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Аннотация. Оптимизация режимов работы нагнетательного фонда является перво­
степенной задачей при проектировании разработки нефтяных месторождений, 
находящихся на поздней стадии разработки. Для подбора оптимальных приемис­
тостей используются решения оптимизационной задачи на основе аналитической 
модели CRM. Модели CRM, базирующиеся на аналитическом решении уравне­
ния материального баланса слабосжимаемых флюидов, за счет своей быстроты 
могут использоваться в качестве альтернативы гидродинамическим моделям 
при решении ряда задач сопровождения разработки нефтяных месторождений. 
Основная задача моделей CRM — определение коэффициентов взаимовлияния 
скважин, т. е. долей добытой жидкости за счет закачки от конкретной нагнета­
тельной скважины. Указанные коэффициенты можно использовать для анализа 
заводнения и выработки решений по оптимизации заводнения.
В то же время в ряде случаев пластовые флюиды могут иметь высокое газосо­
держание, что является классическим ограничением модели CRM и приводит 
к занижению коэффициентов взаимовлияния при оценке эффективной закачки. 
В настоящей статье предложен подход к решению проблем искажения таких 
коэффициентов, и впервые в практике применения CRM-модель адаптирована 
для использования в случае высокого газового фактора продукции скважин, бла­
годаря чему она имеет перспективы применения в подгазовых зонах. Это достига­
ется учетом в уравнениях физических свойств газа и их поведения при пластовых 
условиях. Усложнение алгоритмов незначительно повлияло на скорость расчетов, 
но позволило выполнять настройку модели раздельно и совместно по жидкой 
и газовой фазам флюидов. Усовершенствованная таким образом классическая мо­
дель CRM позволила значительно расширить область применения оперативных 
инструментов анализа заводнения для оценки текущей ситуации.
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Не менее сложной и актуальной является проблема прогноза добычи выделив­
шегося из нефти газа в условиях упомянутых ранее подгазовых зон, поскольку 
это предполагает необходимость расчета будущего пластового давления. Ре­
шению этого вопроса авторы намерены посвятить следующую публикацию, 
учитывая предложенный в настоящей статье новый метод оценки пластового 
давления по модели CRM.

Ключевые слова: CRM, capacitance resistance model, взаимовлияние скважин, 
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Abstract. Optimization of injection operation conditions is a primary task when 
designing the development of mature oil fields. To select optimal injectivities, 
solutions to the optimization problem based on a CRM (capacitance resistance 
model) analytical model are used. CRM models based on analytical solutions of the 
material balance equations of weakly compressible fluids due to their speed can be 
used as an alternative to flow simulation models in solving a number of problems 
to support oil field development. The main task of CRM models is to determine the 
well interference factor, i.e. the share of fluid produced due to a particular injection 
well. These factors can be used to analyze waterflooding and develop solutions for 
waterflood optimization.
At the same time, in some cases reservoir fluids may have high gas content, which is 
a classical limitation of a CRM model and leads to underestimation of the interfer­
ence factors when estimating the injection performance. In this paper, the authors 
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propose an approach to solve the problems of distortion of such factors, and for 
the first time in CRM application practice a model has been adapted for use in the 
conditions of high GORs and has a potential for being applied for under-gas cap 
zones. This is achieved by including in the equations the physical properties of gas 
and their behavior under reservoir conditions. The complication of algorithms did 
not significantly affect the model run time, but allowed to match the model both 
separately and jointly for liquid and gas phases. Thus, the improved classical CRM 
model has significantly expanded the scope of application of operational waterflood 
analysis tools for assessing the current situation.
No less complicated and urgent is the problem of forecasting the production of gas 
liberated in the conditions of the previously mentioned under-gas-cap zones, because 
it implies the need to estimate the future reservoir pressure. The authors intend to 
devote the next paper to finding a solution to this issue, taking into account the pro­
posed new method of reservoir pressure estimation using a CRM model.

Keywords: CRM, capacitance resistance model, well interference, high gas oil ratio 
(GOR), under-gas cap zone, material balance
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Введение
Одна из важных тенденций научных исследований в области анализа разработки место­
рождений углеводородов связана с так называемыми прокси-моделями, т. е. упрощенны­
ми (по сравнению с традиционно применяемыми гидродинамическими 3D-моделями) 
математическими моделями, позволяющими оперативно решать ряд практически важных 
задач [Mohaghegh и др., 2012; Афанаскин и др., 2016; Степанов и др., 2018; Бекман и др., 
2019; Данько и др., 2019; Афанаскин и др., 2020а, 2020б; Бекман и др., 2020; Поспе­
лова и др., 2020; Бекман, 2021; Бекман, Зеленин, 2021; Belyakov и др., 2021; Бекман, 
2022]. Так, среди прокси-моделей выгодно выделяются модели материального баланса 
семейства CRM (capacitance resistance model) как физически содержательные, удобные 
для анализа и вместе с тем нетребовательные к вычислительным ресурсам и временным 
затратам [Holanda и др., 2015; Holanda и др., 2018; Бекман и др., 2019]. При этом у таких 
моделей наряду с перечисленными преимуществами имеется существенное ограничение, 
препятствующее их широкому применению. Оно связано с предположениями, вводимы­
ми при формулировке математической модели, и в особенности с требованием, что плот­
ность добываемой смеси флюидов можно считать постоянной, а общую сжимаемость 
этой смеси — достаточно малой величиной [Sayarpour, 2008; Alghamdi и др., 2021]. 
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Это требование, очевидно, в общем случае не выполняется, если речь идет о скважинах 
подгазовой зоны, добывающих, помимо нефти и воды, природный газ. Опыт показывает, 
что применение классических моделей CRM в этих случаях, как правило, не позволяет 
получить адекватных прогнозов. В качестве исключения можно привести результаты 
применения гибридной модели, состоящей из модели газового конуса GORM и модели 
CRM. Такая модель позволяет моделировать работу горизонтальных нефтяных сква­
жин в подгазовой зоне и учитывать влияние заводнения, но ее применение возможно 
только для горизонтальных скважин и при небольшой обводненности [Степанов и др., 
2013]. Для случая газовой залежи модифицированная модель CRM рассмотрена в статье 
И. В. Афанаскина и др. [2023]. Кроме того, И. В. Байковым с соавторами [2021] был 
описан подход для нефтегазового месторождения в условиях баженовской свиты, одна­
ко некоторые предположения вызывают сомнение в возможности применения подхода 
для широкого круга задач. В общем же случае сложность настройки модели CRM и полу­
чения достоверных прогнозов можно объяснить тем, что плотность нефти и ее объемный 
коэффициент (отношение между объемом в пластовых и нормальных условиях) будут 
существенно меняться в соответствии с количеством растворенного в ней газа, которое, 
в свою очередь, зависит от динамики пластового давления. С другой стороны, отсутствие 
учета объемов добываемого свободного газа в пластовых условиях заведомо искажает 
параметры модели и базирующийся на них анализ состояния разработки пласта: объе­
мы добываемых флюидов оказываются меньше объемов закачиваемой воды, что может 
привести к ложным выводам, например, о том, что работа нагнетательных скважин неэф­
фективна, т. е. часть закачиваемой воды попадает не в целевой пласт. Решению последней 
обозначенной проблемы посвящена настоящая статья.

Методы
Основу моделей CRM составляют уравнение материального баланса и формула Дюпюи. 
Уравнение материального баланса может быть записано в виде:

	 , 	 (1)

где ct — полная сжимаемость системы «порода — флюиды», Vp — наблюдаемый поро­
вый объем, p̅ — среднее пластовое давление, i(t) и q(t) — закачка и добыча из наблю­
даемого объема соответственно, t — время.

Формула Дюпюи имеет вид:
	 ���� � ��� � �заб�, 	 (2)

где pзаб — забойное давление, J — коэффициент продуктивности добывающей скважины.
Из этих двух формул выводится формула дебита жидкости в пластовых условиях 

[Sayarpour, 2008], причем для разных типов моделей CRM она может быть различ­
ной, т. к. зависит от принимаемых предположений относительно моделируемого объекта. 
В частности, наиболее удобной для практического использования, по мнению авторов 
настоящей статьи, является модель CRMP [Alghamdi и др., 2021] как обеспечивающая 
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достаточно точные прогнозы при небольшом (относительно других моделей CRM) 
числе параметров.

Формула дебита жидкости для модели CRMP имеет вид:
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где j — номер скважины, tn — n-й шаг рассматриваемого интервала истории разработки. 
Известными величинами здесь являются: qj(t0) — дебит скважины в начальный момент 
времени; Ii, k — приемистость i-й нагнетательной скважины на k-м временном шаге; 
pj, k — забойное давление в j-й добывающей скважине на k-м временном шаге. Неизвест­
ными параметрами модели являются: τj = (ct, j

 Vp, j)/Jj — обратный коэффициент падения 
добычи, сут; Jj — коэффициент продуктивности, м3/(сут · бар); ej — интенсивность 
аквифера; fij — коэффициент взаимного влияния между j-й добывающей и i-й нагнета­
тельной скважиной. Значения неизвестных параметров для конкретного исследуемого 
объекта определяются исходя из минимизации невязок между модельными значения­
ми qj(tn) и фактически наблюдаемыми q̃j, n на некотором временном интервале:

	 , . 	 (4)

Применение модели CRMP для подгазовых зон сопряжено с рядом трудностей:
1.	 Очевидно, что общая сжимаемость системы ct, j в окрестности конкретной добы­

вающей скважины может существенно меняться в зависимости от того, какую 
долю Vp, j занимает тот или иной флюид. В частности, существенное влияние 
будет оказывать доля свободного газа, зависящая, в свою очередь, от динамики 
пластового давления. Таким образом, адаптация (настройка) модели должна 
выполняться на достаточно коротком временном периоде, на котором можно 
пренебречь колебаниями газонасыщенности и водонасыщенности, и это озна­
чает, что ct, j можно считать константой. Те же требования касаются и интервала, 
на котором будет выполняться прогноз.

2.	 Присутствие газа в виде отдельной фазы означает, что соотношения (1) и (2) 
могут не выполняться. Тем не менее опираться на модель CRMP на практике 
можно, если воспринимать ее как некую регрессионную модель и доказать 
ее способность к настройке и прогнозированию статистически, с помощью 
численных экспериментов. В этом случае имеется аналогия с подходами, ис­
пользуемыми в методах машинного обучения.

3.	 На практике исследователь обладает лишь данными о суммарной добыче свобод­
ного газа и газа, который был в пластовых условиях растворен в нефти, и не об­
ладает данными о дебитах свободного газа в пластовых условиях.
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Проблема, указанная в п. 3, может быть преодолена с помощью привлечения допол­
нительной априорной информации, в качестве которой могут служить часто использу­
емые в практике гидродинамического моделирования кривые относительных фазовых 
проницаемостей (ОФП) и функциональные зависимости от пластового давления 
следующих величин:

	— Bo(Pпл) = Vo, пл. усл. /Vo, ст. усл. — объемный коэффициент нефти, т. е. отношение объе­
ма нефти в пластовых условиях (пл. усл.) к ее объему в стандартных условиях 
(ст. усл.);

	— Bg(Pпл) = Vg, пл. усл. /Vg, ст. усл. — объемный коэффициент газа, т. е. отношение объема 
газа в пл. усл. к его объему в ст. усл.;

	— Rs(Pпл) — газосодержание, т. е. отношение объема газа, растворенного в нефти, 
к объему этой нефти в ст. усл.;

	— μo(Pпл), μg(Pпл) — динамическая вязкость нефти и газа.
Предположим для простоты, что в окрестности некоторой добывающей скважины по­

ровый объем не содержит подвижной воды и что в некоторый момент времени известны 
значение пластового давления (Pпл), а также дебит нефти (qн, ст. усл.) и газовый фактор 
(ГФ), т. е. отношение объема добытого газа (часть из которого в пластовых условиях на­
ходился в виде свободной фазы, а часть — в растворенном в нефти состоянии) к объему 
добытой нефти. Обозначим через q полный объемный дебит в пластовых условиях, а через 
fg — объемную долю газа в этом дебите. Тогда с учетом введенных выше обозначений 
объемные дебиты нефти (qo, norm), свободного (qg, free, norm) и растворенного газа (qg, dis, norm) 
в нормальных условиях будут записаны в виде:

	
,

1 , 

	
, , , 

	
, , ,

1 . 

Используя эти соотношения, выразим ГФ (gas/oil ratio, или GOR):

	

GOR , , , ,
, 1 1 , 

откуда можно выразить fg:

	
GOR
GOR . 	 (5)
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Будем далее рассматривать газ в пластовых условиях как жидкость, для которой спра­
ведливы формула Баклея (6) и закон Дарси (7):

	 �� � 1
1� ���μ�

���μ�
, 	 (6)

	 ��,���� � ��,�����,���� � �� � ���
μ���пл� �

���
μ���пл�� ��пл � �заб�. 	 (7)

Рассмотрим некоторый заданный дискретно временной интервал {ti}, i = (0, …, n). 
Используя соотношения (5)–(7) и фиксируя некоторое начальное значение Pпл(t0), 
можно восстановить значения Pпл(ti), i = (0, …, n), с помощью алгоритма № 1:

1.	 Вычисляем величины, зависящие от пластового давления: Bo(t0), Bg(t0), μo(t0), 
μg(t0), Rs(t0). 

2.	 Используя (5), находим значение fg(t0).
3.	 Используя (6), находим krg(t0)/kro(t0), затем с помощью кривых ОФП находим 

значение газонасыщенности породы Sg(t0).
4.	 Подставляем полученные значения в (7) и находим J’.
5.	 Для каждого ti:

	— по аналогии с шагами 1–3 находим Sg(ti);
	— находим такое значение P(ti), которому соответствует минимальная невязка 

левой и правой частей (7).
Если имеется априорная экспертная оценка для Pпл(t0), то алгоритм № 1 полностью 

решает задачу восстановления динамики пластового давления на исследуемом интер­
вале времени. Если же такой оценки нет, то критерий для оценки правдоподобия Pпл(t0) 
можно сформулировать с помощью CRMP-модели, записанной относительно плас­
товых давлений. Основную формулу этой модели можно получить, если исключить 
из формул (1) и (2) дебит жидкости и провести рассуждения, аналогичные изложен­
ным Мортезой Саярпуром [Sayarpour, 2008] при выводе традиционной модели CRMP. 
Основная формула такой модели будет иметь вид:

	 �пл���� � �пл������
�������� � �1 � ����� �� ����������

�

���
�1� ���������

��

���
� �заб,���. 

	�пл���� � �пл������
�������� � �1 � ����� �� ����������

�

���
�1� ���������

��

���
� �заб,���. 	 (8)

Неизвестные параметры модели, как и в случае традиционной модели CRMP, могут 
быть найдены посредством решения оптимизационной задачи с целевой функцией:

	 ���� , τ, �,�пл����� � ���пл���� � ��пл��
�

�

���
� min, 	 (9)
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где значения Pпл(tn) определяются формулой (8), а значения P ̃
плn

 — с помощью алго­
ритма № 1. При этом критерий правдоподобия Pпл(t0) будет звучать так:

«Наиболее правдоподобным будем считать такое значение Pпл(t0), которое обеспе­
чивает наилучшее соответствие между динамиками пластовых давлений, получен­
ных с помощью алгоритма № 1 и модели (8)».

Другими словами, Pпл(t0) выбирается исходя из минимизации функции:

	
���пл����� � min

��,��,��
���� , τ, �,�пл�����. 

Для вычисления каждого значения функции φ(Pпл(t0)) требуется решить задачу (9), 
а для нахождения ее минимума на практике достаточно перебора значений параметра.

Замечание: алгоритм № 1 изложен для случая двух фаз (нефти и газа), однако оче­
видным образом может быть распространен до случая трех фаз с помощью введения 
в рассмотрение дополнительных данных в виде кривых ОПФ вида «вода — нефть» 
и преобразования соотношения (7) к виду:

	 ��,���� � ��,���� � ��,�����,���� � �� � ���
μ���пл� �

���
μ���пл� �

���
μ���пл�� ��пл � �заб�. 

	��,���� � ��,���� � ��,�����,���� � �� � ���
μ���пл� �

���
μ���пл� �

���
μ���пл�� ��пл � �заб�. 	 (10)

Результаты
Для проверки работоспособности предлагаемого метода оценки коэффициентов взаи­
мовлияния была проведена серия численных экспериментов согласно алгоритму № 2:

1.	 Рассчитывается синтетическая гидродинамическая модель (ГДМ) с одной нагне­
тательной и четырьмя добывающими скважинами.

2.	 По данным с ГДМ настраивается CRMP-модель в двух вариантах:
	— по традиционному методу с использованием дебитов жидкости;
	— по методу, изложенному в предыдущем разделе настоящей статьи, с исполь­

зованием полных суммарных дебитов воды, нефти и газа.
3.	 По результатам настройки модели оценивается производительная закачка для каж­

дого из методов, результаты сравниваются с фактическим значением (по ГДМ).
Всего было подготовлено 13 синтетических ГДМ, каждая из которых рассчитана 

в шести вариантах: с производительной закачкой 50, 60, 70, 80, 90 и 100%. Модели 
содержали 15 слоев по вертикали, проницаемость ячеек модели варьировалась в пре­
делах от 2 до 50 мД. Схема расположения скважин показана на рис. 1. Общие параме­
тры моделей приведены в таблице 1. Модели отличались геометрическими размерами 
(параметр h принимал значение 50 или 150 м, параметр L — 400, 500, 700 или 1 000 м) 
и различной динамикой закачки (рис. 2). Динамика закачки задавалась так, чтобы 
на всем моделируемом периоде пластовое давление было ниже давления насыщения. 
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Выбор именно такой сетки модели обусловлен тем, что в данном случае известны зна­
чения дренируемых объемов, что позволяло провести дополнительное исследование 
корреляций этих значений и значений проницаемости со значениями параметров 
модели CRMP (результаты этого исследования не приводятся, т. к. выходят за рамки 
темы настоящей статьи).

Результаты экспериментов приведены в таблице 2 и на рис. 3. Как видно из таблицы 2, 
в 75 случаях из 78 оценки новой модели оказались точнее, нежели оценки, получен­
ные с помощью традиционного метода CRMP-моделирования; в оставшихся трех 
случаях ухудшение оценок можно считать несущественным. Средняя ошибка оценки 
при использовании нового метода составляет 7,4%, что считается приемлемым уровнем 
для практического применения, в отличие от традиционной модели CRMP, для которой 
средняя ошибка достигает 28,2%.

Рис. 1. Схема расположения скважин в ГДМ: P1–P4 — добывающие скважины 
(красные круги), I1 — нагнетательная скважина (синий круг)
Fig. 1. A well pattern used in the flow simulation model: P1–P4 — producers (red 
circles), I1 — injector (blue circle)
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Рис. 2. Варианты динамики приемистости скважины I1 в ГДМ
Fig. 2. Well I1 injectivity profile options in the flow simulation model

Таблица 1. Основные параметры синтетических ГДМ
Table 1. Key parameters of synthetic simulation models

Параметр Величина
Глубина кровли 2 900 м
Количество слоев 15
Размер ячеек X–Y 50 м
Толщина ячеек 1 м
Начальная водонасыщенность 0,2
Начальная нефтенасыщенность 0,8
Критическая водонасыщенность 0,2
Остаточная нефтенасыщенность 0,27
Пористость 15%
Проницаемость зоны P1–I1 14 мД
Проницаемость зоны P2–I1 2 мД
Проницаемость зоны P3–I1 50 мД
Проницаемость зоны P4–I1 7 мД
Проницаемость зоны I1 18 мД
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Таблица 2. Результаты численных экспериментов по оценке продуктивной закачки
Table 2. Results of numerical experiments on estimation of productive injection

Доля продуктивной закачки, % MAPE, %
CRMP Новый метод ГДМ (эталон) CRMP Новый метод
25,0   47,0   50,0 50,0   6,0
29,0   54,0   60,0 51,7 10,0
35,0   64,0   70,0 50,0   8,6
39,0   73,0   80,0 51,3   8,8
44,0   82,0   90,0 51,1   8,9
49,0   91,0 100,0 51,0   9,0
24,0   59,0   50,0 52,0 18,0
28,0   72,0   60,0 53,3 20,0
33,0   85,0   70,0 52,9 21,4
39,0   95,0   80,0 51,3 18,8
42,0 100,0   90,0 53,3 11,1
47,0 100,0 100,0 53,0   0,0
45,0   55,0   50,0 10,0 10,0
55,0   66,0   60,0   8,3 10,0
63,0   76,0   70,0 10,0   8,6
72,0   87,0   80,0 10,0   8,8
81,0   97,0   90,0 10,0   7,8
90,0 100,0 100,0 10,0   0,0
19,0   61,0   50,0 62,0 22,0
23,0   73,0   60,0 61,7 21,7
26,0   85,0   70,0 62,9 21,4
30,0   96,0   80,0 62,5 20,0
33,0 100,0   90,0 63,3 11,1
37,0 100,0 100,0 63,0   0,0
18,0   59,0   50,0 64,0 18,0
23,0   72,0   60,0 61,7 20,0
26,0   84,0   70,0 62,9 20,0
30,0   96,0   80,0 62,5 20,0
34,0 100,0   90,0 62,2 11,1
37,0 100,0 100,0 63,0   0,0
50,0   49,0   50,0   0,0   2,0
59,0   60,0   60,0   1,7   0,0
69,0   69,0   70,0   1,4   1,4
78,0   78,0   80,0   2,5   2,5
89,0   89,0   90,0   1,1   1,1
98,0   98,0 100,0   2,0   2,0
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Продолжение таблицы 2
Table 2 (continued)

Доля продуктивной закачки, % MAPE, %
CRMP Новый метод ГДМ (эталон) CRMP Новый метод
47,0   52,0   50,0   6,0   4,0
57,0   62,0   60,0   5,0   3,3
66,0   73,0   70,0   5,7   4,3
76,0   84,0   80,0   5,0   5,0
85,0   93,0   90,0   5,6   3,3
94,0   99,0 100,0   6,0   1,0
40,0   47,0   50,0 20,0   6,0
47,0   56,0   60,0 21,7   6,7
56,0   65,0   70,0 20,0   7,1
63,0   74,0   80,0 21,3   7,5
71,0   83,0   90,0 21,1   7,8
80,0   93,0 100,0 20,0   7,0
33,0   52,0   50,0 34,0   4,0
40,0   64,0   60,0 33,3   6,7
48,0   74,0   70,0 31,4   5,7
54,0   85,0   80,0 32,5   6,3
61,0   95,0   90,0 32,2   5,6
68,0 100,0 100,0 32,0   0,0
49,0   50,0   50,0   2,0   0,0
59,0   61,0   60,0   1,7   1,7
69,0   72,0   70,0   1,4   2,9
79,0   81,0   80,0   1,3   1,3
88,0   92,0   90,0   2,2   2,2
97,0 100,0 100,0   3,0   0,0
46,0   52,0   50,0   8,0   4,0
55,0   62,0   60,0   8,3   3,3
65,0   73,0   70,0   7,1   4,3
75,0   84,0   80,0   6,3   5,0
83,0   93,0   90,0   7,8   3,3
92,0 100,0 100,0   8,0   0,0
35,0   46,0   50,0 30,0   8,0
43,0   55,0   60,0 28,3   8,3
50,0   63,0   70,0 28,6 10,0
57,0   73,0   80,0 28,8   8,8
65,0   82,0   90,0 27,8   8,9
72,0   91,0 100,0 28,0   9,0
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Окончание таблицы 2
Table 2 (end)

Доля продуктивной закачки, % MAPE, %
CRMP Новый метод ГДМ (эталон) CRMP Новый метод
35,0 48,0   50,0 30,0 4,0
42,0 58,0   60,0 30,0 3,3
50,0 68,0   70,0 28,6 2,9
57,0 77,0   80,0 28,8 3,8
63,0 87,0   90,0 30,0 3,3
71,0 95,0 100,0 29,0 5,0

Среднее 28,2 7,4

Рис. 3. Результаты численных экспериментов: сопоставление модельных оценок 
продуктивной закачки (%) с фактическими значениями
Fig. 3. Results of numerical experiments: comparison of model estimates of productive 
injection (%) with actual data

Обсуждение
Построение прогнозов с использованием новой модели сопряжено с рядом сложностей:

1.	 Прогноз суммарного дебита жидкости и газа в пл. усл. по формуле (3), равно как 
и прогноз Pпл по формуле (8), возможен. Однако на интервале прогноза значение 
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суммарного дебита не может быть адекватно разделено на дебиты отдельных 
флюидов из-за отсутствия информации о динамике Sg и Pзаб. Предположения 
о постоянстве этих параметров сужают область применения метода до пренебре­
жимо малого числа практических случаев. Частично решить эту проблему может 
применение разного рода трендов и эвристических зависимостей для указанных 
параметров, однако говорить об этом с уверенностью можно будет только после 
проведения соответствующих исследований.

2.	 CRM-модели, адаптированные отдельно от газовой фазы, не обладают доста­
точной прогностической способностью, что связано с высокой сжимаемостью 
и сложной зависимостью дебита свободного газа от динамики Pпл. Таким образом, 
невозможен подход, при котором прогноз дебита жидкости получается как раз­
ность прогнозов по суммарному дебиту и газу.

3.	 Настройка CRM-модели с учетом газа опирается на оценки пластовых давлений, 
предположения о кривых ОФП и зависимостях Bo(Pпл), Bg(Pпл), μo(Pпл), μg(Pпл), 
Rs(Pпл). Каждая из этих зависимостей на практике не может быть известна точно, 
поэтому является источником погрешности, что в итоге отрицательно сказыва­
ется на качестве и настройке модели и прогноза.

В случае синтетических ГДМ п. 3 не актуален, а проблему, указанную в п. 1, можно 
нивелировать, добиваясь, чтобы значения Sg и Pзаб были близки к константам. При таких 
условиях точность прогнозов нового метода сопоставима с традиционной точностью 
либо превышает ее. Пример графиков прогноза и таблица погрешностей прогноза 
приведены на рис. 4.

Рис. 4. Пример прогноза по ГДМ № 1 (вариант продуктивности закачки 100%). 
Прогноз согласно новому методу обозначен как SG
Fig. 4. Example option from the flow simulation model No. 1 (100% injection 
performance option). The option according to the new method is labeled as SG

В то же время, как показывает пример, приведенный в таблице 3, на реальных данных 
традиционная модель CRMP является более устойчивой и обеспечивает более точные 
прогнозы дебитов нефти.



169

Метод оценки взаимовлияния скважин подгазовой зоны…

Физико-математическое моделирование. Нефть, газ, энергетика. Том 10. № 1 (37)

Таблица 3. Оценка точности прогноза по новому методу (SG) и CRMP-моделям 
для примера на реальных данных
Table 3. Evaluation of the option accuracy by the new method (SG) and CRMP models 
for field data example

Скважина
MAPE, %

CRM SG
P1 10,3 14,5
P2 18,0 27,1
P3   6,5   5,0
P4   7,1   5,6
P5 12,3 11,0
P6   4,9 29,1
P7 36,3 49,4
P9 22,2   9,9

P10 15,5 44,7
P11 12,2   7,2

Среднее 14,53 20,35

Заключение
Разработан метод оценки доли эффективной закачки нагнетательных скважин и компен­
сации пластового давления в окрестности добывающих скважин, пригодный для приме­
нения в условиях подгазовых зон, что позволяет более достоверно определять коэффици­
енты взаимовлияния скважин, полный объем производительной закачки и компенсации 
отбора с учетом газа. Эффективность метода подтверждается численными эксперимен­
тами с использованием синтетических гидродинамических моделей. На данный момент 
применение рассматриваемого метода для уточнения прогнозов нефти с учетом высо­
кого газосодержания представляется возможным после оценки будущих объемов добы­
ваемого газа по корреляциям с ключевыми пластовыми динамическими параметрами, 
и этот вопрос будет исследован авторами в следующей статье.
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