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Аннотация. В статье приводятся результаты исследований по разработке эмпири-
ческого метода определения функций относительных фазовых проницаемостей. 
В основе метода лежит расчет функции межфазного взаимодействия по данным 
физических экспериментов на керне, а также поиск многопараметрических 
зависимостей для параметров аппроксимационной зависимости этой функ-
ции. Для аппроксимации предложено использовать функцию на двух отрезках 
области определения.
Исследования проведены с использованием лабораторных данных для тер-
ригенных и карбонатных групп образцов керна, отобранных с разных место-
рождений. Установлено, что потери давления из-за межфазного взаимодей-
ствия, возникающие при совместном течении водонефтяной смеси, составляют 
в максимуме для рассмотренных образцов керна от 60 до 90% суммарных 
потерь давления.
Для обеих групп данных получены многопараметрические зависимости. По-
казано, что использование многопараметрических зависимостей параметров 
функции межфазного взаимодействия обеспечивает качество прогнозирова-
ния относительных фазовых проницаемостей с погрешностью на уровне 30% 
для терригенных образцов и 22% для карбонатных.
Проведено исследование влияния объема выборки, по которой строились много-
параметрические зависимости (обучающая выборка), на качество прогнозирова-
ния ОФП (тестовая выборка). Установлено, что увеличение объема обучающей 
выборки при формировании многопараметрических зависимостей для функции 
межфазного взаимодействия положительно влияет на точность прогнозирования 
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функций относительных фазовых проницаемостей. При этом увеличение обуча-
ющей выборки в 2 раза приводит к тому, что для терригенной породы средняя 
относительная погрешность определения относительной фазовой проницаемо-
сти уменьшается с 25,5 до 20,9%, а для карбонатной — с 70,3 до 23,6%.

Ключевые слова: относительная фазовая проницаемость, функция межфазного 
взаимодействия, многофазное течение, керн, фильтрационно-емкостные свойства
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Abstract. The article describes the results of research about the creation of an empirical 
method for calculation relative phase permeability functions (RPP). The method 
based on calculation of interfacial interaction function (IIF) from the experimental 
SCAL data and searching multi-parameter dependences for the parameters of the 
approximation dependence of IIF. It is proposed to use a function defined on two 
segments of the domain of definition, for approximation of IIF.
The research had been carried out on laboratory data for group of terrigenous and 
carbonate samples. It had been established that the pressure losses due to interfacial 
interaction of oil and water during the joint flow of the water-oil mixture are at the 
maximum for the considered core samples from 60 to 90% of the total pressure losses.
Multi-parameter dependences for IIF parameters were found for both groups of 
data. It was defined that using of multi-parameter dependences for IIF parameters 
provides the quality of RPP forecast with deviation by 30% for terrigenous samples 
and by 22% for carbonate samples.
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There was conducted the study of the influence of data set amount for multi-param-
eter dependences (training set) on the quality of RPP forecast (test set). It had been 
established that increasing of data set amount for multi-parameter dependences of 
IIF parameters has a positive effect on the quality of RPP functions forecast. At the 
same time, the increasing of data set amount in 2 times leads to decreasing of the 
average relative error of RPP calculation from 25.5 to 20.9% for terrigenous samples 
and from 70.3 to 23.6% for carbonate samples.

Keywords: relative phase permeability, interfacial interaction function, multiphase flow, 
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Введение
Относительная фазовая проницаемость (ОФП) является тем ключевым свойством 
горной породы, которое определяет многофазное течение в пористой среде. От кор-
ректного понимания функций ОФП во многом зависит адекватность математических 
моделей, применяемых для моделирования разработки месторождений. Как показывает 
опыт, данных по ОФП всегда очень мало. Более того, нередки ситуации, когда такие 
сведения отсутствуют, поэтому приходится использовать данные по пластам-аналогам, 
что, очевидно, не лучшим образом сказывается на адекватности модели реального объек-
та — природного пласта.

Существующие методы определения ОФП, как на основе физического эксперимента 
(метод стационарной фильтрации, метод нестационарной фильтрации, метод центри-
фугирования [Орлов и др., 2013; McPhee и др., 2015; Саломатин и др., 2021]), так 
и на основе математического моделирования (аналитический расчет ОФП по кривым 
капиллярного давления (ККД) [Burdine, 1953; Corey, 1954; Brooks, Corey, 1964; Маль-
шаков, Ефимов, 1991], а также численное моделирование по технологии «Цифровой 
керн» [Koroteev и др., 2013; Raeini и др., 2019; Марков, 2020; Yakimchuk и др., 2020]), 
обладают теми или иными недостатками, поэтому к сегодняшнему времени не могут 
обеспечить возможность массового получения ОФП. Так, например, лабораторное 
исследование ОФП в системе «нефть — вода» методом стационарной фильтрации 
для традиционных коллекторов занимает в среднем от пяти суток и позволяет получить 
значения ОФП при пяти–семи значениях насыщенности, включая концевые точки. Чис-
ленный расчет ОФП по технологии «Цифровой керн» для фрагмента керна объемом 
несколько кубических миллиметров может занимать несколько дней с использованием 
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высокопроизводительных вычислительных кластеров. При этом существует ряд про-
блем, связанных с учетом смачиваемости пустотного пространства, влиянием неразре-
шенной пористости, ремасштабированием полученных свойств до уровня стандартного 
керна и др. В этой связи актуальным направлением является разработка и использование 
альтернативных подходов к определению ОФП, которые бы позволили существенно 
увеличить количество данных.

Исходя из практики лабораторных исследований керна, количество данных по филь-
трационно-емкостным свойствам (ФЕС), т. е. по пористости и абсолютной проницае-
мости, по ККД и ОФП, можно ориентировочно оценить как 100 : 10 : 1, что обусловлено 
сложностью и длительностью физических экспериментов. С учетом того, что между 
различными свойствами горной породы наблюдаются зависимости разной степени вы-
раженности, представляется перспективной разработка эффективного эмпирического 
метода определения ОФП, основанного на использовании получаемых в лабораторных 
условиях данных, количество которых в результате возможно увеличить на один–два 
порядка по сравнению с текущей ситуацией.

Создание такого метода оказалось возможным с использованием функции межфаз-
ного взаимодействия (ФМВ) [Алтунин и др., 2013; Шабаров, Шаталов, 2016], которая 
представляет собой потери давления, обусловленные только межфазным взаимодей-
ствием и следующие из рассмотрения полных потерь давления как суммы — потерь 
давления из-за межфазного взаимодействия ΔPмф и потерь давления ΔP*, вызванных 
всеми факторами, за исключением межфазного взаимодействия [Алтунин и др., 2013; 
Степанов, Шабаров, 2021]:
 * мфΔ Δ Δ .

i i i
P P P    (1)

Здесь и далее индекс i означает принадлежность величины некоторому значению 
насыщенности. Таким образом, потери давления являются функцией насыщенности 
и, соответственно, интегральной характеристикой для элемента пористой среды.

Потери давления ΔP* включают в себя потери из-за вязкого (внутреннего) трения 
жидкостей, трения жидкостей о стенки пор, потери из-за местных сопротивлений, 
вызванных извилистостью поровых каналов, изменением их формы и сечения и др. 
[Степанов, Шабаров, 2021].

Предполагается, что межфазные потери давления возникают вследствие деформаций 
границ раздела фаз (эффект Жамена), дробления и слияния капель и пленок жидкости, 
а также других эффектов [Мирзаджанзаде и др., 1992; Zakirov и др., 2019]. Этот вид по-
терь давления возникает только при одновременном совместном движении нескольких 
фаз, например при капельном (четочном) режиме течения [Zhao и др., 2020; Пряжни-
ков и др., 2022].

ФМВ удобно определять в безразмерном виде как отношение межфазных потерь 
давления к полным потерям давления (2):
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Являясь функцией нормированной водонасыщенности, ФМВ имеет различную сте-
пень выраженности, но при этом всегда сохраняет свою условно колоколообразную 
форму. Такую форму зависимости ФМВ (и ΔPмф) от насыщенности можно объяснить 
изменением интенсивности межфазного взаимодействия при смене струйного режима 
течения на четочный и наоборот. Другими словами, количество четок (капель) в потоке 
определяет вклад эффекта Жамена в формирование фильтрационного сопротивле-
ния многофазному потоку. При водонасыщенности, близкой к своему остаточному 
значению, имеет место преимущественно струйное течение нефти, сопротивление 
которому меньше, чем при четочном течении нефти и воды. Аналогичным образом 
при водонасыщенности, близкой к своему максимальному значению (при остаточной 
нефтенасыщенности), преобладает струйное течение воды, сопротивление которому 
также меньше, чем при четочном течении. В области, соответствующей максимальному 
значению ФМВ, выраженность четочного характера течения наибольшая.

Колоколообразная форма ФМВ позволяет аппроксимировать ее подходящей зависи-
мостью, параметры которой отражают в виде тех или иных закономерностей влияние 
каких-либо свойств горной породы. Таким образом, задача прогнозирования ОФП 
должна исходить из понимания данных зависимостей, в чем и состоит эмпирический 
метод получения ОФП на основе ФМВ.

В работе [Степанов, Шабаров, 2021] представлены результаты поиска таких за-
висимостей для ФМВ, аппроксимированной формулой типа производной функции 
Баклея — Леверетта, которая имеет четыре параметра. Зависимости для каждого 
параметра, которые отыскивались в виде степенных функций от одного какого-либо 
свойства, в основном характеризуются невысокими значениями коэффициентов детер-
минации. В этой связи задачами работы, результаты которой представлены в данной 
статье, было исследование возможности аппроксимации ФМВ с использованием новой, 
упрощенной формулы и поиск закономерностей для ее параметров, учитывающих 
более одного свойства.

Описание метода
Эмпирический метод расчета ОФП на основе ФМВ, как и в работе [Степанов, Шабаров, 
2021], представим в виде четырех шагов.

На первом шаге проводится обработка данных физических экспериментов на ОФП 
с целью определения значений ФМВ при значениях насыщенности из физических экспе-
риментов. Для этого предварительно определим, используя обобщенный закон Дарси, 
величину потерь давления ΔP* (3) через приведенную вязкость μ* и приведенную ОФП 
фаз f *, определяемых как функции нормированной насыщенности (4), (5).
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В формуле (3): w — линейная скорость фильтрации; L — длина участка образца 
керна, на котором определяется перепад давления; ko — абсолютная проницаемость 

образца. В формулах (4), (5): 
1

wi wr
i

wr or

S S
S

S S
−

=
− −

 — нормированная насыщенность; μw, 

μo — динамические вязкости воды и нефти; fwr — ОФП воды при остаточной нефтена-
сыщенности Sor; for — ОФП нефти при остаточной водонасыщенности Swc.

При подстановке в формулу (2) значений полного перепада давления и перепада 
давления, найденного по формуле (3), определяются значения ФМВ (рис. 1). Как 
видно, ФМВ для различных типов горных пород имеет выпуклую колоколообразную 
форму, а потери давления из-за межфазного взаимодействия, возникающие при со-
вместном течении водонефтяной смеси, составляют в максимуме от 60 до 90% сум-
марных потерь давления.

Рис. 1. Зависимость ФМВ от нормированной насыщенности для некоторых 
терригенных и карбонатных пород
Fig. 1. The dependence of IIF for some terrigenous and carbonate rocks

Второй шаг состоит в поиске параметров аппроксимационной зависимости для ФМВ.  
Это можно сделать с использованием функции, определенной на двух отрезках с макси-
мальными значениями — соответственно до и после значений водонасыщенности:
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где A  — амплитуда ФМВ2; mS  — абсцисса положения максимума ФМВ; n — параметр, 
характеризующий кривизну ФМВ. Индекс «2» означает, что это вторая аппроксимаци-
онная зависимость (первая аппроксимационная зависимость в безразмерном виде была 
рассмотрена в работе [Степанов, Шабаров, 2021]).

Параметры формулы (6) определяются для каждого образца, на котором проводи-
лись эксперименты по ОФП. Таким образом, получаем набор данных, позволяющих 
проводить поиск различных закономерностей между параметрами аппроксимации 
и какими-либо параметрами горной породы. В этом состоит третий шаг.

Реализация третьего шага, в отличие от работы [Степанов, Шабаров, 2021], преду-
сматривает получение многопараметрических зависимостей (МЗ). При этом в качес-
тве параметров выступают не только ФЕС (пористость KП, абсолютная проницае-
мость K0 и характерный размер пор 

П
/

o
d K K  ), но и параметры, отражающие 

свойства горной породы как многофазной системы. К таким относятся, например, 

параметры *
1 *1
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−
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= . Поскольку ОФП, а следовательно, и ФМВ зависят 

от характера многофазного течения, то в качестве параметров следует использовать 

также относительную вязкость 
μ
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  , число Рейнольдса для течений в пористой 
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МЗ для параметров ФМВ искались в виде произведения безразмерных нормирован-
ных параметров в своих степенях:
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где Y — аппроксимируемый параметр ФМВ; Ymed — медианное значение параметра Y 
в кластере данных; Xi — управляющие параметры; Xi med — медианные значения управ-
ляющих параметров Xi в кластере данных; N — количество независимых управляющих 
параметров. Выбор вида формулы (7) обусловлен его распространенностью в теории 
тепломассопереноса [Исаченко и др., 1969; Баскаков и др., 1991].

Собственно, в вычислении параметров функций ОФП через ФМВ и состоит четвертый 
шаг. Заключается он в минимизации невязки между фактической и расчетной подвиж-
ностью жидкости (8), где фактическая подвижность жидкости ξfact определяется через 
ФМВ (9), а расчетная подвижность жидкости ξcalc определяется через аппроксимации ОФП 
по формулам Кори (10).
  2
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Для решения обратной задачи (8) использовался метод общего понижающего гра-
диента (ОПГ) с заданием начального приближения случайным образом в соответствии 
с ограничениями no ≥ 1, nw ≥ 1. Выбор метода ОПГ обусловлен возможностью решения 
нелинейных оптимизационных задач, относительной быстротой расчета и реализацией 
в расширенном пакете анализа данных Microsoft Excel.

Определение параметров ФМВ производится либо по эмпирическим зависимостям, 
полученным по обобщенным лабораторным данным, либо по данным конкретного 
месторождения, пласта или группы пластов. В данном исследовании для поиска зависи-
мостей между параметрами ФМВ и ФЕС исходный массив данных разделялся на обучаю-
щую (калибровочную) и тестовую выборки в различных соотношениях. Под обучающей 
выборкой подразумевается массив данных, для которого известны лабораторные ОФП 
и ФЕС и по которому производится поиск зависимостей «ФМВ — ФЕС», а под тесто-
вой выборкой — лабораторные данные, для которых известны только ФЕС, но не ОФП.

Поиск параметров функций ОФП происходит применительно к нормированной во-
донасыщенности. Подразумевается, что денормировка водонасыщенности для образцов 
керна с неизвестными значениями концевых точек может быть проведена с использо-
ванием известных зависимостей типа «остаточная водонасыщенность — абсолютная 
проницаемость» и «остаточная водонасыщенность — остаточная нефтенасыщен-
ность» и др. Поскольку в формулах (4), (5), (10) используются значения ОФП в конце-
вых точках, значит, для этих значений известны необходимые зависимости. Такие пред-
положения не накладывают серьезных ограничений на рассматриваемый эмпирический 
метод получения ОФП. Это связано с тем, что концевые точки насыщенности и ОФП 
показывают устойчивые зависимости от ФЕС; кроме того, значения концевых точек 
могут быть относительно легко получены в лабораторных экспериментах, в отличие 
от значений ОФП в области совместной фильтрации.

Таким образом, для реализации предлагаемого подхода вычисления ОФП массив 
лабораторных данных должен включать в себя информацию о пористости и абсолютной 
проницаемости исследуемых образцов, динамической вязкости флюидов, остаточных 
насыщенностях фаз, включая значения фазовых проницаемостей при остаточных на-
сыщенностях фаз. Помимо этого, для обучающей выборки данных необходимо иметь 
экспериментальные данные по ОФП, причем желательно, чтобы последние были полу-
чены по одной и той же методике проведения эксперимента.

Результаты исследований
Тестирование эмпирического метода расчета ОФП на основе ФМВ было выполнено 
с использованием лабораторных данных по относительным фазовым проницаемостям 
10 терригенных пород пласта Б2 (кластер Т) и 10 карбонатных пород пласта А4 (кла-
стер К). Коллекция терригенных и карбонатных образцов была отобрана с разных 
месторождений. Рассматриваемые образцы характеризуются гидрофобным характером 
смачиваемости, имеют пористость от 0,18 до 0,26 д. ед. и абсолютную проницаемость 
от 497 мД до 3,3 Д.
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В таблице 1 приведены медианные значения параметров рассмотренных множеств 
образцов, которые использовались при построении МЗ для параметров ФМВ.

Таблица 1. Медианные значения параметров используемых образцов
Table 1. Median values of FCP of used samples

Кластер Пласт ko med, мД μmed  med KFmed KS1 med dmed, мкм
Т Б2 1 789,03 0,108 3,537 0,094 2,641
К А4   585,30 0,906 1,907 0,365 2,068

В результате решения оптимизационной задачи по поиску степеней mi МЗ (7) обна-
ружены зависимости для терригенных пород пласта Б2 (11)–(13) и карбонатных пород 
пласта А4 (14)–(16). При этом медианные значения параметров ФМВ, соответственно, 
имеют значения: для кластера Т — medA  = 0,677, Sm med = 0,207, nmed = 1,3; для класте-
ра К — medA  = 0,83, Sm med = 0,228, nmed = 1,656. Набор независимых управляющих пара-
метров в (11)–(16) определялся исходя из величин коэффициентов детерминации по од-
нопараметрическим зависимостям (ОЗ).

      0 ,824 0 ,190 ,326

0  μ  ,A K KF


     (11)

        0 ,001 0 ,482 0 ,0071,086

1 μ   ,mS KF KS d      (12)

  2 ,029μ ,n    (13)

      0 ,02 0 ,2690 ,148

0  μ  ,A K KF


     (14)

        1,238 1,161 0 ,5840 ,856

1 μ   ,mS KF KS d


      (15)

  0 ,289μ .n    (16)

Также было проведено исследование влияния объема выборки, по которой строились 
МЗ (обучающая выборка), на качество прогнозирования ОФП (тестовая выборка). 
При тестировании, помимо контроля по ОФП, по функциям подвижности жидкости 
и функции Бак лея — Леверетта дополнительно осуществлялся контроль качества про-
гнозирования.

Рассмотрены два варианта работы с обучающими и тестовыми выборками.
1. Объем обучающей выборки для каждого кластера данных равен 40, 60 и 80% 

всего объема данных, при этом в каждом случае образцы тестовой выборки вы-
бираются случайным образом из всего массива данных в кластере и составляют 
соответственно 60, 40 и 20% всего объема данных;

2. Объем обучающей выборки для каждого кластера данных составляет 40, 60 
и 80% всего объема данных, при этом объем тестовой выборки фиксирован-
ный — 20% всего объема данных в кластере.
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На рис. 2 показаны гистограммы средних значений относительной погрешности 
прогноза Δ по трем сериям тестовых выборок для параметров ФМВ, функции подвиж-
ности жидкости (ФП), функции Баклея — Леверетта (ФБЛ), ОФП нефти (ОФПн), 
ОФП воды (ОФПв) и ОФП нефти и воды суммарно (ОФПн + в) для кластера Т (а, в) 
и кластера К (б, г). Варианту 1 формирования выборок данных соответствуют гисто-
граммы (а, б), а варианту 2 — (в, г).

Рис. 2. Средние относительные погрешности определения целевых параметров 
для терригенных (а, в) и карбонатных (б, г) пород
Fig. 2. Average relative errors in determining the target parameters for terrigenous (а, в) 
and carbonate (б, г) rocks

Видно, что для обоих вариантов увеличение объема обучающей выборки от 40 
до 80% приводит к уменьшению средней относительной погрешности подвижности 
жидкости, ОФП нефти и воды. При максимальном объеме данных в обучающей вы-
борке средняя относительная погрешность определения ОФП в области совместной 
фильтрации для варианта 1 составляет 25,5 и 20,9% для терригенных и карбонатных 
пород соответственно, а для варианта 2 — 70,3 и 23,6%.

Заметим, что экспериментальное определение ОФП исследуемых образцов выпол-
нено в лаборатории Тюменского нефтяного научного центра по одинаковой для всех 
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образцов методике. В том случае, если массив лабораторных данных содержит резуль-
таты экспериментов, проведенных на существенно отличающемся друг от друга керне, 
и/или результаты, полученные по разным методикам, точность определения ОФП 
с использованием эмпирической функции ФМВ будет заметно ниже.

На рис. 3 представлен пример сопоставления расчетных и фактических кривых 
ФП (а), ФБЛ (б) и ОФП (в) для одного из образцов, по которому средние отно-
сительные погрешности прогноза по этим функциям составляют соответственно 
3,3, 28,7 и 24,8%. Видно, что расчетные данные на приемлемом уровне соотносятся 
с экспериментальными.

Рис. 3. Сопоставление расчетных и фактических кривых ФП (а), ФБЛ (б) и ОФП (в) 
для одного из исследуемых образцов
Fig. 3. Comparison of the calculated and actual curves of MP (а), FBL (б) and RPP (в) 
for one of considered samples

На рис. 4 представлено сопоставление расчетных и экспериментальных функций 
ОФП для терригенного (рис. 4а) и карбонатного (рис. 4б) образцов из исследуемой 
выборки, причем для вычисления ОФП использовались два типа зависимостей для пара-
метров ФМВ: ОЗ по аналогии с работой [Степанов, Шабаров, 2021] и МЗ по аналогии 
с уравнениями (11)–(16). В таблице 2 представлены средние значения метрики MAPE 
по ОФП для исследуемых выборок образцов. Для обоих типов пород использование 
МЗ вместо ОЗ позволяет улучшить качество прогноза ОФП.

Таблица 2. Средние значения метрики MAPE по ОФП для исследуемых образцов
Table 2. Average values of the MAPE for RPP for considered samples

Кластер Тип зависимости 
для параметров ФМВ

расч

факт
  1

ОФП1 1
MAPE      1    100%

10 ОФП

N
i

i iN 

     

Т ОЗ
МЗ

41,19
40,97

К ОЗ
МЗ

79,61
73,92
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Рис. 4. Сопоставление экспериментальных и расчетных ОФП, полученных 
с использованием однопараметрических и многопараметрических зависимостей 
«ФМВ — ФЕС»
Fig. 4. Comparison of experimental and calculated RPP obtained using single-parameter 
and multi-parameter dependences of “IIF — FCP”

Исходя из особенностей получения лабораторных данных, можно предположить, 
что погрешность прогнозирования ОФП и связанных с ними ФП и ФБЛ может быть 
уменьшена за счет существенного увеличения объема обучающей выборки данных, 
а также исключения из наборов экспериментальных данных кажущихся непредстави-
тельными образцов. Влияние представительности данных на точность эмпирического 
метода получения ОФП предполагается в дальнейшем исследовать с использованием 
синтетических образцов керна, для которых свойства определяются по технологии 
«Цифровой керн», а апробацию модели проводить на выборке лабораторных данных 
по терригенным коллекторам с высокими ФЕС и гидрофильной смачиваемостью.

Выводы
1. По экспериментальным данным получены многопараметрические эмпирические 

зависимости для функции межфазного взаимодействия для терригенных и кар-
бонатных групп образцов керна.

2. Использование многопараметрических зависимостей параметров функции меж-
фазного взаимодействия обеспечивает качество прогнозирования относитель-
ных фазовых проницаемостей с погрешностью на уровне 30% для терригенных 
образцов и 22% для карбонатных.

3. Точность определения относительных фазовых проницаемостей с использова-
нием предложенного метода зависит от объема обучающей выборки данных, 
качества лабораторных данных и их представительности.
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4. Установлено, что увеличение объема обучающей выборки при формировании 
многопараметрических зависимостей для функции межфазного взаимодействия 
положительно влияет на точность прогнозирования функций относительных 
фазовых проницаемостей, однако изменение точности для терригенной и кар-
бонатной породы разное. Увеличение обучающей выборки в два раза приводит 
к тому, что для терригенной породы средняя относительная погрешность опре-
деления относительной фазовой проницаемости уменьшается с 25,5 до 20,9%, 
а для карбонатной — с 70,3 до 23,6%.
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