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Аннотация 

Актуальность. Относительные фазовые проницаемости определяют механизм вытеснения нефти водой, эффектив-
ность заводнения продуктивных пластов, динамику обводнения добывающих скважин. Кривые относительных фа-
зовых проницаемостей позволяют оценить характер притока по данным геофизических исследований скважин. 
В настоящее время кривые относительных фазовых проницаемостей строятся по данным лабораторных исследова-
ний образцов керна. Они используются для выбора математической модели, описывающей характер кривых для 
данного продуктивного пласта. Наиболее оптимальным является вариант обоснования отдельных параметров кри-
вой относительных фазовых проницаемостей, позволяющий осуществить переход с уровня образца керна на харак-
теристику всего продуктивного пласта с использованием данных геофизических исследований скважин. Цель: 
обоснование выбора модели, описывающей изменение кривых относительных фазовых проницаемостей с исполь-
зованием данных промысловой геофизики на основе взаимосвязи адсорбированной остаточной нефтенасыщенно-
сти и фазовой проницаемости для нефти. Объекты: продуктивные пласты отдельных месторождений Западно-
Сибирской нефтегазоносной провинции, приуроченные к нижнемеловым отложениям. Методы: статистическая 
обработка данных капилляриметрических исследований, анализ и обоснование математических моделей, описыва-
ющих относительные фазовые проницаемости. Результаты. Показано, что проницаемость для нефти при остаточ-
ной водонасыщенности (начальная точка кривой относительных фазовых проницаемостей для нефти) определяет-
ся адсорбированной остаточной нефтенасыщенностью пласта. Получена формула, связывающая коэффициент ад-
сорбированной остаточной нефтенасыщенности с фазовой проницаемостью для нефти при остаточной водонасы-
щенности. Отмечено, что адсорбированная остаточная нефтенасыщенность тесно связана также с остаточной водо-
насыщенностью пласта. Такая связь осуществляется через глинистость коллектора. Предложена методика, позво-
ляющая структурировать остаточную нефтенасыщенность по видам и степени подвижности, а также выяснить рас-
пределение остаточных запасов подвижной нефти для обоснования технологий доизвлечения.  

Ключевые слова: виды остаточной нефти, коллекторские свойства, продуктивность пласта, технологии доизвлече-
ния, моделирование. 
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Abstract 

Relevance. Relative phase permeabilities determine oil by water displacement mechanism, efficiency of productive for-
mations flooding, dynamics of producing wells flooding. Relative phase permeabilities curves allow us to estimate the inflow 
nature according to geophysical well studies. Currently, relative phase permeabilities curves are constructed according to 
core samples laboratory studies. They are used to select a mathematical model describing the nature of the curves for a given 
productive reservoir. The most optimal option is to justify the individual relative phase permeabilities curve parameters. This 
option allows transition from the core sample level to the entire productive reservoir characteristics using geophysical well 
studies data. Aim. To substantiate a choice of a model describing the change in the relative phase permeability curves using 
field geophysics data based on the adsorbed residual oil saturation and phase permeability to oil relationship.  Objects. Pro-
ductive layers of individual deposits of the West Siberian oil and gas province, confined to the Lower Cretaceous deposits. 
Methods. Statistical processing of capillarimetric research data, analysis and substantiation of mathematical models describ-
ing relative phase permeability. Results. The paper shows that the permeability to oil at residual water saturation (the start-
ing point of the relative phase permeabilities curve to oil) is determined by the adsorbed residual reservoir oil saturation. 
The authors have obtained the formula, linking the adsorbed residual oil saturation coefficient with the phase permeability to 
oil with residual water saturation. The adsorbed residual oil saturation is also closely related to the residual reservoir water 
saturation. Such relation is carried out through the reservoir clay content. The authors proposed the technique that allows 
residual oil saturation by type structuring and mobility degree. This technique allows as well finding out the residual reserves 
of mobile oil distribution to justify the recovery techniques. 
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Введение 
Эффективное решение задач анализа проектиро-

вания, контроля и регулирования процесса разра-

ботки нефтяных месторождений основано на изуче-

нии влияния геологических [1–3] и технологических 

[4–6] параметров на технико-экономические показа-

тели процесса нефтеизвлечения. 

Широкое разнообразие залежей по геологиче-

скому строению и свойствам пород-коллекторов и 

флюидов требуют дифференцированного подхода 

при изучении влияния различных факторов на неф-

теотдачу [7–9] на основе идентификации и группи-

рования [10–12] объектов добычи нефти, поскольку 

степень и характер влияния параметров в условиях 

различных групп объектов различны [13–15]. 

Особую значимость эта процедура приобретает 

в связи с интенсивным вводом в разработку зале-

жей с трудноизвлекаемыми запасами, характери-

зующихся низкой проницаемостью [16–18]. При-

чем доля этих залежей как в карбонатных, так и в 

терригенных коллекторах с каждым годом увели-

чивается [19–21]. Растет и доля вводимых в разра-

ботку месторождений, не имеющих аналогов среди 

залежей, находящихся длительное время в разра-

ботке [22–24]. 

Не менее важное значение имеет процедура 

изучения влияния геолого-технологических факто-

ров на степень выработки запасов нефти в условиях 

«зрелых» месторождений нефти, в которых сосре-

доточены значительные остаточные запасы [25–27], 

требующие для своего извлечения использования 

инновационных технологий [28–30], а также науч-

но-обоснованных управляющих решений путем 

регулирования параметров применяемых техноло-

гий разработки [31–33].  
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В этих условиях одной из основных задач раз-

работки объектов добычи нефти является надежное 

определение фазовых проницаемостей. 

Фазовые проницаемости являются важнейшими 

характеристиками породы, определяющими про-

цесс движения флюидов в пластах-коллекторах 

нефти и газа [34, 35]. 

Данные о фазовых проницаемостях использу-

ются при компьютерном моделировании разработ-

ки, при выборе способов воздействия на пласт, а 

также при анализе и контроле за разработкой ме-

сторождений нефти и газа [36, 37]. 

Относительные фазовые проницаемости (ОФП) 

определяют механизм вытеснения нефти водой, 

эффективность заводнения продуктивных пластов, 

динамику обводнение добывающих скважин. 

Кривые ОФП используется также при оценке 

характера притока продуктивных пластов по дан-

ным геофизических исследований скважин. 

Определение относительных проницаемостей 

является одной из основных задач лабораторных 

исследований физико-динамических свойств керна, 

отобранного из продуктивных пластов нефтяных и 

газовых месторождений. 

 
Методы и материалы 
Лабораторные исследования по определению 

фазовых проницаемостей используются для выбора 

математической модели, описывающей вид кривых 

ОФП для конкретных продуктивных пластов. 

В настоящее время наиболее известной математи-

ческой моделью ОФП является модель Кори [38–40] 

(1), (2): 

 Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅ (Кв)=Кпр.н

̅̅ ̅̅ ̅̅ (Кво) (
1-Кв-Кно

1-Кво-Кно
)

nн

;   (1) 

Кпр.в
̅̅ ̅̅ ̅̅ (Кв)=Кпр.в

̅̅ ̅̅ ̅̅ (Кно) (
Кв-Кно

Кво-Кно
)

nв

,  (2) 

где Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅  и Кпр.в

̅̅ ̅̅ ̅̅ − ОФП для нефти и воды; 

Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅ (Кво) и Кпр.в

̅̅ ̅̅ ̅̅ (Кно) − начальная точка для ОФП 

по нефти и конечная точка для ОФП по воде; Кво и 

Кно – остаточная водонасыщенность и остаточная 

нефтенасыщенность; nн и nв – показатели степени в 

соответствующих уравнениях – калибровочные 

коэффициенты для нефти и воды. 

Отметим, что исследователи уделяют основное вни-

мание вопросам выбора математической модели ОФП. 

Однако при этом крайне мало исследований, посвящён-

ных физико-математическому обоснованию граничных 

значений ОФП, а также положения критических значе-

ний водонасыщенности, соответствующих границе чи-

стая нефть, нефть с водой и чистая вода. 

В связи с этим настоящая работа посвящена 

обоснованию начальных значений кривых ОФП 

для нефти и воды. 

 

Результаты и обсуждения 
По нашему мнению, начальные значения ОФП 

для нефти и воды определяются с остаточной нефте-

насыщенностью, связанной с адсорбцией углеводо-

родов на поверхности поровых каналов коллектора. 

Известно, что в коллекторах Западной Сибири 

остаточная нефть слагается из двух составляющих: 

капиллярной защемленной нефти и нефти, адсор-

бированной на поверхности глинистых агрегатов в 

виде отдельных капелек и плёнок. 

Доля капиллярно-защемлённый нефти опреде-

ляется соотношением размеров пор и межпоровых 

сужений. 

Содержание адсорбированных на активной по-

верхности пор углеводородов определяется глини-

стостью и активностью глинистого материала, а 

также смачивающей способностью нефти [40–42]. 

Выстилая стенки поровых каналов, глинистые 

минералы абсорбируют воду и углеводороды. Ад-

сорбированные углеводороды способны к адгезии 

фильтрующихся через поровые каналы других уг-

леводородов, что приводит к образованию протя-

жённых гидрофобных участков. 

Таким образом, глинистость коллекторов За-

падной Сибири определяет с одной стороны оста-

точную водонасыщенность, а с другой – адсорби-

рованную остаточную нефтенасыщенность продук-

тивного пласта. 

Адсорбированная остаточная нефть уменьшает 

«живое сечение» поровых каналов, что, несомнен-

но, оказывает существенное влияние на величину 

базовых и относительных проницаемостей для 

нефти и воды. 

Рассмотрим формулу расчета абсолютной про-

ницаемости по данным капилляриметрии. 

Для расчёта абсолютной проницаемости по дан-

ным капилляриметрических исследований восполь-

зуемся формулой, предложенной W.R. Purcell и 

Н.Т. Бурдайном [43, 44] (3): 

 Кпр.абс=A∙Кп.э
m ∙ (

1-Кво

Кво
)

n

.     (3) 

где Кп.э.=Кп (1–Кво) – эффективная пористость; Кп – 

открытая пористость; Кво – остаточная водонасы-

щенность; Тг – гидравлическая извилистость; S – 

средние значения поперечных сечений поровых 

каналов. 

Наши исследования показывают [45], что вели-

чина среднего сечения поровых каналов тесно свя-

зана с количественным параметром (1–Кво)/Кво. 

Кроме того, в работе [46] показано, что гидравли-

ческая извилистость определяется долей пористо-

сти, принимающей участие в процессе фильтрации 

флюида через пустотные пространство. 
Исходя из вышеизложенного, уравнение для 

прогноза абсолютной проницаемости принимает 

следующий вид (4): 
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 Кпр.абс=A∙Кп.э
m ∙ (

1-Кво

Кво
)

n

.     (4) 

При этом значения параметров A, m, n опреде-

ляются путем статистической обработки данных 

лабораторных исследований капилляриметриче-

ских свойств, а также фильтрационно-емкостных 

свойств продуктивного пласта. 

Таким образом, коэффициенты A, m, n позволя-

ют вычислить абсолютную проницаемость для во-

ды при вытеснении её из образца несмачивающей 

фазой (газом) по известным значениям пористости 

и остаточной водонасыщенности. 

Теперь рассмотрим процесс вытеснения нефти водой 

из образца, содержащего такую же остаточную воду. 

Очевидно, при этом фазовая проницаемость для 

нефти также должна равняться абсолютной проница-

емости, поскольку пористость, остаточная водона-

сыщенность и извилистость поровых каналов оста-

лись неизменными. Однако результаты лабораторных 

исследований образцов показывают, что, как правило, 

относительная проницаемость для нефти при оста-

точной водонасыщенности намного меньше единицы. 

Это обстоятельство можно объяснить только 

тем, что часть нефти адсорбируется на поверхности 

глинистых агрегатов, выстилающих стенки поро-

вых каналов. Остаточная нефть сужает поперечное 

сечение поровых каналов, что приводит, соответ-

ственно, к уменьшению фазовой проницаемости 

для нефти. При этом глинистость, с одной стороны, 

приводит к возрастанию остаточной водонасыщен-

ности, а другой – к увеличению адсорбированный 

остаточной нефтенасыщенности, то есть к гидро-

фобизации продуктивного пласта. 

Таким образом, адсорбированная остаточная 

нефть приводит к некоторому сужению сечения 

поровых каналов, что вызывает снижение фазовой 

проницаемости для нефти. 

Очевидно, влияние адсорбированный остаточ-

ной нефти на проницаемость эквивалентно увели-

чению остаточной водонасыщенности на величину 

коэффициента адсорбированной остаточной нефте-

насыщенности Кно.адс. 

В соответствии с этим для эффективной прони-

цаемости по нефти формула (4) приобретает сле-

дующий вид (5): 

Кпр.н
эфф

=A∙[Кп(1-Кво-Кно. адс)]
m

∙ (
1-Кво-Кно. адс

Кво+Кно. адс
)

n

.     (5) 

Теперь получим формулу для относительной 

проницаемости для нефти при остаточной водона-

сыщенности. Для этого эффективную проницае-

мость для нефти разделили на абсолютную прони-

цаемость (6): 

Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅ = 

Кпр.эф

Кпр. абс
=

A∙[Кп(1-Кво-Кно. адс)]
m

∙(
1-Кво-Кно. адс

Кво+Кно. адс
)

n

A∙Кп.э
m ∙(

1-Кво
Кво

)
n .       (6) 

Окончательно для относительной проницаемо-

сти для нефти при остаточной водонасыщенности 

получим следующую формулу (7): 

 Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅ (Кво)=

(1-
Кно. адс

1-Кво
)

m+n

(1+
Кно. адс

Кво
)

n  .       (7) 

Теперь прологарифмируем формулу (7) и полу-

чим уравнение (8): 

ln Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅ = (𝑚 + 𝑛) ln (1 −

Кно. адс

1-Кво
) − 𝑛 ln (1 +

Кно. адс

Кво
). (8) 

Далее, поскольку адсорбированная остаточная 

нефтенасыщенность в условиях продуктивных пла-

стов Западной Сибири намного меньше остаточной 

водонасыщенности, можно воспользоваться пер-

выми членами разложения в ряд логарифмов пра-

вой части уравнения (8). 

Получим (9): 

 ln Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅ ≈ −(𝑚 + 𝑛)

Кно

1-Кво
− 𝑛

Кно

Кво
.  (9) 

Здесь нами использовано разложение в ряд ло-

гарифмической функций. 

Окончательно для вычисления коэффициента 

адсорбированной остаточной нефтенасыщенности 

получим следующую приближённую формулу (10): 

Кно.адс= –ln Кпр.н
̅̅ ̅̅ ̅̅ [

Кво(1-Кво)

n+mКво
].          (10) 

Таким образом, адсорбированная остаточная 

нефтенасыщенность определяется остаточной во-

донасыщенностью продуктивного пласта и относи-

тельной проницаемостью для нефти при остаточ-

ной водонасыщенности. 

В табл. 1 представлены исходные данные (абсо-

лютная проницаемость, эффективная и относитель-

ная проницаемость для нефти и остаточная водона-

сыщенность) и коэффициенты адсорбированный 

остаточной нефтенасыщенности образцов керна из 

пласта АВ1
3 Урьевского месторождения, рассчитан-

ные по предлагаемым формулам. 

Наиболее распространённые породообразующие 

минералы осадочного чехла (силикаты алюмосили-

каты карбонаты) являются гидрофильными. 

Образование адсорбированный нефти связано с 

адсорбцией отдельных компонентов нефти на по-

верхности породообразующих минералов. 

Доля площади поверхности поровых каналов, заня-

тая адсорбированными молекулами углеводородов, ха-

рактеризуется коэффициентом гидрофобизации θн [47]. 

В лабораторных условиях коэффициент гидро-

фобизации определяют по кривым изотермической 

сушки образцов керна. 

Метод заключается в удалении воды из водона-

сыщенного образца путём испарения и в измерении 

объёма удаляемой воды до и после устранения гид-

рофобизации поровых каналов. 
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В результате изотермической сушки определя-

ются такие параметры, как гидрофобизация θн и 

толщина адсорбированного слоя hадс. Коэффициент 

адсорбированной нефти рассчитывается как произ-

ведение этих двух параметров. 

В табл. 2 представлены результаты изотермиче-

ской сушки керна того же пласта АВ1
3 соседнего 

Ватинского месторождения Западной Сибири, а 

также экспериментальные значения коэффициента 

адсорбированной нефти. 

На рисунке дано сопоставление гистограмм рас-

пределения коэффициентов адсорбированной нефти 

для пласта АВ1
3, полученных расчётным путём для 

Урьевского месторождения и по данным лаборатор-

ных исследований образцов керна того же пласта 

соседнего Ватинского месторождения. Расчёты для 

Урьевского месторождения выполнены по предлага-

емой нами методике по формуле (10). 

Как следует из рисунка, гистограммы распреде-

ления расчетных значений Кно.адс пласта АВ1
3 Урьев-

ского месторождения и экспериментальных значе-

ний Кно.адс, полученные в лабораторных условиях 

для того же пласта соседнего Ватинского место-

рождения, подобны по форме и примерно повто-

ряют друг друга, что говорит о достоверности зна-

чений коэффициента адсорбированной остаточной 

нефтенасыщенности, полученных расчётным путем 

по предлагаемой методике по формуле (10). 

 
Рисунок. Сопоставление гистограмм распределения ко-

эффициента адсорбированной остаточной 
нефтенасыщенности по пласту АВ1

3 Урьевского 
месторождения (расчетные данные) и Ватин-
ского месторождения (лабораторные данные) 

Figure. Comparison of histograms of the adsorbed residual oil 
saturation coefficient distribution over the  АВ1

3 for-
mation of the Uryevsk field (calculated data) and the 
Vatinsk field (laboratory data) 

 Таблица 1. Исходные данные и результаты расчета 
коэффициента Кно.адс для пласта АВ1

3 Урьев-
ского месторождения (m=1,23; n=2,0) 

Table 1. Initial data and results of the Кно.адс coefficient 
calculation for the АВ1

3 formation of the Uryevsk 
oil field (m=1,23; n=2,0) 
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16 5,3 3,6 0,68 46,7 0,04 
22,8 12,5 9,5 0,76 41,9 0,03 
23,2 33,1 29,1 0,88 48,6 0,01 
23,3 57,1 43,3 0,76 38,9 0,03 
22,2 64 67,0 1,045 48,2 0,004 
23,9 83,3 60,0 0,72 34,3 0,03 
27 91,3 87,8 0,96 19,3 0,003 

24,2 135 92,6 0,686 19,3 0,025 
24,6 168,8 125,0 0,74 32,3 0,03 
25,4 223,3 208,0 0,93 31,4 0,005 
23,3 244,2 76,16 0,312 33,5 0,108 
25,4 293,6 235,0 0,80 29,4 0,02 
24,8 327 265,5 0,812 36,3 0,02 
18,2 7,2 3,7 0,515 47,5 0,065 
17,4 6,8 3,8 0,559 48,0 0,055 

Таблица 2. Результаты эксперимента изотермической 
сушки керна пласта АВ1

3 [48]  
Table 2. Results of the isothermal АВ1

3 reservoir core dry-
ing experiment [48] 

Коэффициент 
гидрофоби-

зации 
Hydrophobi-
zation coeffi-

cient 

Коэффици-
ент пори-

стости 
Porosity 

coefficient 

Коэффици-
ент адсор-

бированной 
нефти 

Adsorbed oil 
coefficient 

Толщина ад-
сорбированно-

го слоя, м 
Adsorbed layer 

thickness, m 
д. ед./unit fraction 

0,137 0,236 0,054 0,395 
0,092 0,227 0,029 0,310 
0,042 0,223 0,013 0,318 
0,123 0,242 0,033 0,270 
0,121 0,242 0,034 0,281 
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0,222 0,206 0,072 0,322 
0,197 0,225 0,065 0,33 
0,103 0,202 0,034 0,332 
0,112 0,210 0,050 0,443 
0,061 0,215 0,029 0,483 
0,049 0,206 0,019 0,392 
0,104 0,188 0,048 0,458 
0,438 0,141 0,111 0,252 
0,251 0,118 0,088 0,352 
0,348 0,138 0,106 0,304 
0,232 0,138 0,081 0,350 
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Выводы 
1. Адсорбированная остаточная нефтенасыщен-

ность способствует уменьшению эффективной 

пористости продуктивного пласта и, соответ-

ственно, снижает величину проницаемости для 

нефти при остаточной водонасыщенности. 

2. Величина адсорбированной остаточной нефте-

насыщенности зависит также от остаточной во-

донасыщенности, такая связь осуществляется 

через глинистость коллектора. 

3. Сопоставление гистограмм распределения пока-

зывает, что расчётные и экспериментальные 

значения коэффициента остаточной нефтена-

сыщенности пласта хорошо согласуются. Коэф-

фициент корреляции между расчётными и экс-

периментальными данными превышает 0,9. 
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