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Аннотация. Актуальность. Представление о степени и характере распределения поровых каналов относительно 
их размеров на основе данных капилляриметрических исследований позволяет использовать кривые относитель-
ных фазовых проницаемостей для решения различных задач. В практике разработки месторождений известно зна-
чительное количество способов построения кривой распределения поровых каналов по размерам, в том числе с по-
мощью обобщенной математической модели, как для всех образцов керна, так и для отдельных образцов породы. 
В условиях необходимости оперативного освоения трудноизвлекаемых запасов вопрос определения тренда изме-
нения плотности и характера распределения поровых каналов по размерам является актуальным и требует реше-
ния, основанного на комплексирование известных научно-методических подходов и разработке принципиально 
новых аспектов интерпретации различных зависимостей. Цель: идентификация степени и характера изменения 
плотности распределения поровых каналов для снижения рисков при оптимизации процессов разработки место-
рождений и освоении трудноизвлекаемых запасов в условиях ограниченного объема внутрискважинных (промыс-
ловых) и керновых (лабораторных) исследований. Объекты: образцы керна пласта АВ1/3 алымской свиты место-
рождения N Западной Сибири, характеризующиеся неоднородным переслаиванием песчано-алевролитовых и гли-
нистых пород с прослоями и линзами карбонатных отложений. Методы: комплексное использование известных 
научно-методических подходов к изучению тренда распределения поровых каналов по размерам в совокупности с 
построением различных математических моделей по результатам обобщения данных лабораторных исследований. 
Результаты. Построены кривые обобщенных и обратных обобщенных моделей для наиболее представительных 
образцов коллекторов Западной Сибири. Установлен вид и характер корреляционных связей, необходимых для рас-
чета начального капиллярного давления и максимального радиуса поровых каналов. На основе обратной обобщен-
ной модели капиллярной кривой с использованием лабораторных капилляриметрических исследований получена 
формула зависимости долевого относительного количества поровых каналов относительно их размеров (попереч-
ных радиусов). Даны обоснованные рекомендации по использованию полученных зависимостей для решения как 
различных профильных задач разработки месторождений, так и фундаментальных, связанных с оптимизацией дли-
тельно эксплуатирующихся залежей и вводом трудноизвлекаемых запасов в промышленную эксплуатацию с учетом 
ограниченного числа разведочных скважин и, следовательно, минимального объема лабораторных исследований. 

Ключевые слова: отдельная обобщенная модель, общая обобщенная модель, капилляриметрия, распределение 
поровых каналов по размерам, начальное капиллярное давление, разработка месторождений, компьютерное моде-
лирование 
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Abstract. Relevance. The understanding of the degree and nature of the distribution of pore channels relative to their sizes 
based on capillarimetric studies allows us to use curves of relative phase permeability to solve various problems. In the prac-
tice of field development, a significant number of methods are known for constructing a pore channel size distribution curve, 
including using a generalized mathematical model for both all core samples and individual rock samples. In conditions of the 
need for the rapid development of hard-to-recover reserves, the issue of determining the trend of changes in density and the 
nature of the distribution of pore channels by size is relevant and requires a solution based on the integration of well-known 
scientific and methodological approaches and the development of fundamentally new aspects of the interpretation of various 
dependencies. Aim. Identification of the degree and nature of changes in the density of the distribution of pore channels to 
reduce risks when optimizing the processes of field development and development of hard-to-recover reserves in conditions 
of limited volume of downhole (field) and core (laboratory) studies. Objects. Core samples of the АВ1/3 layer of the Alym for-
mation of the deposit N of Western Siberia, characterized by an inhomogeneous interlayer of sandy-siltstone and clay rocks 
with interlayers and lenses of carbonate deposits. Methods. The integrated use of well-known scientific and methodological 
approaches to the study of the trend in the distribution of pore channels by size in conjunction with the construction of vari-
ous mathematical models based on the results of generalization of laboratory research data. Results. Curves of generalized 
and inverse generalized models are constructed for the most representative samples of reservoirs in Western Siberia. The 
authors have established the type and nature of the correlations necessary for calculating the initial capillary pressure and 
the maximum radius of the pore channels. Based on the inverse generalized model of the capillary curve using laboratory 
capillarimetric studies, the authors obtained the formula for the dependence of the fractional relative number of pore chan-
nels relative to their sizes (transverse radii). Reasonable recommendations are given on the use of the obtained dependencies 
to solve both various profile tasks of field development and fundamental ones related to the optimization of long-term depos-
its and the commissioning of hard-to-recover reserves into commercial operation, taking into account the limited number of 
exploration wells and, consequently, the minimum amount of laboratory research. 
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Введение 

Геометрию пустотного пространства пласта-

коллектора в большинстве случаев представляют в 

виде пучка параллельных капилляров с постоян-

ным поперечным сечением. Данная модель имеет 

допущения в связи с тем, что поровый объем кол-

лектора имеет сложную и непостоянную форму, 

которая на протяжение всего этапа разработки за-

лежи подвергается различным деформациям. Пред-

ставление реального пустотного пространства по-

роды-коллектора в виде приближенной имитаци-

онной модели значительно осложненно различны-

ми обстоятельствами, о чем свидетельствуют мно-

гочисленные работы [1–6] и значительное количе-

ство проводимых разнонаправленных лаборатор-

ных исследований на образцах-кернах. Одним из 

важнейших критериев, определяющих форму и тип 

пустотного пространства в коллекторах, является 

размер поровых каналов и их процентное соотно-

шение в относительном количестве [7, 8]. Радиус 

каждого отдельного порового канала и его количе-

ственное соотношение в долях единиц в пустотном 

пространстве горных пород определяют ряд клю-

чевых фильтрационно-емкостных и коллекторских 

параметров, таких как: эффективная пористость, 

относительные фазовые проницаемости, остаточ-

ная водонасыщенность, нефтенасыщенность и др. 

[9, 10]. Надежное их определение на различной 
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стадии разработки является шагом к оптимизации 

процесса нефтеизвлечения и подбора, например, 

наиболее подходящих составов для обработки при-

забойной зоны пласта или реализации потокоот-

клоняющих технологий в связи с необходимостью 

повышения технико-экономических показателей 

деятельности нефтегазодобывающих предприятий 

[11, 12]. На основе известных значений радиусов 

поровых каналов можно на достаточном высоком 

уровне спрогнозировать характер фильтрации жид-

кости в пористой среде с целью совершенствования 

научно-методических аспектов повышения эффек-

тивности эксплуатации месторождений на заключи-

тельной стадии. Исходя из вышепредставленного, 

задача мониторинга динамики изменения распреде-

ления поровых каналов по размерам является акту-

альной и требует комплексного подхода [13–16]. 
 
Методы и материалы 

Известно, что плотность распределения поро-

вых каналов 𝑔(𝑟) по поперечным радиусам есть 

отношение бесконечно малого приращения водона-

сыщенности к бесконечно малому приращению 

радиусов [17–20] (1): 

 𝑔(𝑟) =
𝑑Кв

𝑑𝑟
.            (1) 

В качестве базовых исходных данных использу-

ем результаты лабораторных капилляриметриче-

ских исследований пласта АВ1/3 одного из место-

рождений Западной Сибири (табл. 1). Для вычис-

ления производной необходимо найти зависимость 

текущей водонасыщенности от радиуса поровых 

каналов, поэтому воспользуемся обобщенной мо-

делью капиллярных кривых [21–23] (2): 

 ln(𝑝𝑟0) = 𝑎 + 𝑏𝑙𝑛Кв
∗ + 𝑐𝑙𝑛2Кв

∗,  (2) 

где 𝑝 − капиллярное давление, атм.; 𝑟0 = √
Кпр

Кп
 − ха-

рактерный радиус, мкм.; 𝐾в
∗ =

𝐾в−𝐾во

1−𝐾во
− нормирован-

ная водонасыщенность, доли ед.; 𝐾во − остаточная 

водонасыщенность, доли ед.; 𝑎, 𝑏 и 𝑐 − фиксирован-

ные параметры, определенные путем статистиче-

ской обработки данных капиллярных исследований. 

Таблица 1.  Результаты лабораторных капилляримет-
рических исследований керновых образцов 
пласта АВ1/3 

Table 1.  Results of laboratory capillarimetric studies of 
core samples of the formation АВ1/3 

№/No. Kпо Kпр 
Kв 

0,14 0,28 0,56 1,05 2,45 3,5 4,9 
4 22,7 5,9 97,5 97,4 89,8 78,8 68,7 65,7 63,8 
1 25,4 28,5 91,4 87,9 70,2 57,8 48,3 47,9 44,1 
3 24,1 55,6 81,9 70,3 59,2 51,8 43,7 42,7 41,8 

12 23,5 132,6 70,5 60,3 52,6 45,6 36,8 34,9 34,5 
15 24,3 460 54,2 43,1 36,1 31,1 24,4 24,2 23,2 

Построение обобщенной модели по данным ла-

бораторных исследований произведем раздельно 

по трем наиболее представительным образцам, 

охватывающим целый спектр варьирования значе-

ний Kв, и в целом по всем исходным образцам. На 

рис. 1, 2 представлены результаты расчетов по 

формуле (2) и интерпретаций исходя из данных 

табл. 1. 

 
Рис. 1.  Общая зависимость ln (pr0) от ln(Кв*) для всех 

образцов  
Fig. 1.  General dependence of ln(pr0) on ln(Kв*) for all sam-

ples 

Для наиболее точного построения кривых рас-

пределения поровых каналов с минимальным зна-

чениям погрешности необходимо определить 

начальное капиллярное давление. Рассчитаем ис-

комый параметр при следующих условиях согласно 

[15] и исходя из этого определим, что точка пере-

сечения обобщенной модели с осью ординат харак-

теризует начальное капиллярное давление (3): 

𝐾в = 1 => 𝐾в
∗ =

1−𝐾во

1−𝐾во
= 1 => ln 1 = 0;  𝑝0 =

𝑒𝑎

𝑟0
. (3) 

По данным формулы (3) определим максималь-

ный радиус поровых каналов (формула Лапласа 

[19]) и сведем результаты расчетов в табл. 2 (4): 

 𝑟𝑚𝑎𝑥 =
2𝜎 cos𝜃∙

𝑝0
.              (4) 

Таблица 2.  Результаты расчетов начального капил-
лярного давления и максимального радиуса 
для различных образцов 

Table 2.  Results of calculations of the initial capillary 
pressure and the maximum radius for different 
samples 

№/No. Kпо Kпр p0 rmax 
4 22,7 5,9 0,18 8,38 
1 25,4 28,5 0,13 11,07 
3 24,1 55,6 0,07 21,24 

12 23,5 132,6 0,03 47,00 
15 24,3 460 0,02 78,39 
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Рис. 2.  Зависимость ln(pr0) от ln(Кв*) для наиболее 

представительных образцов 
Fig. 2.  Dependence of ln(pr0) on ln(Kв*) for the most repre-

sentative samples 

 

Результаты и обсуждения 
Обобщенная математическая модель представ-

ляет собой зависимость произведения капиллярно-

го давления на характерный радиус от нормиро-

ванной водонасыщенности. Отразим зеркально оси 

координат (𝐾в
∗ = 𝑓(𝑝)) и по аналогии определим 

вид и характер наиболее представительных мате-

матических моделей (рис. 3, 4). 

Обобщенная модель на основе результатов ис-

следований по всем образцам горных пород имеет 

следующий вид: 

 𝐾в
∗ = 𝑒−0,1171𝑥

2−1,0242𝑥−2,2735.   (5) 

 

 
Рис. 3.  Общая зависимость ln(Кв*) от ln(pr0) для всех 

образцов 
Fig. 3.  General dependence of ln(Kв*) on ln(pr0) for all samples 

 

  

 

 
 
 
 
Рис. 4.  Зависимость ln(Кв*) от ln(pr0) для наиболее 

представительных образцов 
Fig. 4.  Dependence of ln(Kв*) on ln(pr0) for the most repre-

sentative samples 
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Таблица 3.  Модели для определения плотности распре-
деления поровых каналов дифференцирован-
но по образцам и по всем образцам в целом 

Table 3.  Models for determining the density of the distri-
bution of pore channels differentially across 
samples and across all samples as a whole 

№/No. Зависимость/Dependence 

4 

𝑔(𝑟) = 𝑒−0.3234 ln
2(
𝐴∗𝑟0
𝑟 )−2,1976 ln(

𝐴∗𝑟0
𝑟 )−  

−3,761 ∙
0,6468 ∙ ln (

𝐴 ∗ 𝑟0
𝑟

) + 2.1976

𝑟
 

1 

𝑔(𝑟) = 𝑒−0.2897 ln
2(
𝐴∗𝑟0
𝑟
)−1.8037 ln(

𝐴∗𝑟0
𝑟
)−  

−2.9482 ∙
0,5794 ∙ ln (

𝐴 ∗ 𝑟0
𝑟

) + 1.8037

𝑟
 

3 

𝑔(𝑟) = 𝑒−0.343 ln
2(
𝐴∗𝑟0
𝑟
)−1.8971 ln(

𝐴∗𝑟0
𝑟
)−  

−3.0489 ∙
0,686 ∙ ln (

𝐴 ∗ 𝑟0
𝑟

) + 1.8971

𝑟
 

12 

𝑔(𝑟) = 𝑒−0.3364 ln
2(
𝐴∗𝑟0
𝑟 )−1.4659 ln(

𝐴∗𝑟0
𝑟 )−  

−2.2661 ∙
0,6728 ∙ ln (

𝐴 ∗ 𝑟0
𝑟

) + 1.4659

𝑟
 

15 

𝑔(𝑟) = 𝑒−0.3793 ln
2(
𝐴∗𝑟0
𝑟 )−1.2337 ln(

𝐴∗𝑟0
𝑟 )−  

−2.0082 ∙
0,7586 ∙ ln (

𝐴 ∗ 𝑟0
𝑟

) + 1.2337

𝑟
 

Общая 
General 

𝑔(𝑟) = 𝑒−0,1171 𝑙𝑛
2𝐴𝑟0
𝑟 −1,0242 𝑙𝑛

𝐴𝑟0
𝑟 − 

−2,2735 ∙
0,2342 ∙ 𝑙𝑛 (

𝐴 ∗ 𝑟0
𝑟

) + 1,0242

𝑟
 

 

Преобразуем (5) до (6) и с использованием форму-

лы Лапласа (7) получим полную зависимость текущей 

водонасыщенности от радиуса порового канала: 

𝐾в = 𝑒
−0,1171𝑥2−1,0242𝑥−2,2735 ∙ (1 − 𝐾во) + 𝐾во,      (6) 

𝑥 = ln(𝑝𝑟0) = ln (
2𝜎 cos𝜃

𝑟
𝑟0) = ln (

𝐴𝑟0

𝑟
),       (7) 

𝐾в = 𝑒
−0,1171 ln2

𝐴𝑟0
𝑟
−1,0242 ln

𝐴𝑟0
𝑟
−2,2735 ∙ (1 − 𝐾во) + 

+𝐾во; 𝐴 = 2𝜎 cos 𝜃 ≈ 1,44. 

Для вывода зависимости плотности распределе-

ния поровых каналов от радиуса введем производ-

ную сложной функции и, трансформируя базовую 

модель (1), получим ряд уравнений (табл. 3). Рас-

пределения поровых каналов по размерам (относи-

тельное количество поровых каналов) по моделям 

общей обобщенной и отдельных обобщенных мо-

делей представлены на рис. 5. 

Тренд распределения поровых каналов с общей 

обобщенной моделью монотонно убывает по срав-

нению с аналогичными кривыми для отдельных 

обобщенных моделей, которые имеют экстремум в 

пределах значений 1–2 мкм, но при этом в области 

высоких значений поровых каналов составляет в 

среднем от 4–8, соответственно, что подтверждает-

ся результатами схожих работ [24–26].  

 

  

  

 

 
Рис. 5.  Сравнительные графики распределения поровых 

каналов исследуемого объекта на основе от-
дельных (синие линии) и общей (красные линии) 
обобщенных метаматематических моделей 

Fig. 5.  Comparative graphs of the distribution of pore chan-
nels of the studied object based on separate (blue 
lines) and general (red lines) generalized metamath-
ematical models 
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В зависимости от номера образца, предпочти-

тельным для решения различных задач разработки 

месторождений является кривая распределения 

для общей обобщенной модели. Отдельная обоб-

щенная модель может быть рекомендована для 

прикладных исследований при малых значениях 

поперечных радиусов (до 4–8 мкм), характерных, 

например, для некоторых продуктивных пластов 

тюменской свиты или в условиях начального эта-

па разбуривания залежи при ограниченном числе 

разведочных скважин и, следовательно, керновых 

исследований. 
 
Выводы 
1. На основании данных лабораторных капилля-

риметрических исследований пласта АВ1/3 ме-

сторождения N построены обобщенные и об-

ратные обобщенные модели как дифференциро-

ванно по каждому из образцов, так и в целом по 

всем образцам. Обосновано установлены корре-

ляционные связи, необходимые для расчета 

начального капиллярного давления и макси-

мального радиуса поровых каналов. 

2. При помощи обратной обобщенной модели и 

формулы Лапласа выведены эмпирические за-

висимости текущей водонасыщенности от раз-

мера поровых каналов, которые послужили 

фундаментом для описания плотности распре-

деления поровых каналов относительно радиу-

сов поперечных сечений по размерам. 

3. Построены кривые распределения поровых ка-

налов по размеру для наиболее представитель-

ных образцов керна при различных фильтраци-

онно-емкостных показателях на основании от-

дельных и общей обобщенных моделей. 

4. Отдельная обобщенная модель может быть ис-

пользована на образцах кернов с малыми значе-

ниями радиусов поровых каналов (до 4–8 мкм). 

Для области больших значений радиусов попе-

речных сечений рекомендуется использовать за-

висимость, полученную при помощи общей 

обобщенной модели.  
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