эксперимента или эмпирическими 
методами.

Оптимизация граничных параметров ОФП, например, определение абсо-
лютных проницаемостей и ОФП по измеренным при эксплуатации месторож-
дения дебитам скважин, забойным давлениям и обводненности с помощью 
оптимизации связанной водонасыщенности S*, остаточной нефтенасыщен-
ности 1 – S*, абсолютной проницаемости K, а также параметров крутизны 
кривых ОФП рассмотрено С. В. Степановым [29]. Кривая ОФП по нефти 
нормирована на единицу, по воде график оканчивается точкой (S*; ��∗  ) (при 
экстраполяции приходит в точку (1;1)). Автором также предложен метод опре-
деления поля абсолютной проницаемости пласта [30] и упомянуто, что «при 
достаточно достоверных полях обводненности и/или насыщенности получить 
поле проницаемости и параметры ОФП (для транзитных ячеек) можно из 
решения задачи, аналогичной рассмотренной для скважинных ячеек» (под 
«скважинными» понимаются ячейки сетки модели пласта, содержащие ис-
точник (нагнетательную скважину) или сток (добывающую скважину), под 
«транзитными» — прочие).

Оптимизация других параметров ОФП используется в методе С. А. Кунди-
на — И. Ф. Куранова [34] определения кривых для всей области водонасыщен-
ности по значениям ОФП, найденным по уравнению Дюпюи на разных сква-
жинах в разные моменты времени путем минимизации зависимости их взаимной 
невязки от параметров крутизны графиков ОФП.

Новым направлением при расчете ОФП может стать оптимизация параметров 
амплитуды и положения максимума потерь давления из-за межфазного взаимо-
действия [45].
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Расчет ОФП с помощью эмпирического подхода
Использование обобщенных результатов экспериментов на керне предполага-
ется в эмпирических зависимостях Чень-Чжунь-Сян для оценочных расчетов 
ОФП (см. книгу К. С. Басниева [2], статью А. А. Горинова [3]). Корреляционная 
модель G. L. Chierici имеет по два параметра для ОФП нефти и воды [60], кор-
реляционная модель F. Lomeland “LET” — по три [80]. Эмпирические степенные 
зависимости по данным Шлюмберже (1989 г.) упомянуты в книге Л. М. Доро-
гиницкой [14]. В ней также приводятся эмпирические степенные формулы, 
рекомендованные Национальным Нефтяным Советом США, и для них дается 
ссылка на [35]. О. С. Сотников использовал подобные формулы в диссертации 
[27, 28], предложив эмпирические зависимости как функции проницаемости, 
пористости и вязкости нефти для определяющих параметров. Формулы 
М. М. Элланского можно найти в [48]. Полуэмпирическую методику В. Д. Лы-
сенко излагает в [18].

Расчет ОФП эмпирическими методами имеет низкую вычислительную стои-
мость. Его применение может быть ограничено по точности ввиду существенной 
сложности структуры горных пород и недостаточного объема известных экспе-
риментальных данных, а также вследствие того, что эмпирические формулы, 
примененные для данного образца, не учитывают его индивидуальные особен-
ности и дают результаты, отнесенные к использованной выборке кернов.

Выводы
1. Скорость фильтрации углеводорода, необходимая для прогнозных и экс-

плуатационных расчетов дебитов добывающих скважин нефтегазовых 
месторождений, пропорциональна относительной фазовой проницаемости 
породы. Поэтому построение ОФП — актуальная задача, для решения 
которой учеными разных стран разработано множество методик: экспери-
ментальных, расчетно-экспериментальных, эмпирических, а также осно-
ванных на решении обратных задач и использовании промысловых данных.

2. Единая аналитическая теория для расчета ОФП, с достаточной точностью 
описывающая известные экспериментальные данные, в настоящее время 
не разработана.

3. Подходы к построению ОФП начали формироваться в середине про-
шлого века с приближенных аналитических моделей фильтрации через 
идеальный и фиктивный грунт [17], получили развитие в численных се-
тевых моделях с априорно заданной геометрией [51, 55, 67, 75]. Последу-
ющие разработки привели к возможности сканирования трёхмерной 
структуры пор образца с решением в ней трёхмерной задачи течения [5, 
6, 31, 65, 72, 93], либо преобразованием её к виду сети-графа из идеали-
зированных геометрически узлов и ветвей и решением систем одномерных 
уравнений течения [45, 52, 65, 107 и др.]. Также разрабатывается термо-
динамическая (статистическая) сетевая модель фильтрации двух несме-
шивающихся жидкостей [103, 104].
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4. Есть случаи, когда методики, разработанные для построения ОФП об-
разцов определенных литотипов, не дают столь же точных результатов на 
образцах другой породы [14, 11, 59].

5. Учет в физико-математических моделях все большего количества эффек-
тов и повышение детализации описания порового пространства требуют 
использования больших вычислительных мощностей, использования 
развитых технологий эксперимента [51, 55, 62]. Однако существуют и 
направления исследований по упрощению модели поровой сети ОФП за 
счет использования гипотезы квазиодномерности [47] течения внутри 
образца породы и усреднения по живому сечению [42, 43] параметров 
фильтрационного потока флюидов. Взаимодействие между движущими-
ся жидкостями в таком случае может быть учтено в виде дополнительно-
го вклада — «межфазных» гидравлических потерь в обобщенном урав-
нении Бернулли [26, 44, 45, 46], или капиллярного давления на менисках 
в одномерном уравнении Навье — Стокса с использованием функции 
поверхностной силы [10, 31].

Перспективные направления дальнейших исследований
«Под квазиодномерными течениями понимаются потоки, характеристики кото-
рых в основном зависят от одной координаты и слабее от остальных» [47]. В 
цилиндрический образец керна при исследовании функций ОФП стационарным 
методом [25] жидкость втекает с одного торца и вытекает через другой, стенки 
не проницаемы. Таким образом, внутри образца течение квазиодномерно, и 
можно усреднить по живому сечению параметры фильтрационного потока 
флюидов, т. е. применить основной метод гидравлики [42, 43] на масштабе 
керна. Такой подход подразумевает использование обобщенных одномерных 
уравнений Бернулли вместо трехмерной системы уравнений Навье — Стокса с 
членами учета межфазных границ (типа Volume of Fluid [31, 72, 93]) либо ме-
тода функционала плотности [5, 6], однако требует введения нового слагаемо-
го — потерь давления, обусловленных взаимодействием между движущимися 
флюидами и породой.

Поровое пространство модели состоит из групп капилляров, связанных 
перемычками в группе — «кластеров». По гипотезе, центральный «большой» 
капилляр содержит капельный поток нефти и воды, до 12 «малых» периферий-
ных — воду. Среднерасходные диаметры капилляров рассчитываются по гисто-
грамме распределения размеров пор. ОФП в точках связанной водонасыщен-
ности S* и водонасыщенности в точке остаточной нефтенасыщенности S* = 1 – Sor 
известны из эксперимента. При S* находится коэффициент Kp, показывающий, 
во сколько раз потери при течении одной нефти в керне больше расчетных из-за 
наличия в каналах не цилиндрической формы развитой шероховатости, местных 
потерь, неопределенностей задания диаметров каналов, заполнения каналов 
остаточными флюидами. При S*, соответствующей течению одной воды, нахо-
дится аналогичный коэффициент KW. В остальных точках изменения водона-
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сыщенности решается гидравлическая задача с применением системы обобщен-
ных уравнений Бернулли [26, 11, 44, 45, 46]. Потери давления на участках 
«больших» капилляров |�|���� � � ����� � ������� � ����� � ������� � ��МФ��� 

|�|���� � � ����� � ������� � ����� � ������� � ��МФ��� ,  где ����� � ������� � 	�� ⋅ P���, ����� � ������� � �� ⋅ ����	 ����� � ������� � 	�� ⋅ P���, ����� � ������� � �� ⋅ ����	  — сумма потерь давления при трении и местных соответственно для 
воды и нефти, �МФ���  — потери давления вследствие межфазного взаимодей-
ствия — эффектов Жамена и др. Потери на участках «малых» капилляров при 
течении воды |�|���� � � ����� � ������� � �� ⋅ P���  обусловлены тре-
нием и местными составляющими [46].

Зависимость межфазных потерь от водонасыщенности �МФ � �МФ��� ���� ���� 
�МФ � �МФ��� ���� ���� , а также водонасыщенности от функции Баклея — Леверетта (отношения 

расхода воды к суммарному расходу жидкости) � � ���БЛ� ��� ���  содержат без-
размерные параметры: AKC, DSW — амплитуда и водонасыщенность, соответ-
ствующие положению максимума �МФ��� ;   — высота средней части гра-
фика � � ���БЛ� ��� ��� ) и занимаемая ею доля от всего графика. В настоящее время данные 
параметры выражены через безразмерные комплексы: капиллярное число Ca в 
точке S*,  , где K0 — абсолютная проницаемость, m — по-
ристость, D — диаметр «большого» капилляра.

Расчет ОФП во внутренних точках i изменения S предполагает известными 
из экспериментов величины ��� �� ���� ��� ��� ���� ���� �∗� �∗� ��∗� ��∗ � �� �,���� 

��� �� ���� ��� ��� ���� ���� �∗� �∗� ��∗� ��∗ � �� �,���� , где ��� �� ���� ��� ��� ���� ���� �∗� �∗� ��∗� ��∗ � �� �,����  — вязкости нефти и воды; ��� �� ���� ��� ��� ���� ���� �∗� �∗� ��∗� ��∗ � �� �,����  — ОФП образца керна по 
нефти и воде при фильтрации одной фазы в S*, S*; ��� �� ���� ��� ��� ���� ���� �∗� �∗� ��∗� ��∗ � �� �,����  — расходы нефти 
и воды в S*, S*; d — диаметр «малых» капилляров и перемычек; FK — площадь 
сечения керна.

Решение упомянутой системы уравнений Бернулли с применением замыка-
ющих эмпирических соотношений �МФ���� ���� ����, ���БЛ� ���� ���  дает 
значения |�|���БЛ����� ���� , по которым на основании закона Дарси рассчиты-
ваются ОФП по нефти и воде:

 ������� � ������������
|��|��������∗	

.  (4)  

 

 (4)

Таким образом, к перспективным направлениям в краткосрочной и средне-
срочной перспективе может быть отнесен расчетно-экспериментальный метод 
определения ОФП в масштабе керна, характеризующийся следующими особен-
ностями:

1. Построение геометрической кластерной сетевой модели производится с 
использованием кривых капиллярного давления. Сетевая модель класте-
ров формируется из варьируемых по длине в пределах известных средних 
значений участков больших и малых каналов, а также перемычек.

2. Ввиду большой относительной длины поровых каналов (L/d >> 100) 
целесообразно применять уравнения гидродинамики для осредненных 
по сечению канала параметров, т. е. применять квазиодномерное при-
ближение.
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3. Используется принцип суммирования гидравлических потерь трения, 
местных потерь и потерь от межфазного взаимодействия при течении 
флюидов в «больших» поровых каналах.

4. Коэффициенты местных сопротивлений определяются экспериментально 
для воды в точке водонасыщенности S = S * при остаточной нефтенасы-
щенности S * = 1 – Sor, а при фильтрации нефти — в точке связанной водо-
насыщенности S *.

Заключение
1. Представлена новая классификация методов определения относительных 

фазовых проницаемостей. Выделено четыре основные группы методов — 
экспериментальные, расчетно-экспериментальные, основанные на решении 
обратных задач с использованием промысловых данных, эмпирические. 

2. Проведен аналитический обзор методов определения относительных 
фазовых проницаемостей по нефти и воде. Установлено, что основные 
опубликованные методы соответствуют новой классификации. 

3. В общем множестве существующих подходов показано место нового рас-
четно-экспериментального метода, основанного на построении кластерной 
геометрической модели керна с использованием кривых капиллярного 
давления, формировании сетевой поровой структуры, модели потерь из-за 
межфазного взаимодействия и квазиодномерной модели течения в сети 
поровых каналов.
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Abstract
Computer simulators in oilfield hydrodynamic modelling are used at the stage of engineering 
design and operation. Their operation requires the knowledge of invading and displacing fluid 
relative permeabilities, which determine filtration process and, consequently, well production 
in accordance with generalized Darcy’s low. 
This paper presents the relative permeability mathematical definition, the multiphase 
flow equation system, a literature review, devoted to native and foreign authors relative 
permeabilities calculation methods; a diagram of methods classification is included. The 
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diagram consists of four large groups: 1) experimental (core sample tests), 2) combined 
computational and experimental, 3) empirical, 4) field data and inverse problems solving 
based. Different ways of sample geometrical model construction, pore space topologies, 
calculation techniques of multiphase flows in this space structures are described. An 
analytical research of accuracy and computational cost of the relative permeability 
curves plotting methods has been performed. Advantages and disadvantages of different 
approaches are pointed out, potential of the combined computational and experimental 
method is showed.
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Relative permeability, water saturation, two-phase filtration, pore space, modeling, geometric 
model, pore network model, pore channels pressure losses, displacement.
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