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АННОТАЦИЯ 

В данной работе рассматриваются вопросы, связанные с проблемами  

моделирования течения многофазной среды в стволе скважины со сложной 

траекторией. Целью данной работы является разработка модификации модели 

Хэгдорна-Брауна для расширения ее границ применимости на скважины со 

сложной траекторией. Была разработана математическая модель и алгоритм ее 

численного решения. Был составлен программный код, реализующий этот 

алгоритм. С его помощью работа модифицированной модели была проверена 

при помощи экспериментальных данных по скважинам. Было проведено 

сравнение точности расчета призабойного давления модифицированной 

модели Хэгдорна-Брауна с моделью Хэгдорна-Брауна без модификаций. На 

основе полученных результатов был сделан вывод, что разработанная модель 

позволяет получать более точное решение для скважин со сложной 

траекторией. 

В первой главе описываются проблемы, возникающие при 

моделировании многофазного потока. Основной проблемой является 

ограниченная область применения каждого метода. Это приводит к 

возникновению сложностей при выборе использованного метода для 

конкретной задачи. Был проведен анализ общепринятых моделей 

многофазного потока в стволе скважины, отмечены их достоинства и 

недостатки.  

Во второй главе описывается физико-математическая модель для 

разрабатываемого метода моделирования многофазного потока. 

В третьей главе приведен вычислительный эксперимент, в ходе которого 

была проверена работа модифицированной модели. Ее результаты были 

сопоставлены с экспериментальными данными, а также с результатами модели 

Хэгдорна-Брауна без модификаций. 
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ВВЕДЕНИЕ 

В наше время добыча углеводородов в Российской Федерации является 

одной из важнейших составляющих национальной экономики.  

Для многих задач, связанных с оптимизацией производительности 

нефтяных и газовых скважин, а также оценкой их потенциала требуется учет 

многофазного потока в обсадной колонне, насосно-компрессорных трубах и 

затрубном пространстве. К таким задачам относятся: 

− определение давления в забойной зоне скважины;  

− интерпретация гидродинамических исследований; 

− узловой анализ и расчет рабочей точки системы скважина-пласт;  

− разработка дизайна системы механизированной добычи;  

− оптимизация конструкции скважины с целью достижения нужного 

дебита углеводородов.  

Кроме того, моделирование многофазного потока в трубах применяется 

при проектировки трубопровода. 

Поэтому необходимо иметь возможность прогнозировать поведение 

многофазного потока в трубах. Для решение этих задач необходимо 

применения точных методов расчета характеристик многофазного потока. На 

сегодняшний день разработано множество методов расчета многофазного 

потока, однако не существует единого универсального метода, позволяющего 

решать поставленные задачи. Это связано с существованием широкого 

разброса параметров, осложняющих разработку методов для прогноза 

поведения многофазного потока. Например, методы, хорошо работающие для 

нефтяных скважин, могут давать большую ошибку для газоконденсатных 

скважин, поскольку допущения, верные для одних скважин совершенно не 

допустимы для других.  Поэтому, при моделировании многофазного потока 

необходимо знать границы применимости используемых методов. 
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На практике распространены скважины со сложной траекторией. Под 

сложной траекторией понимается искривленный ствол скважины. Это 

обусловлено следующими причинами: 

 1) профиль наклонно направленной скважины выбирается исходя из 

минимальных затратах средств и времени на ее проходку.  

2) возможно увеличить площадь вскрытия коллектора при помощи 

искусственного искривления траектории горизонтальных скважин в пределах 

продуктивности пласта.  

К настоящему времени не разработано достаточно точных и надежных 

методов расчета параметров многофазного потока в стволе скважин со 

сложной траекторией. Таким образом, актуальность поставленных задач не 

вызывает сомнения. 

В настоящее было разработано множество эмпирических и 

механистических моделей для определения параметров многофазного потока 

в трубах. Среди эмпирических моделей только корреляции Беггса-Брилла и 

Мюкерджи-Брилла учитывают угол наклона. Механистические модели 

учитывают угол наклона.  

Целью данной работы является разработка модификации модели 

Хэгдорна-Брауна для расширения ее границ применимости на скважины со 

сложной траекторией. 

Для это решались следующие задачи: 

1. Анализ общепринятых методов моделирования многофазного потока 

по стволу  скважины. 

2. Построение физико-математической модели. 

3. Разработка алгоритма численного решения данной модели. 

4. Проведение вычислительного эксперимента для оценки точности 

разработанной модели. 
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Разработанная модифицикация позволяет расширить граница 

применимости модели Хэгдорна-Брауна, благодаря чему данная модель может 

применяться не только для вертикальных скважин, но и для скважин со 

сложной траекторией.  

Достоверность полученных результатов подтверждается: 

1. Соответствием математической модели исследуемых процессов 

основным положениям теории гидродинамики, а также использованием 

современных достижений прикладной математики при создании 

вычислительных алгоритмов и реализующих их программ; 

2. Использованием общепринятых корреляций; 

3. Отсутствием принципиально важных допущений, которые могли бы 

значительно повлиять на достоверность выводов или снизить точность 

выполненных расчетов. 

4. Проверкой работы модели с помощью экспериментальных данных. 
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1. ЛИТЕРАТУРНЫЙ ОБЗОР 

В данной главе будет приведена классификация методов моделирования 

многофазного потока в стволе скважины, описаны основные из общепринятых 

методов и сделан их сравнительный анализ. 

1.1 Методы расчета и их классификация  

На сегодняшний день существуют эмпирические и механистические 

модели. 

В зависимости от того, учитывается ли эффект проскальзывания или 

режим течения, Бриллом и Мюкерджи [1] было предложено разделение 

эмпирических корреляций на три типа:  

В моделях первого типа при рассмотрении многофазного потока  не 

учитываются режимы потока и эффект проскальзывания. Такой подход 

применялся на ранних этапах исследования течения многофазного потока. 

Эффект проскальзывания – это явление, связанное с тем, что жидкая фаза 

движется медленно по сравнению с газом газа. Таким образом, в моделях 

первого типа делается допущение, что жидкая фаза и газообразная фаза 

движутся с одинаковой скоростью, следовательно рассчитанный объем 

газовой фазы будет меньше фактического, что приводит к заниженным 

результатам при подсчете перепада давления, поскольку плотность смеси 

рассчитывается исходя лишь из газового фактора. Используется единственная 

корреляция для коэффициента трения.  

Модели второго типа учитывают эффект проскальзывания, но не 

учитывают режим потока. Как и для методов первого типа, используются 

одинаковые корреляции для всех режимов потока. Однако газовая и жидкая 

фазы движутся с различными скоростями, что приводит к необходимости 

помимо корреляции на коэффициент трения использовать дополнительную 

корреляцию для определения истинного объемного содержания жидкости.  
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В модели третьего типа учитывает как эффект проскальзывания, так и 

режим многофазного потока. При прогнозирования истинного объемного 

содержания жидкости и коэффициента гидравлического трения, эти модели 

подбирают свою корреляцию для каждого режима потока. Такой подход 

делает необходимым применение методов, позволяющих прогнозировать 

режимы течения многофазной смеси.  

В настоящее время, методы первой категории используются только для. 

высокодебитных скважин с рассеянным пузырьковым режимом потока, 

который характеризуется отсутствие эффекта проскальзывания. Во всех 

остальных случаях данные методы не используются. 

Во второй категории наиболее распространенными можно назвать два 

метода. Это метод Хэгдорна-Брауна и метод Грея[32]. Метод Хэгдорна-Брауна 

является одним из наиболее часто употребляемых корреляционных методов. 

Он основывается на обширной базе данных, которая была получена при 

помощи экспериментов, проведенных на вертикальной скважине глубиной  

460 метров. Фаза газа была представлена воздухом, а в качестве жидкостей 

использовались нефть и вода с вязкостью 10, 30 и 110 сантипуаз. Метод 

Хэгдорна-Брауна является наиболее обобщенным, однако он неточно 

описывает поток пузырькового режима течения, в связи с чем часто 

применяют модификацию метода, которая заключается в применении 

корреляции Гриффита, точно описывающую пузырьковый режим течения.  

Метод Грея имеет узкую область применения. Его разработали для 

вертикальных газоконденсатных скважин,  При разработки данной 

корреляции было использовано 108 наборов данных. 

Методы третьего типа учитывают как эффект проскальзывания, так и 

режим течения. Они различаются способами предсказывания того или иного 

режима потока, а так же выбором корреляции для истинного объемного 
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содержания жидкости и коэффициента гидравлического трения для 

определенного режима течения.  

Модель Данса-Роса [13] была получена благодаря лабораторным 

исследованиям, в которых проводились замеры давления и объемного 

содержания жидкости. Фаза нефти была заменена водой, а фаза газа – 

воздухом. Наблюдалось три режимов, для которых были выведены 

корреляции коэффициента трения и скорости проскальзывания.  

Метод Оркишевского. [19] был разработан на основе проверки 

нескольких корреляций, которые зарекомендовали себя как наиболее точные 

корреляции  в реальных условиях. Оркишевский сделал вывод, что ни одна из 

них не является точной для всех режимов потока. Им были выбраны 

корреляции, которые являлись наиболее точными для пузырькового и 

аэрозольного режима течения. Для пузырькового режима им была выброна 

корреляция Гриффита, а для аэрозольного – корреляция Данса-Роса. На основе 

этих корреляций Оркишевский предложил корреляцию для пробкового 

режима потока.  

Модель Беггса-Брилла [16] стала первым эмпирическим методом, 

учитывающим угол наклона. Для экспериментов были использовались 

отрезки труб диаметром 2,5 и 3,75 сантиметра и длиной 27.4 м. Трубы 

наклоняли под любым углом. По ним перекачивались вода и воздух. 

Изначально велось наблюдение за характеристиками потока на 

горизонтальной трубе. Были определены зависимости режимов потока и 

истинного объемного содержания жидкости от массового расхода флюидов, 

давления и температуры. Затем трубу наклоняли под углами  0 , ±50 ; ±10 ; ±15 

; ±20 ;+35 ; ±55 ; ±75 ; ±90 градусов, после чего была выведена поправка на 

угол, которая показывала разницу истинного объемного содержания жидкости 

горизонтальной трубы и трубы, наклоненной под углом. Провелось около 584 

экспериментов.  
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На практике модель Беггса-Брилла давала большие ошибки при расчете 

градиента давления. Модель Мюкерджи-Брилла [16] была разработана с 

целью преодоления ограничений метода Беггса-Брилла. Для эксперимента они 

использовали загнутые трубы с внутренним диаметром 3,75 сантиметров. 

Один конец трубы был закрыт, угол наклона можно было регулировать. Длина 

трубы составляла 166 сантиметров. Она была прозрачной, что позволяло 

визуально определять режимы потока в трубе. В газообразная фаза была 

заменена воздухом, нефтяная – керосином. Было проведено приблизительно 

1000 замеров перепада давления между концами трубы и около 1500 замеров 

истинного объемного содержания жидкости. Эксперименты проводились для 

различных дебитов газа и жидкости.  

В отличие от эмпирических моделей, механистические модели решают 

уравнения сохранения, однако в любой механистической модели присутствует 

доля эмпиризма. Такой подход к многофазной смеси более верно отражает 

реальную ситуации, так как несмотря на то, что истинное объемное 

содержание жидкости в эмпирических моделей хоть и зависело от режима 

потока, данные методы рассматривали многофазный поток как однородную 

смесь, что не соответствует действительности. 

Поэтому, механистические модели способны точнее моделировать 

течение многофазного потока в трубах. Несмотря на это, механистические 

модели имеют недостаток перед эмпирическими, заключающийся в 

необходимости использование большего числа входных параметров для 

механистических моделей. Однако в реальных условия зачастую приходится 

сталкиваться с недостатком данных. 

Как и для эмпирических моделей третьего типа, механистические 

модели вначале определяют режим потока, затем рассчитывают его 

параметры. 
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Наиболее распространенными механистическими моделями можно 

назвать модели Хасана-Кабира[16] и Анзари.[16]. 
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1.2 Сравнительный анализ методов 

Единственные эмпирические корреляции, учитывающие угол наклона 

скважины, это корреляции Беггса-Брилла и Мюкерджи-Брилла. 

Следовательно, эти два метода применимы как для  нагнетательных скважин, 

так и для трубопроводов. Все остальные эмпирические методы для наклонных 

скважин имеют большую относительную ошибку, поэтому должны 

применяться очень осторожно. Механистические модели как правило 

учитывают угол наклона. 

Однако, точно спрогнозировать перепад давления для наклонных 

скважин с помощью методов Беггса-Брилла и Мюкерджи-Брилла невозможно, 

т. к. несмотря на наличие поправки на угол наклона эти методы дают большую 

ошибку при расчете перепада давления. На Рис. 1.1. показаны результаты 

проверки моделей Беггса-Брилла и Мюкерджи-Брилла [53] которая была 

проведена в организации ООО «Газпром ВНИИГАЗ» 
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Рис. 1. 1. Сравнение экспериментальных данных по двухфазному потоку с 

расчетными при различных углах наклона труб: а – 20; б – 40; в – 45; г – 60; д 

– 80 градусов. [24] 
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Сравнение точности моделей течения многофазного потока является 

сложной задачей, т. к. каждая модель имеет свои границы применимости, а 

достоверность результата зависит от полноты известных данных. 

Для определения градиента давления в стволе скважины необходимо 

обладать данными о ее профиле, а также информацией, необходимой для 

определения реологических параметров многофазной смеси. При недостатке 

вышеперечисленных данных, или неточном их измерении увеличивается 

ошибка при моделировании. Отсюда вытекает основная проблема 

механистических моделей, которые требуют большего числа входных 

параметров. 

Выбор уравнения состояния для определения реологических параметров 

компонентов многофазной смеси также может привести к ошибкам. 

Использование различных уравнений состояния  часто дает противоречивые 

результаты. Такая ошибка может составлять до 40 %. [34]..  

Еще один источник ошибок при использовании эмпирических 

корреляций или механистических моделей для расчета перепада давления - 

отсутствие проверки на реалистичность. Например, рассчитанное истинное 

объемное содержание жидкости должно быть больше объемного содержания 

жидкости без эффекта проскальзывания, поскольку скорость жидкой фазы 

меньше скорости газообразной. Модифицированные корреляции, как правило, 

включают подобные проверки на реалистичность. Корреляции, которые не 

были модифицированы, такие как Данса-Роса [12], Мюкерджи-Брила[13] и 

Азис. [20], уязвимы в этом плане. 

Было проанализировано несколько научных работ по сравнению 

моделей двухфазного потока в стволе скважины. Некоторые из них дают 

противоречивые результаты, но в общем картина такова, что при 

использовании эмпирических моделей ошибка меньше, чем у 

механистических, что связано с необходимостью ввода большего числа 
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параметров у механистических моделей, данные о которых на практике не 

всегда присутствуют.    

Среди эмпирических моделей наиболее точными являются модели 

Хагедорна-Брауна и Петролеум Экспертс.  

В качестве примера, на Рис. 1.2. приведен результат сравнения 

различных моделей течения многофазного потока одного из источников. 

Таблица 1.1 

В таблице представлена аббревиатура моделей для рис 1.2 
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Рис. 1.2. Сравнение моделей двухфазного потока в стволе скважины. 
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2. МАТЕМАТИЧЕСКАЯ МОДЕЛЬ 

В этой главе будет описаны физико-математическая модель 

разрабатываемого метода моделирования потока многофазной смеси в стволе 

скважины со сложной траекторией и представлен способ расчета 

необходимых для этой модели данных, таких как: реологические 

характеристики многофазной смеси и коэффициент гидродинамического 

трения. Будут описаны алгоритмы моделей Хэгдорна-Брауна и Беггса-Брилла, 

на основе которых разрабатывалась модифицированная модель. Будет 

обоснована  целесообразность данной модификации. 

2.1 Постановка задачи 

Рассматривается стационарное движение многофазного потока по 

стволу скважины. Учитывается эффект дегазации нефти. 

Основными допущениями модели:  

- одномерный поток;  

- стенки трубы абсолютно жесткие и давление в трубе не вызывает их 

деформации. 

- линейное распределение температуры по стволу скважины. 

- трение флюида о стенку трубы не вызывает повышение ее 

температуры. 

Начальные условия: 

Известны характеристики потока на устье:  

При x=0, P=Pдатчик, T=Tкомпрессор  

Известны расходы, плотности и вязкости нефти, газа и воды.  
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Профиль скважины представляет собой массив данных о точках 

скважины – измеренную глубину и глубину по вертикали (Рис 2.1). 

 

Рис. 2.1 Измеренная глубина - MD, вертикальная глубина – TVD.  
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2.2 Расчет параметров газожидкостной смеси с помощью 

модифицированной модели Хэгдорна-Брауна  

Модель Хэгедорна-Брауна позволяет точно рассчитывать перепад 

давления в широкой области условий. По начальным характеристикам  

многофазного потока рассчитываются первые четыре безразмерные 

параметра, через них выражаются остальные пять безразмерных параметров, 

с помощью которых производится расчет истинного объемного содержания 

жидкости. Присутствует проверка того, что истинное объемное содержание 

жидкости всегда больше объемного содержания жидкости без эффекта 

проскальзывания, поскольку жидкая фаза движется медленнее газообразной. 

После нахождения истинного объемного содержания жидкости, находятся 

потери на трения.  

По формулам 2.1-2.4 производится расчет первых четырёх 

безразмерных параметров: 

 

                          (2.1) 

 

 

     (2.2) 

 

                                          (2.3) 
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                                                         (2.4) 

 

где 𝑆 − площадь сечения трубы, м2., 𝐷 −гидравлический диаметр, м, м2, 

𝜎𝑙 – коэффициент межфазного натяжения между газообразной и жидкой 

фазой, Н/м, 𝑞𝑙, 𝑞𝑔  − массовые расходы жидкой и газообразной фазы 

соответственно; кг/с, W – обводненность; 𝜌н, 𝜌в – плотности нефти и воды 

соответственно, 
кг

м3
. 

Следующим шагом является расчет безразмерного параметра 𝐶𝑁 по 

формуле 

 

 

(2.5)  

 

После определения первых четырех безразмерных параметров, 

последовательно выражаются остальные пять: 

 

                         (2.6) 

 

                                (2.7) 
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                              (2.8) 

 

 

        (2.9) 

 

В формуле (2.7) величина безразмерного СВ ограничена значением 0.012. 

[47]. Это ограничение возникает в следствии того, что что при СВ > 0.012 

значения второго параметра истинного объемного содержания жидкости ∅ 

может достигать значений меньше 1, что является невозможным, так как это 

может приводить к значениям истинного объемного содержания жидкости 

больше 1. 

После определения первого и второго безразмерного параметра 

истинного содержания жидкости, оно может быть найдено по формуле 2.10: 

                                                   

                                                (2.10) 

 

Для проверки на реалистичность нужно рассчитывать объемное 

содержание жидкости без учета эффекта проскальзывания: 

 

                                                 (2.11) 
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где 𝑉𝑔, 𝑉𝑙 – объемные расходы газообразной и жидкой фазы 

соответственно, м3 /с. 

Должно выполняться условие 𝐻𝑙 > 𝐶𝑙, так как в противном случае 

скорость жидкости больше скорости газа, что физически неверно. Если данное 

условие не выполняется, принимают что 𝐻𝑙 = 𝐶𝑙. 

Безразмерное число Рейнольдса и вязкость многофазного потока, 

вычессляется по формулам 2.12, 2.13: 

 

                                        (2.12) 

                                      (2.13) 

 

где 𝜇𝑔, 𝜇𝑙 − вязкость газообразной и жидкой фазы соответственно, Па·с. 

Безразмерное число Рейнольдся необходимо для определения 

гидравлического коэффициента трения. 

Перепад давления, связанный с потерями давления на трении находится 

при помощи уравнений 2.14-2.16: 

 

                       (2.14) 

 

  

                                   (2.15) 

                                     (2.16) 
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где 𝑓 − коэффициент гидравлического трения, 𝐿 − длина участка трубы, 

на котором происходит данный перепад давления, м. 

Расчет гидростатического давления, которое образуется посредством 

силы тяжести столба жидкости и газа производится формулой (2.17) 

 

(2.17) 

 

где 𝜃 − угол наклона между горизонталью и осью трубы.  

Итоговый перепад давления является суммой гидростатического 

перепада, и перепада за счет гидростатического трения: 

 

(2.18) 

 

Данная модель довольно точно описывает течение многофазной смеси в 

стволе скважины во всех случаях, кроме двух: пузырькового режима течения 

и в случае наклоненного ствола скважины [50, 52]. 

По мимо описанных выше формул, для расчета потока необходимы 

методы определения температурного профиля, реологических параметров и 

коэффициента трения. 

  

𝛥𝑃гст = (𝜌𝑙𝐻𝑙 + 𝜌𝑔(1 − 𝐻𝐿)) 𝑔 ∙ 𝐿𝑠𝑖𝑛(𝜃) 

𝛥𝑃 = −𝛥𝑃гст − 𝛥𝑃𝑓  
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2.3 Модель Беггса-Брилла 

Модель Беггса-Брилла использует различные корреляции в зависимости 

от режима потока. Поэтому необходимо идентифицировать картину течения 

при заданных условиях. Для этой цели используется карта потока для 

горизонтальной трубы, построенная на основе числа Фруда Fr смеси и 

объемного содержания жидкости без учета эффекта скольжения 𝐶𝑙 (рис. 2.1). 

 

Рис. 2.1 Карта потока. 

Здесь 𝐿1
∗ , 𝐿2

∗ , 𝐿3
∗ , 𝐿4

∗  линии, равные: 

 𝐿1
∗ = 316𝐶𝐿

0.302                                                        (2.19) 

𝐿2
∗ = 0.0009252𝐶𝐿

−2.4684                                                  (2.20) 

      𝐿3
∗ = 0.1𝐶𝐿

−1.4516                                                          (2.21) 
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𝐿4
∗ = 0.5𝐶𝐿

−6.738                                                          (2.22) 

 

Число Фруда Fr является безразмерным параметром, который 

характеризует соотношение инерции к гравитационным силам. Оно 

рассчитывается по формуле (2.23): 

 

𝐹𝑟 =
𝑉𝑙
2

𝑔𝐷
                                                          (2.23) 

 

После определения объемного содержания жидкости и числа Фруда, 

режим потока определяется следующим образом: 

1) Кольцевой,  

если 𝐶𝑙 < 0.01 и 𝐹𝑟 < 𝐿1
∗  

или 𝐶𝑙 ≥ 0.01 и 𝐹𝑟 < 𝐿2
∗  

2) Пробковый, 

если 0.01 < 𝐶𝑙 < 0.4 и 𝐿3
∗ < 𝐹𝑟 < 𝐿1

∗  

или 𝐶𝑙 ≥ 0.4 и 𝐿3
∗ < 𝐹𝑟 < 𝐿4

∗  

3) Пузырьковый, 

если 𝐶𝑙 < 0.4 и 𝐹𝑟 > 𝐿1
∗  

или 𝐶𝑙 ≥ 0.4 и 𝐹𝑟 > 𝐿4
∗  

4) Эмульсионный, 

Если 𝐶𝑙 > 0.01 и 𝐿2
∗ < 𝐹𝑟 < 𝐿3

∗  
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После определения режима потока, рассчитывается объемное 

содержание жидкости 𝐻𝑙. В модели Беггса-Брилла этот расчет разделен на две 

части: 

1) Определение объемного содержания жидкости для горизонтального 

потока (𝐻𝑙.(0)). 

2) Корректирование полученного значения поправкой на угол наклона. 

 

1) Для кольцевого режима 

 

𝐻𝑙(0) =  
0.09𝐶𝐿

0.4846

𝐹𝑟𝑚
0.0868                                            (2.24) 

 

2) Для пробкового режима 

 

𝐻𝑙(0) =  
0.845𝐶𝐿

0.53516

𝐹𝑟𝑚
0.0173                                          (2.25) 

 

3) Для пузырькового режима 

 

𝐻𝑙(0) =  
1.065𝐶𝐿

0.5824 

𝐹𝑟𝑚
0.0609                                          (2.26) 

 

4) Для эмульсионного режима 

 

𝐻𝑙(0) = 𝐴 ∗ 𝐻𝑙(0)1 + 𝐵 ∗ 𝐻𝑙(0)2                                (2.27) 



28 
 

 

где 𝐴 =
𝐿3
∗−𝐹𝑟

𝐿3
∗−𝐿2

∗ , B=1-A, 𝐻𝑙(0)1 – объемное содержание жидкости, 

рассчитанное по формуле для пробкового режима, 𝐻𝑙(0)2 - объемное 

содержание жидкости,  

рассчитанное по формуле для пузырькового режима. 

В случае, если 𝐻𝑙(0) < С𝑙, принимается, что 𝐻𝑙(0) = 𝐶𝑙. 

Объемное содержание жидкости для потока с углом наклона 𝜃 

рассчитывается по формуле (10): 

 

Н𝑙(𝜃) = 𝐵(𝜃)Н𝑙(0)                                        (2.28) 

 

где 𝐵(𝜃) – корреляционная поправка на угол, вычисляемая по формуле 

(11) : 

 

              (2.29) 

 

где β – величина, зависящая от режима потока: 

1) Для кольцевого режима 

 

                        (2.30) 

 

2) Для пробкового режима 
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                (2.31) 

 

3) Для пузырькового режима 

 

β =0                                                     (2.32) 

 

4) Для эмульсионного режима 

 

                  (2.33) 

 

где 𝑁𝑤 – число равное: 

 

𝑁𝑤 = 1.938𝑉𝑙√
𝜌𝐿

𝜎

4
                                              (2.34) 

 

После определение объемного содержания жидкости, рассчитывается 

давление по формулам (2.14-2.19). 

Как и для модели Хэгдорна-Брауна, необходимы корреляции для 

реологических параметров, коэффициента гидростатического трения и способ 

определения температурного профиля. 
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2.4 Расчет реологических параметров компонентов многофазной смеси 

Выше было указано, что для определения перепада давления по стволу 

скважины необходимо определить реологические параметры компонентов 

многофазной смеси. 

Вязкость нефти зависит от температуры и количества растворенного в 

ней газа. Для случаев с нефтью без растворенного в ней газа, недонасышенной 

и перенасыщенной нефти используются разные уравнения определения 

вязкости. 

Для определения вязкости нефти без растворенного в ней газа или 

насыщенной нефти, то есть нефти, находящейся под давлением равном или 

выше давления насыщения  применяется корреляции Беггса-Робинсонах [47]. 

Для нефти без растворенного в ней газа эта корреляция принимает вид: 

 

𝜇𝑜𝑑 = 10
𝑥 − 1                                                 (2.35) 

𝑥 =
10
(3.0324−0.02023(

141500
𝜌

+131.5))

(1.8(𝑇−273.2)+32)1.163
                                     (2.36) 

 

где ρ–плотность нефти, кг/м3, Т – температура, К.  

Для насыщенной нефти корреляция принимает вид: 

 

𝜇𝑜𝑑 = [10.715 (
𝑅𝑠

0.1781
+ 100)

−0.515
]𝜇𝑜𝑑
𝑏                           (2.37) 

 

где 
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𝑏 = 5.44(
𝑅𝑠

0.1781
+ 150)−0.338                                      (2.38) 

 

𝑅𝑠- газовый фактор, то есть количество растворенного в нефти газа 

м3/м3. 

Вязкость недонасыщенной нефти рекомендуется находить при помощи 

корреляции Васкеза-Беггса[43]: 

 

𝜇𝑜 = 𝜇𝑜𝑑(
𝑝

𝑝𝑏𝑝
)𝑚                                         (2.39) 

 

где 𝑝𝑏𝑝 −давление насыщения, 𝑝 −давление, при котором находится 

вязкость нефти насыщенной нефти, m – величина, равная: 

 

𝑚 = 2.6(
𝑝

6895
)1.18710𝑎                                       (2.40) 

 

Где a – величина, равная: 

 

𝑎 = −
(3.9∗10−5)𝑝

6895
− 5                                          (2.41) 

 

Для решения этих уравнений необходимы корреляции для определения 

давления насыщения и количества растворенного в нефти газа. Эти 

корреляции представлены формулами 2.89 и 2.90: 
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𝑝𝑏𝑝 = 6895

(

 𝑅𝑠

0.00285𝑒

(23.9

141500
𝜌 +131.5

1.8(𝑇−273.2)+492
)

)

 

0.842

                           (2.42) 

 

𝑅𝑠 = 0.00285(
𝑝𝑏𝑝

6895
)1/0.842𝑒

(23.9

141500
𝜌 +131.5

1.8(𝑇−273.2)+492
)

                         (2.43) 

 

Если при расчете давления насыщения по формуле 2.42 давление 

оказывается ниже давления насыщения, происходит выделение газа из нефти. 

Этот осуществляется только в случае, если выполняется условие 𝑅𝑠>0.5 

Производится перерасчет растворенного в нефти газа по формуле (2.43). 

Объем выделившегося из нефти газа определяется по формуле: 

 

𝑄𝑣 = (𝑅𝑠0 − 𝑅𝑠)
𝑞𝑙(1−𝑊)

𝜇𝑤𝑊+𝜇𝑜(1−𝑊)
                                 (2.44) 

 

где 𝑅𝑠0 − газовый фактор нефти, который был до начала процесса 

дегазации, м3 /м3 , 𝑅𝑠 – газовый фактор нефти после дигазации, м3 /м3 , 𝑞 

−расход многофазной смеси кг/с. 

Поскольку при добыче углеводородов вместе с ними неизбежно 

извлекается вода, для моделирования потока необходимо также использовать 

корреляции для определения вязкости воды. Несмотря на то, что вязкость 

воды как и вязкость нефти является функцией от газосодержания, 

основопологающим фактором является температура, что дает возможность с 

минимальной потерей точности применять упрощенные корреляции, в 

которых вязкость зависит только от температуры водых [38] Данная 

корреляция имеет вид: 
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𝜇𝑤 =
𝑒1.003−1.479∙10

−2(1.8(𝑇−273.2)+32)+1.982∙10−5(1.8(𝑇−273.2)+32)2

1000
               (2.45) 

 

где Т – температура, К. 

Вязкость многофазной смеси можно определить уравнением: 

 

𝜇𝑙 = 𝜇𝑤𝑊 + 𝜇𝑜(1 −𝑊)                                       (2.6) 
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2.5 Расчет коэффициента гидравлического сопротивления  

Для моделирования многофазного потока помимо реологических 

параметров необходимо определить коэффициент гидравлических потерь f.  

Существует несколько уравнений для расчета коэффициента трения. 

Каждые из них имеют свою область применения. Существуют уравнения 

гидравлических потерь трения по длине и на местных сопротивлениях. Под 

местными сопротивлениями понимают эффект увеличения потерь на трение 

при изменении формы сечения трубы или ее изгибе.   

Коэффициент гидравлических потерь может быть найден при помощи 

уравнение Дарси-Вейсбаха. Установлено, что коэффициент трения зависит от 

диаметра сечения, давлении и температуры. Поскольку эти величины 

являются функцией координат, возможно составить f=f(x,y). 

Зависимость для коэффициент гидравлических потерь для трубы в 

скважинах была выведена Колбруком [47]. Оно имеет вид: 

 

                                       (2.46) 

 

где 𝑓 − коэффициент гидравлических потерь трения, 𝐷 − диаметр  

сечения трубы, м., 𝑒 – коэффициент шероховатости, который зависит от 

материала трубы, Re – безразмерное число Рейнольдса, которое определяется 

формулой: 

 

𝑅𝑒 =
4𝐺

𝜇𝜋𝐷
                                                   (2.47) 

Так как уравнения (2.47) является трансцендентным, коэффициент 

гидравлических потерь f не может быть выражен в явном виде. Для его 
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решения необходимо применять численные методы, например метод 

Ньютона. 
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2.6 Модифицированная модель Хэгдорна-Брауна. 

Выше было сказано, что модели Беггса-Брилла и Мюккерджи-Брилла 

являются единственными эмпирическими моделями, позволяющими 

вычислять изменение давления по наклонному стволу. Однако они не дают 

корректных результатов из-за неточного определения величины 

водосодержания. 

Идея разрабатываемой модели заключается в том, что она объединяет 

модели Хэгдорна-Брауна и Беггса-Брилла, рассчитывая водосодержание по 

методу Хэгдорна-Брауна и добавляя поправку на угол из модели Беггса-

Брилла. 

Также известно, что модель Хэгедорна-Брауна дает неточные 

результаты при пузырьковом режиме течения. Поэтому, для него будет 

применятся корреляция Гриффита. Применение корреляции Гриффита в 

модели Хэгдорна-Брауна является общепринятой модификацией. 

Пузырьковый режим существует при выполнении условия: 

 

𝑉𝑔

𝑉𝑔−𝑉𝑙
< 𝐿𝑏                                         (2.48) 

где 

 

𝐿𝑏 = 1.071 − 0.728 ∙
(
𝑉𝑔−𝑉𝑙
𝑆

)
2

𝐷
> 0.13                        (2.49) 

 

Если условие (2.48) выполняется, истинное объемное содержание 

жидкости находится по формуле: 
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                                    (2.50) 

 

где  𝑉𝑠 = 0.244
м

с
. 

Истинная скорость течения жидкости и потери на трение по корреляции 

Гриффита находятся соответственно по формулам: 

 

𝑉𝐿 =
𝑉𝑙

𝑆𝐻𝐿
                                           (2.51) 

 

∆𝑃𝑓 =
𝑓𝜌𝑙𝑉𝐿

2𝐿

2𝑔𝐷
                                       (2.52) 

Т. к. алгоритм Хэгедорна-Брауна позволяет найти истинную объемную 

водонасыщенность 𝐻𝑙(90)  для вертикального потока, а поправка на угол 𝐵(𝜃) 

применяется для истинной объемной водонасыщенности 𝐻𝑙(0) для 

горизонтального потока, необходимо выразить 𝐻𝑙(0): 

 

𝐻𝑙(90) = 𝐻𝑙(0) ∗ 𝐵(90)                             (2.53) 

 

𝐻𝑙(0) =
𝐻𝑙(90)

𝐵(90)
                                      (2.54) 

 

Таким образом, общий вид модифицированной модели Хагедорна-

Брауна будет иметь вид: 

𝐻𝑙(𝜃) =
𝐻𝑙(90)

𝐵(90)
∗ 𝐵(𝜃)                                (2.55) 
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Где 𝐻𝑙(90) - истинную объемную водонасыщенность для вертикального 

потока, находится по алгоритму модели Хагедорна-Брауна (2.10) или (2.11), 

𝐵(𝜃) и 𝐵(90) – поправки на угол Беггса-Брилла, находится по формуле (2.29). 

Потери давления рассчитываются по формулам 2.15-2.18. 

Описанная выше процедура позволяет рассчитать изменение давления 

по стволу скважины со сложной траекторией, если известно давление в 

призабойной зоне. На практике, давление известно на устье. Использование 

численных методов позволяет решить эту проблему. 

Процедура расчета изменения давления согласно модифицированной 

модели Хагедорна-Брауна имеет следующую последовательность действий: 

1. Профиль скважины разбивается на n-е количество прямолинейных 

участков от устья до точки спуска трубы колтюбинга. Для каждого участка 

определяется его длина 𝐿 и длина вертикальной проекции Lsin(𝜃). 

2. Задается начальное давление на устье скважины. 

3. Задается начальное давление на рассматриваемом участке, (на забое 

при первом шаге принимается равном давлению на устье). 

4. Рассчитывается температурный профиль скважины. 

5. Вводятся начальные данные для рассматриваемого участка. 

6. Рассчитываем реологические параметры для жидких компонентов 

смеси в условиях рассматриваемого участка с помощью процедуры 2.35-2.41. 

7. С помощью уравнений процедуры 2.42-2.46 рассчитываем количество 

выделившегося из нефти газа. 

8. Определяется истинное объемное водосодержание для вертикального 

потока по формуле (2.10), (2.11), (2.12). 

9. Определяется величина поправки на угол 2.29-2.34. 
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10. Определяется истинное объемное водосодержание с учетом 

кривизны траектории (2.55). 

11. Определяется перепад давление на рассматриваемом участке при 

помощи уравнения (2.18). 

12. Если пересчет участков не закончен, осуществляется переход на 

участок выше и повтор шагов 2-9. 

13. После того, как расчет участков закончен (при достижении 

отрицательного значения давления или достижении устья скважины) 

начальное давлении обновляется и повторяются шаги 3-10 до тех пор, пока 

расчетное давление на устье не будет равно заданному. 
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3.  Расчетная часть 

Реализация описанного выше алгоритма, а также алгоритма модели 

Хэгдорна-Брауна была выполнена на языке программирования Borland в среде 

разработки Delphy 7. 

3.1 Экспериментальные данные. 

Для оценки качества модели стационарного течения многофазной смеси 

по стволу скважины был произведен вычислительный эксперимент, который 

включал в себя расчет давлений для 9 скважинах, на которых проводились 

замеры. Данные по скважинам приведены в таблицах 3.1-3.9: 

Таблица 3.1 

Исходные данные для расчета по 1-ой скважине 

Измеренная 

глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура, 

K. 

Измеренное 

давление, МПа. 

0 0 316 3,633138 

971 971  5,03262 

1971 1969  6,65271 

2971 2918  8,396892 

3971 3901  10,23759 

4871 4906  12,13344 

5724 5660 365 13,60876 

 

Добыча нефти =5,69 ∙ 10−4
м3

с
; 

Добыча воды =3, 86427 ∙ 10−5
м3

с
; 

Добыча газа =1,065159
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,076 м; 
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Плотность нефти (при 289 К)= 875,6 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 3.479 сП (при 377 К); 

Вязкость нефти = 76.2 сП (при 288 К); 

Давление насыщения = 1.77 МПа. 

Таблица 3.2 

Исходные данные для расчета по 2-ой скважине 

Измеренная 

глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура, 

K. 

Измеренное 

давление, МПа. 

0 0 336 0,703188 

295,9608 295,9608  1,7235 

600,7608 594,0552  3,226392 

905,5608 881,4816  5,046408 

1210,361 1168,908  7,087032 

1515,161 1456,03  9,23796 

1819,961 1743,151  11,42336 

1906,829 1825,142 369 12,05071 

 

Добыча нефти =5,69 ∙ 10−4
м3

с
; 

Добыча воды =3, 86427 ∙ 10−5
м3

с
; 

Добыча газа =1,065159
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,076 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 875,6 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 3.476 сП (при 377 К); 

Вязкость нефти = 76.2 сП (при 288 К); 
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Давление насыщения = 1.47 МПа. 

 

Таблица 3.3 

Исходные данные для расчета по 3-ей скважине 

Измеренная 

глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура, 

K. 

Измеренное 

давление, МПа. 

0 0 334 3,7917 

294,132 294,132  4,977468 

598,932 586,4352  6,41142 

903,732 871,728  8,121132 

1208,532 1170,127  9,499932 

1513,332 1474,927  11,3751 

1787,652 1779,422  12,96761 

2122,932 2084,222  14,8221 

2427,732 2389,022  18,68274 

2553,614 2514,6  17,37288 

2702,052 2663,038 401 18,30357 

 

Добыча нефти =1,05 ∙ 10−3
м3

с
; 

Добыча воды =5, 52 ∙ 10−6
м3

с
; 

Добыча газа =2,45806
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,076 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 859,6 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 3.479 сП (при 377 К); 
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Вязкость нефти = 76.2 сП (при 288 К); 

Давление насыщения = 17.06 МПа. 

 

Таблица 3.4 

Исходные данные для расчета по 4-ой скважине 

Измеренна

я глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура

, K. 

Измеренно

е давление, МПа. 

0 0 319,1 4,37769 

294,4368 277,9776  5,58414 

599,2368 520,9032  6,99741 

904,0368 773,8872  8,493408 

1208,8368 

1022,908

8 

 

10,05835 

1513,6368 1286,256  11,68533 

1818,4368 1583,436 370 13,33989 

 

Добыча нефти 7, 2869 ∙ 10−4
м3

с
; 

Добыча воды =0
м3

с
; 

Добыча газа =1,7479
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,062 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 883,8 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 3.479 сП (при 377 К); 

Вязкость нефти = 76.2 сП (при 288 К); 

Давление насыщения = 17,06 МПа. 
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Таблица 3.5 

Исходные данные для расчета по 5-ой скважине 

Измеренная 

глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура, 

K. 

Измеренное 

давление, МПа. 

Первое испытание 

0 0 303 3,529728 

3079,3944 2930,652 352 20,3373 

Второе испытание 

0 0 303 1,806228 

3079,3944 2930,652 352 14,75316 

 

Добыча нефти =2,31856 ∙ 10−3
м3

с
; 

Добыча воды =1, 84 ∙ 10−6
м3

с
; 

Добыча газа =5,538828
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,076 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 883,6 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 3 сП (при 310 К); 

Давление насыщения = 1.77 МПа. 

Для 5-ой скважины было проведено 2 эксперимента в разный момент 

времени. 
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Таблица 3.6 

Исходные данные для расчета по 6-ой скважине 

Измеренна

я глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура

, K. 

Измеренно

е давление, МПа. 

0 0 313 7,872948 

1859,28 

1850,440

8 

337 

19,14464 

Добыча нефти =5,39 ∙ 10−4
м3

с
; 

Добыча воды =5, 52 ∙ 10−7
м3

с
; 

Добыча газа =0,912
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,051 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 837,8 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 2.15 сП (при 339 К); 

Давление насыщения = 1.77 МПа. 
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Таблица 3.7 

Исходные данные для расчета по 7-ой скважине 

Измеренная 

глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура, 

K. 

Измеренное 

давление, МПа. 

0 0 311 3,7917 

291,3888 292,3032  4,977468 

597,1032 312,42  6,41142 

901,9032 840,3336  8,121132 

1206,703 1063,752  9,499932 

1511,503 1270,711  11,3751 

1816,303 1472,184  12,96761 

1962,607 1586,484 349 14,8221 

 

Добыча нефти 3, 86 ∙ 10−3
м3

с
; 

Добыча воды =1,16∙ 10−4
м3

с
; 

Добыча газа =7,1
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,076 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 882,7 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 1.288 сП (при 348 К); 

Давление насыщения = 1,62 МПа. 
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Таблица 3.8  

Исходные данные для расчета по 8-ой скважине. 

Измеренная 

глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура, 

K. 

Измеренное 

давление, МПа. 

0 0 311 6,211494 

292,9128 292,9128  7,218018 

597,7128 587,0448  9,06561 

902,5128 843,9912  10,60297 

1207,313 1103,681  12,27821 

1512,113 1356,055  13,96035 

1859,585 1662,379 349 15,9665 

 

Добыча нефти 6, 06 ∙ 10−3
м3

с
; 

Добыча воды =1,84∙ 10−5
м3

с
; 

Добыча газа =10,9
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,076 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 871,1 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 1.288 сП (при 348 К); 

Давление насыщения = 1,61 МПа. 
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Таблица 3.9 

Исходные данные для расчета по 9-ой скважине. 

Измеренная 

глубина, м. 

Глубина 

по стволу, м. 

Температура, 

K. 

Измеренное 

давление, МПа. 

0 0 349 2,30949 

298,0944 298,0944  2,99889 

602,8944 598,3224  3,819276 

907,6944 886,968  4,72239 

1212,494 1179,881  6,06672 

1517,294 1457,249  6,82506 

1787,652 1745,59  7,99704 

2126,894 2029,054  9,368946 

2431,694 2311,298  10,56161 

2736,799 2593,543  11,9473 

2766,974 2620,975 373 12,23685 

 

Добыча нефти 7, 43 ∙ 10−4
м3

с
; 

Добыча воды =0 
м3

с
; 

Добыча газа =6,55
м3

с
; 

Радиус скважины = 0,076 м; 

Плотность нефти (при 289 К)= 835,8 
кг

м3
; 

Вязкость нефти = 0.908 сП (при 373 К); 

Давление насыщения = 2,47 МПа. 
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3.2 Результаты расчета перепада давления. 

Реализация модели Хэгдорна-Брауна, ф также модифицированной 

модели Хэгдорна-Брауна была выполнена на языке программирования Pascal 

при помощи среды разработки Delphi 7. 

Результаты расчета зависимости давления от глубины представлены на 

рис. 3.1-3.10. 

 

Рис. 3.1 Зависимость давления от глубины для скважины №1. 

 

 

Рис. 3.2 Зависимость давления от глубины для скважины №2. 
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Рис. 3.3 Зависимость давления от глубины для скважины №3. 

 

Рис. 3.4 Зависимость давления от глубины для скважины №4. 
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Рис. 3.5 Зависимость давления от глубины для скважины № 5.1. 

 

 

Рис. 3.6 Зависимость давления от глубины для скважины № 5.2. 
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Рис. 3.7 Зависимость давления от глубины для скважины №6. 

 

 

Рис. 3.8 Зависимость давления от глубины для скважины №7. 
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Рис. 3.9 Зависимость давления от глубины для скважины №8. 

 

 

Рис. 3.10 Зависимость давления от глубины для скважины №9. 
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𝐶𝑙 ≥ 0.4 и 𝐹𝑟 > 𝐿4
∗ ). Для пузырькового режима течения многофазной смеси 

модифицированная модель дает тот же результат, что и модель Хэгдорна-

Брауна, поскольку для такого режима течения, исходя из условия (2.32) β=0, 

следовательно поправка на угол 𝜃 при любом значении 𝜃 равна: 

 𝐵(𝜃) = 1 −  β(sin(1,8𝜃) − sin(1,8𝜃)3) = 1                      (3.1) 

На таблице 3.11 приведена относительная ошибка определения давления 

на забое для обоих методов. 

Таблица 3.11 

Относительная ошибка 

№ скважины Хэгдорн-

Браун 

Модифицированная 

модель 

1 0,14 0,14 

2 0,13 0,23 

3 0,05 0,03 

4 0,16 0,09 

5.1 0,05 0,03 

5.2 0,17 0,06 

6 0,17 0,18 

7 0,36 0,37 

8 0,19 0,15 

9 0,12 0,13 

Итоговая 0,16 0,14 
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3.3 Зависимость давления в призабойной зоне от угла наклона. 

Был проведен вычислительный эксперимент по нахождению 

зависимости давления в призабойной зоне от угла наклона. Для этой цели 

бралась гипотетическая скважина с прямым стволом. Были проведены 

вычисления при одинаковых характеристиках потока, но разном угле наклона. 

Данные подобраны так, чтобы избежать пузырьковый режим.  

Таблица 3. 12 

Данные по скважине. 

Глубина, м. 1000 

Массовый дебит нефти, 
м3

с
. 25 ∙ 10−2; 

Массовый дебит нефти,
м3

с
. 25 ∙ 10−2 

Обводненность 0.5 

Вязкость нефти, сП. 1,28 

Температура на устье, К. 310 

Давление на устье, Па. 1 

Радиус скважины, м. 7,5 ∙ 10−2; 

 

На Рис. 3.11 приведена получившаяся зависимость давления в 

призабойной зоне от угла. 
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Рис. 3.11 Зависимость давления в призабойной зоне от угла. 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

Результатом данной работы является создание модифицированной 

модели многофазного течения Хэгдорна-Брауна. Эта модификация была 

проведена за счет добавления поправки на угол Беггса-Брилла, которая 

позволяет снизить ошибку модели при движении потока под углом. Это 

позволяет расширить область применения модели на скважины со сложной 

траекторией. 

Была построена математическая модель и разработан алгоритм 

численного решения этой модели. 

Была составлена программа, позволяющая реализовать данный 

алгоритм. 

С помощью этой программы, работа созданной модели была проверена 

на основе экспериментальных данных по скважинам со сложной траекторией. 

Было приведено сравнение модифицированной модели Хэгдорна-

Брауна с не модифицированной. Это сравнение показало, что модификация 

модели позволила снизить относительную ошибку на 1,854%. 

Установлено, что решение модифицированной модели Хэгдорна-Брауна 

сходится с решением не модифицированной при вертикальном течении 

многофазного потока и при пузырьковом режиме течения. 

Достоверность полученных результатов подтверждается: 

соответствием математической модели исследуемых процессов 

основным положениям теории механики многофазных систем, а также 

использованием современных достижений прикладной математики при 

создании вычислительных алгоритмов и реализующих их программ; 
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отсутствием принципиально важных допущений, которые могли бы 

повлиять на достоверность выводов или снизить точность выполненных 

расчетов; 

Применением общепринятых точных корреляций; 

Сравнением работы разработанной модели с экспериментальными 

данными. 
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Приложение 1. 

Листинг программы, реализующей модифицированную модель 

Хэгдорна-Брауна: 

unit Unit1; 

 

interface 

 

uses 

  Windows, Messages, SysUtils, Variants, Classes, Graphics, Controls, 

Forms, 

  Dialogs, Grids, Math; 

 

type 

  TForm1 = class(TForm) 

    SG: TStringGrid; 

    procedure FormCreate(Sender: TObject); 

  private 

    { Private declarations } 

  public 

    { Public declarations } 

  end; 

 

var 
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  Form1: TForm1; 

  txt: System.Text; 

  a:byte; 

  i, g, k,j: integer; 

  S,LL, Ltr,n ,W,ql0, ql,qg,r,Def, f,Vlt,Vl0,Vg0,Fr,Nw, qg0,Rs00, Pns:real; 

  P,P0,P0trig, Pk,T, T0,Tk,Pbp, Pw, Po, Pg,Pf,deltaPf, deltaPgst, deltaP, 

Vsm,Vg, Vo,Vw,Vl, Rs, Rs0, Pl, Hl,Vo0, Qv:real; 

  SIGMAo, SIGMAw, SIGMAl: real; 

  alp, Nlv, Ngv, Nd, Nl, Cnl, x, Ca, Cb, NlD,D, Cl, Lb: real; 

  Ml, Mo, Mw: real; 

  L, alpha: array [0..20] of real; 

implementation 

 

{$R *.dfm} 

 

Procedure load(txt:file); 

Var i:integer; 

begin 

AssignFile(txt,'7.HB.txt'); 

Rewrite(txt); 

for i:=1 to 99 do 

  writeln(txt,SG.Cells[2,i]); 

CloseFile(txt); 
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end; 

 

Procedure download(txt: file; L, alpha, j, k, P0, qg, ql, Rs00, W, Mo, Mw, Tk, 

T0: real); 

Var i:integer; 

Begin 

          J:=-1; 

AssignFile(txt,'download.txt'); 

Rewrite(txt); 

for i:=1 to 99 do 

  readln(txt,T0); 

readln(txt,Tk); 

readln(txt,Mo); 

readln(txt,Mg); 

readln(txt,W); 

readln(txt,Rs00); 

readln(txt,ql); 

          readln(txt,qg); 

          readln(txt,Po); 

          repeat 

             begin 

           i:=i+1; 

readln(txt,L[i]); 

readln(txt,alpha[i]); 
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until L[i]=0; 

           j:=I; 

CloseFile(txt); 

 

 

function Tf(T0, Tk: real; k, i:integer): real; 

begin 

 result:=T0-(T0-Tk)/k*i; 

 end; 

 

 function Pgf(P,T: real): real; 

begin 

 result:=P*28*0.001/(1.01*8.31451*T); 

 end; 

 

 

 function Plf(Pw,Po,Pg, W, Rs: real): real; 

begin 

 result:=Pw*W+(1-W)*Po; 

end; 

 

function ff(f: real): real; 

begin 
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  result:=f; 

end; 

 

function Nwf(Vl, pl, SIGMAl: real): real; 

begin 

  result:=1.938*Vl*Power(pl/SIGMAl,1/4); 

 end; 

 

function Frf(V,D: real): real; 

begin 

  result:=V*V/(9.8*D); 

 end; 

 

function Number(L:array of real): integer; 

var i:byte; 

begin 

i:=0; 

repeat 

 i:=i+1; 

  until L[i]=0; 

result:=i; 

 end; 
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function Flow(Fr,Cl: real): byte; 

Var 

  L1,L2,L3,L4: real; 

  a: byte; 

begin 

 L1:=316*Power(Cl,0.302); 

 L2:=0.0009252*Power(Cl,-2.4684); 

 L3:=0.1*Power(Cl,-1.4516); 

 L4:=0.5*Power(Cl,-6.738); 

 if (Cl<0.01) and (Fr<L1) 

 or (Cl>=0.01) and (Fr<L2) 

   then 

   result:=1; 

 if (Cl>=0.01) and (Cl<4) and (Fr>L1) and (Fr<L3) 

 or (Cl>=0.4) and (Fr<L2) 

   then 

   result:=2; 

 if (Cl<0.01) and (Fr<L1) 

 or (Cl>=0.01) and (Fr<=L4) and (Fr>L3) 

   then 

   result:=3; 
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 if (Cl>=0.01) and (Fr>L3) and (Fr<L2) 

   then 

   result:=4; 

end; 

 

function Bf(Cl,Nw,Fr,alpha: real; Flow:byte): real; 

Var 

  B: real; 

begin 

  if Flow=1 then 

    B:=(1-

Cl)*ln(0.011*Power(Nw,3.539)/(Power(Cl,3.768)*Power(Fr,1.614))); 

  if (Flow=2) and (Flow=4) then 

    B:=(1-

Cl)*Ln(2.96*Power(Cl,0.305)*Power(Fr,0.0978)/Power(Nw,0.4473)); 

  if Flow=3 then 

    B:=0; 

  result:=1+B*(sin(1.8*alpha*Pi/180)-Power(sin(1.8*alpha*Pi/180),3)/3); 

end; 

 

procedure TForm1.FormCreate(Sender: TObject); 

begin 

download(txt, L, alpha, j, k, P0, qg, ql, Rs00, W, Mo, Mw, Tk, T0,); 
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Ltr:=L[j]/k; 

For i:=1 to j do 

   Alpha[i]:= Alpha[i]*Pi/180; 

P0trig:=P0; 

repeat 

 begin 

 P0trig:=P0trig+10000; 

 i:=0; 

 P:=P0trig; 

 T:=T0; 

 ql:=Vl0*(Plf(Pw,Po,Pg, W, Rs)*S); 

 qg:=Vg0*(Pgf(P,T)*S); 

 Rs0:=Rs00; 

 P:=P0trig; 

  repeat 

     begin 

     i:=i+1; 

     j:=1; 

     repeat 

       begin 

       j:=j+1; 

       LL:=Ltr*i; 
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       alp:=alpha[j-1] 

       end; 

     until (LL>L[j-1]) and (LL<L[j]); 

 

     T:=Tf(T0,Tk,k,i); 

     SG.Cells[1,i]:=FloatToStr(T); 

     Pl:=Plf(Pw,Po,Pg, W, Rs0); 

     Pbp:=6895*Power(Rs0/(0.00285*exp(23.9*(141500/Po-131.5)/(1.8*(T-

273.2)+492))), 0.842); 

     if (P<Pbp) and (Rs0>0.5) then 

       begin 

       Rs:=0.00285*Power(Pbp/6895,1/0.842)*exp(23.9*(141500/Pl-

131.5)/(1.8*(T-273.2)+492)); 

       Qv:=(Rs0-Rs)*ql*(1-W)/(Pw*W+Po*(1-W)); 

       qg:=qg+Qv/Pgf(P,T); 

       ql:=ql-Qv/Pgf(P,T); 

       Rs0:=Rs; 

       end; 

     SG.Cells[4,i]:=FloatToStr(Pbp); 

     SG.Cells[3,i]:=FloatToStr(Rs0); 

     SIGMAo:=SIGMAof(SIGMAo); 

     SIGMAw:=SIGMAwf(SIGMAw); 

     SIGMAl:=SIGMAlf(SIGMAl); 
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     Pg:=Pgf(P,T); 

     Vl:=ql/Pl/S; 

     Vg:=qg/Pg/S; 

     Pl:=Plf(Pw,Po,Pg, W, Rs); 

     Mo:=Mof; 

     Mw:=Mwf; 

     Ml:=Mlf; 

     f:=ff(f); 

 

     Nlv:=ql/(S*Pl)*Power(Pl/(9.8*SIGMAl),0.25); 

     Ngv:=qg/(S*Pg)*Power(Pl/(9.8*SIGMAl),0.25); 

     Nd:=Def*Power((9.8*Pl)/SIGMAl, 0.5); 

     Nl:=Ml*Power(9.8/(Pl*Power(SIGMAl,3)),0.25); 

     x:=-2.69851+0.1584095*(log10(Nl)+3)-

0.550997*Power(log10(Nl)+3,2)+0.5478492*Power(Log10(Nl)+3,3)-

0.1219458*Power(log10(Nl)+3,4); 

     Cnl:=Power(10,x); 

     Ca:=Nlv/Power(Ngv,0.575)*Power(P/100000,0.1)*Cnl/Nd; 

     Cb:=Ngv*Power(Nl,0.38)/Power(Nd,2.14); 

     If Cb<0.012 then 

       Cb:=0.012; 
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     NlD:=-0.1030658+0.617774*(log10(Ca)+6)-

0.632946*Power(log10(Ca)+6,2)+0.29598*Power(log10(Ca)+6,3)-

0.0401*Power(log10(Ca)+6,4); 

     D:=0.9116257-4.821756*Cb+1.23225*1000*Power(Cb,2)-

2.225358*10000*Power(Cb,3)+1.161743*100000*Power(Cb,4); 

 

     Lb:=1.071-0.728*Power((Vg+Vl)/S,2)/Def; 

     if Lb<Vg/(Vg+Vl) then 

       begin 

       Hl:=NlD*D; 

       Cl:=Vl/(Vg+Vl); 

       if Hl<Cl then 

         begin 

         Hl:=Cl; 

         end; 

        //смотри примечание ниже 

       Fr:=Frf(vl,Def); 

       Nw:=Nwf(vl,pl,SIGMAl); 

       a:=Flow(Fr,Hl); 

       Hl:=Hl/Bf(Cl,Nw,Fr,90*PI/180,a)*Bf(Cl,Nw,Fr,alpha[1],a); 

       if Hl>1 then Hl:=1;      

       //смотри примечание ниже 

       Pns:=Pl*Vl/(Vg+Vl)+Pg*Vg/(Vg+Vl); 
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       Pf:=Pns*Pns/(Pl*Hl+Pg*(1-Hl)); 

       deltaPf:=f*Pf*Power((Vg+Vl)/S,2)/(2*Def)*Ltr; 

       end; 

       if Lb>Vg/(Vg+Vl) then 

         begin 

         Hl:=1-1/2*(1+(Vg+Vl)/S*0.244-Power(Power(1+(Vg+Vl)/S/0.244,2)-

4*Vg/(S*0.244),0.5)); 

         Cl:=Vl/(Vg+Vl); 

         if Hl<Cl then 

           begin 

           Hl:=Cl; 

           end; 

        //смотри примечание ниже 

         Fr:=Frf(vl,Def); 

         Nw:=Nwf(vl,pl,SIGMAl); 

         a:=Flow(Fr,Hl); 

         Hl:=Hl/Bf(Cl,Nw,Fr,90*PI/180,a)*Bf(Cl,Nw,Fr,alpha[1],a); 

         if Hl>1 then Hl:=1;   

         //смотри примечание ниже 

         Vlt:=Vl/(Hl)/S; 

         deltaPf:=f*Pl*Ltr*Vlt*Vlt/2/Def/9.8; 

         end; 

       deltaPgst:=(Pl*Hl+Pg*(1-Hl))*9.8*Ltr*sin(alp); 
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       deltaP:=deltaPf+deltaPgst; 

       P:=P-deltaP; 

       SG.Cells[2,i]:=FloatToStr(P); 

       SG.Cells[5,i]:=FloatToStr(deltaPgst); 

       SG.Cells[6,i]:=FloatToStr(deltaPf); 

       SG.Cells[1,i]:=FloatToStr(Hl); 

     end; 

 

  until (i>k-2) or (P<0); 

  end; 

 until (i=99) and (P<P0+25000) and (P>P0-25000); 

 

load(txt); 

 

end; 

end. 

 

{Примечание: 

Fr:=Frf(vl,Def); 

       Nw:=Nwf(vl,pl,SIGMAl); 

       a:=Flow(Fr,Hl); 

       Hl:=Hl/Bf(Cl,Nw,Fr,90*PI/180,a)*Bf(Cl,Nw,Fr,alpha[1],a); 
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       if Hl>1 then Hl:=1;      

Этот фрагмент кода является поправкой Беггса-Брилла на угол 

наклонна. 

Если его убрать получается классическая модель Хэгдорна-Брауна}  

 


