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Аннотация
Статья посвящена анализу распределения температуры в добывающей скважине на 
первичной стадии процесса парогравитационного дренажа. В  связи с увеличением 
доли трудноизвлекаемых запасов необходимо применять тепловые методы увеличе-
ния нефтеотдачи, в том числе метод парогравитационного дренажа. Для успешного 
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применения этого метода необходимо установить гидродинамическую связь между 
нагнетательной и добывающей скважинами и прогреть межскважинную зону, для чего 
проводится циркуляция пара в обеих скважинах на первичной стадии процесса. Дли-
тельность этой стадии влияет на переход к добыче нефти и рентабельность процесса, 
поэтому анализ тепловых полей на этой стадии для оценки ее длительности является 
актуальной задачей. Существующие работы не позволяют провести оценку темпера-
туры в добывающей скважине с учетом корректной постановки задачи и рассмотрения 
теплового поля между нагнетательной и добывающей скважинами. В данной статье 
впервые получено распределение температуры в добывающей скважине для парогра-
витационного дренажа для классической и шахматной схем расположения скважин 
с помощью фундаментального решения уравнения теплопроводности. Цель работы — 
выбор системы разработки для минимальной длительности первичной стадии процесса 
парогравитационного дренажа с помощью анализа тепловых полей. Для этого для пары 
скважин используется фундаментальное решение нестационарного уравнения тепло-
проводности для непрерывного неподвижного точечного источника в неограниченной 
среде. Оценка температуры, при которой нефть становится подвижной, позволяет 
определить длительность первичной стадии процесса парогравитационного дренажа. 
Проводится сравнение классической и шахматной схем расположения скважин, опреде-
ляется влияние соседних нагнетательных скважин на температуру в добывающей сква-
жине с помощью фундаментального решения уравнения теплопроводности. Получено 
распределение температуры в добывающей скважине. Установлено, что классическая 
схема расположения скважин обеспечивает более быстрый прогрев межскважинной 
зоны. Определено, что наибольшее влияние на температуру в добывающей скважине 
оказывает ближайшая нагнетательная скважина.

Ключевые слова
Парогравитационный дренаж, теплофизика, термодинамика, механика многофазных 
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Введение
На сегодняшний момент около 80% запасов углеводородов составляет тяжелая 
нефть. Основное направление разработки таких месторождений — тепловые 
методы увеличения нефтеотдачи. Для тяжелой нефти свойства флюида суще-
ственно зависят от температуры [6]. Наиболее эффективным тепловым методом 
является технология парогравитационного дренажа (Steam-Assisted Gravity 
Drainage, SAGD) [12].

Технология парогравитационного дренажа подразумевает бурение пары 
горизонтальных скважин, одна из которых — добывающая, а другая служит 
для нагнетания пара. Для установления устойчивой гидродинамической связи 
между парами скважин на первом этапе необходимо осуществить кондуктивный 
прогрев пласта за счет циркуляции пара в обеих скважинах.

Гильманов А. Я., Федоров К. М., Шевелёв А. П.



29Анализ тепловых полей на первичной стадии ...

Физико-математическое моделирование. Нефть, газ, энергетика.  2021.  Том 7. № 2 (26)

Система разработки при SAGD подразумевает бурение нескольких пар го-
ризонтальных скважин, которые могут взаимодействовать между собой [14]. 
Тепловые поля от нагнетательных скважин отдельных пар могут интерфериро-
вать между собой в пределах одной добывающей скважины. При этом значение 
температуры в добывающей скважине служит критерием для перехода на сле-
дующую стадию процесса, поскольку означает достаточное снижение вязкости 
нефти в призабойной зоне. Поэтому анализ тепловых полей на стадии инициа-
ции процесса SAGD является актуальной задачей.

Для моделирования тепловых полей используются коммерческие симулято-
ры [10] и фундаментальные решения уравнения теплопроводности [2, 3, 7]. 
В коммерческих симуляторах некорректно учитывается форма паровой камеры, 
что не позволяет получать достаточно точный результат. Корректный учет фор-
мы паровой камеры влияет на дальнейшие расчеты продуктивных характеристик 
активной стадии процесса SAGD [8]. Ирани и Гханнади [7] используют решение 
уравнения теплопроводности для плоской пластины, нагреваемой по краям, что 
не соответствует реальным тепловым полям между нагнетательной и добыва-
ющей скважинами. Сун и его соавторы [11] оценивают влияние температуры 
закачиваемого пара на активную стадию процесса SAGD при наличии двух 
вертикальных нагнетательных скважин. Ван, Феррисе и Хуан [13] учитывают 
аспекты приостановки работы скважин и влияние этого процесса на распреде-
ление температуры в паровой камере.

Верифицировать предложенные подходы можно с использованием датчиков 
температуры, устанавливаемых в добывающей скважине [9]. Однако такие 
датчики позволяет регистрировать фактическое распределение температуры 
и не позволяют проводить прогнозные оценки.

Таким образом, задача о распределении температуры на первичной стадии 
процесса SAGD остается открытой.

Целью работы является анализ тепловых полей на первичной стадии про-
цесса парогравитационного дренажа с учетом интерференции нагнетательных 
скважин.

Методы
Решение уравнения теплопроводности для области  
между нагнетательной и добывающей скважинами
Зависимость динамической вязкости нефти µ от температуры T определяется ее 
молекулярным весом. Для легкой нефти вязкость с увеличением температуры 
растет по линейному закону, для средневязкой нефти коэффициент динамической 
вязкости медленно убывает, а для тяжелой нефти вязкость стремительно умень-
шается по экспоненциальному закону (рис. 1) [1]. Так, изменение температуры 
в пределах 1-2 °C приводит к уменьшению вязкости нефти в 10‑100 раз. Эта 
особенность тяжелой нефти лежит в основе всех тепловых методов увеличе-
ния нефтеотдачи и служит критерием завершения первичной стадии процесса 
парогравитационного дренажа.
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Рис. 1. Зависимость динамической 
вязкости нефти от температуры [1]

Fig. 1. The dependence of the dynamic 
viscosity of oil on temperature [1]

Пусть рассматривается следующая задача: имеется песчанистый пласт, на-
сыщенный тяжелой нефтью, в котором пробурено N пар горизонтальных сква-
жин. В каждой паре верхняя скважина является нагнетательной, нижняя — до-
бывающей. Пары скважин расположены параллельно друг другу в горизонталь-
ной плоскости (рис. 2). Расстояние от добывающей скважины до ближайшей 
нагнетательной скважины равно r1, до каждой из двух соседних нагнетательных 
скважин, не составляющих пару с этой добывающей скважиной, равно r2, до i-й 
нагнетательной скважины равно ri. За счет расхода закачиваемого пара форми-
руется тепловое поле, механизм распространения тепла по пласту кондуктивный, 
коэффициент температуропроводности пласта a. Далее рассматривается сечение 
этого пласта, длина горизонтальных скважин перпендикулярна этому сечению. 
Поскольку радиус горизонтальной скважины мал по сравнению с размером 
пласта, ее можно рассматривать как точечный источник, а сам пласт — как не-
ограниченную среду. Начальная температура пласта равна T0, температура за-
качиваемого пара равна Ts.

Классическая схема расположения скважин предполагает бурение двух го-
ризонтальных скважин параллельно друг другу, расположенных по вертикали 
на расстоянии 5-10 м. Длина горизонтальных участков лежит в пределах от 100 
до 1 000 м. Поскольку обычно скорость закачки пара достаточно велика, а вну-
три ствола скважины обычно расположены дополнительные нагреватели [4], 
температуру внутри горизонтального участка скважины можно принять посто-
янной. Тогда в каждом сечении, перпендикулярном стволу скважины, картина 

 
Рис. 2. Классическая схема 
расстановки скважин

Fig. 2. A classical well pattern scheme

Гильманов А. Я., Федоров К. М., Шевелёв А. П.
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тепловых полей будет одинаковой, изменения тепловых полей будут наблюдать-
ся только в вертикальной плоскости.

Фундаментальное решение нестационарного уравнения теплопроводности 
для непрерывного неподвижного точечного источника в неограниченной среде 
известно [2] и записывается в виде:

	 ���, �� � ��� � ���erfc � �
2√��� � ��, ,	 (1)

где r — радиальная координата, t — время, erfc(x) — дополнительный интеграл 
вероятностей от величины x.

Ввиду того, что расстояние между горизонтальными участками скважин 
в классической схеме гораздо меньше расстояния между соседними элементами 
разработки (парами скважин), эта схема предполагает расположение горизон-
тальных участков на минимальном расстоянии одна над другой в вертикальной 
плоскости. За счет этого достигается минимальное время прогрева, однако это 
может приводить к недостаточному охвату пласта тепловым воздействием.

Для увеличения охвата пласта воздействием предлагается трансформировать 
классическую схему в шахматную (рис.  3). Шахматная схема предполагает 
смещение нагнетательных скважин относительно добывающих в горизонталь-
ной плоскости таким образом, чтобы горизонтальное расстояние между нагне-
тательной и добывающей скважинами было равно половине расстояния между 
элементами разработки.

Если для классической схемы рассматривать вклад ближайшей к добываю-
щей скважине нагнетательной скважины, то распределение температуры примет 
вид:

	 ���� � ��� � ���erfc � ��
2√��� � ��. .	 (2)

В случае шахматного расположения скважин для элемента разработки рас-
пределение температуры (1) примет следующий вид:

	 ���� � ��� � ���erfc � ��
2√��� � ��, ,	 (3)

где rc — расстояние от добывающей скважины до ближайшей нагнетательной 
в шахматной схеме.

 

Рис. 3. Шахматная схема расстановки 
скважин

Fig. 3. A chess pattern well scheme
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Из геометрических соображений расстояние от нагнетательной до добыва-
ющей скважины будет вычисляться по формуле:

	 4 , ,	 (4)

где c — горизонтальное расстояние между нагнетательными скважинами.

Анализ изменения температуры в добывающей скважине с течением времени
Для анализа изменения температуры в добывающей скважине с течением вре-
мени для перечисленных схем расположения скважин будет рассматриваться 
модельный пласт со следующими параметрами [5]: Ts  =  393  К, T0  =  293  К, 
a = 5·10−7 м2/с, r1 = 5 м, c = 30 м. Для сравнения схем по эффективности тепло-
вого воздействия будет сравниваться влияние на температуру в добывающей 
скважине только ближайшей нагнетательной скважины, очевидно, что дальней-
шие скважины будут вносить меньший вклад. Первичная стадия процесса па-
рогравитационного дренажа будет заканчиваться в момент времени t1, когда 
вязкость нефти снизилась в достаточной степени, чтобы нефть была подвижной. 
Для модельного пласта это достигается при температуре прогрева Th = 320 К [1]. 
Для построения теплового поля при классической схеме расстановки скважин 
используется фундаментальное решение уравнения теплопроводности в виде (2), 
для шахматной — решение в виде (3) с учетом соотношения (4). Рассчитанные 
зависимости температуры в добывающей скважине от времени для этих схем 
расстановки скважин показаны на рис. 4.

Анализ полученных зависимостей показывает, что с течением времени темпе-
ратура в добывающей скважине повышается и стремится к значению температуры 
закачиваемого пара, при этом рост температуры идет быстрее для классиче-
ской схемы расстановки скважин, поскольку в ней расстояние от добывающей 
скважины до ближайшей нагнетательной скважины значительно меньше, чем 
для шахматной схемы. Температура Th = 320 К, при которой нефть становится 
достаточно подвижной, достигается для классической схемы спустя примерно 
230 сут., для шахматной — спустя примерно 2 430 сут.

При увеличении расстояния от добывающей скважины до ближайшей 
нагнетательной скважины r1 = 10 м с неизменными остальными параметрами 
(рис. 5) время прогрева для классической схемы разработки увеличится почти 
до 1 000 сут., для шахматной — до 3 200 сут.

Таким образом, первичная стадия процесса парогравитационного дренажа 
значительно быстрее закончится для классической схемы расположения скважин, 
что, в свою очередь, позволит раньше начать добычу нефти и увеличить рента-
бельность процесса. Этот вывод справедлив для всех распространенных рассто-
яний (5-10 м) между нагнетательной и добывающей скважинами в  элементе 
разработки при классической схеме. Поэтому классическую схему расположения 
скважин для парогравитационного дренажа использовать предпочтительнее. 
В дальнейшем в статье будет рассматриваться именно эта схема.

Гильманов А. Я., Федоров К. М., Шевелёв А. П.
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Рис. 4. Зависимость температуры 
в добывающей скважине от времени 
для классической и шахматной схем 
расположения скважин

Fig. 4. The dependence 
of the temperature in the producer 
on time for the classical and chess well 
pattern schemes
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Рис. 5. Зависимость температуры 
в добывающей скважине от времени 
для классической и шахматной схем 
расположения скважин при r1 = 10 м

Fig. 5. The dependence 
of the temperature in the producer 
on time for the classical and chess well 
pattern schemes with r1 = 10 m

Следует также отметить, что с увеличением расстояния от добывающей 
скважины до ближайшей нагнетательной в классической схеме расположения 
скважин время прогрева увеличивается в несколько раз, то есть термически 
выгоднее располагать скважины как можно ближе.
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Существуют, однако, подходы, в которых распределение температуры меж-
ду нагнетательной и добывающей скважинами считается с помощью решения 
для двумерной плоской пластины или с помощью интегрально-показательной 
функции [7]. Первый подход приводит к тому, что максимум температуры на-
блюдается посередине между нагнетательной и добывающей скважинами, это 
не соответствует физике процесса и промысловым наблюдениям [4]. Второй 
подход приводит к возможному неограниченному росту температуры в добы-
вающей скважине. Между тем значение температуры в добывающей скважине, 
очевидно, не может превышать значение температуры в нагнетательной сква-
жине, с течением времени температура в добывающей скважине должна стре-
миться к Ts, но достичь его сможет только спустя бесконечно длинный проме-
жуток времени. Этому описанию, в отличие от существующих подходов, соот-
ветствует решение, приведенное в данной статье.

Необходимо отметить, что реальные пласты нередко отличаются неодно-
родными характеристиками. Температуропроводность меняется в достаточно 
широких пределах, что следует учесть при построении решения. Будет рассма-
триваться система из 3 пропластков, находящихся между нагнетательной и до-
бывающей скважиной при их классическом расположении. Мощности пропласт-
ков 2  м, 2  м и 1  м, коэффициенты температуропроводности 5  ·  10–7  м2/с, 
1  ·  10–7  м2/с, 1  ·  10–6  м2/с соответственно. Будет использоваться решение  (2) 
для каждого из пропластков в отдельности. При сшивании решения из условия 
равенства температур на границе пропластков будет получаться следующее 
распределение температуры по радиальной координате для неоднородного 
пласта, приведенное на рис.  6 для момента времени 350 сут. Для сравнения 
представлено также исходное распределение температур для однородного пласта 
при r1 = 5 м, полученное ранее.
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Рис. 6. Распределение температуры 
вдоль радиальной координаты

Fig. 6. Temperature distribution along 
the radial coordinate
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Следует оценить влияние неоднородного пласта на время прогрева при клас-
сической схеме расположения скважин. Зависимость температуры в добывающей 
скважине от времени для неоднородного пласта в сравнении с аналогичной зави-
симостью для однородного пласта, полученной при r1 = 5 м ранее, приведена 
на рис. 7. Анализ этих зависимостей показывает, что время прогрева для неодно-
родного пласта составляет около 350 сут., в то время как для однородного оно 
существенно меньше (230 сут.). Это связано с наличием в неоднородном пласте 
пропластка с небольшим значением коэффициента температуропроводности 
(1 · 10–7 м2/с).

Интерференция нагнетательных скважин
В случае применения парогравитационного дренажа на месторождениях тяжелой 
нефти особую важность имеет точный прогноз температуры в добывающей сква-
жине на первичной стадии процесса. Даже небольшое изменение температуры 
в пределах 2-3 °C может привести к уменьшению или увеличению длительности 
стадии прогрева на несколько суток, что, в свою очередь, влияет на скорость пе-
рехода к активной стадии и начало добычи нефти. Следует отметить, что на зна-
чение температуры в добывающей скважине может оказывать влияние не только 
ближайшая нагнетательная скважина, влияние которой, очевидно, будет наиболь-
шим, но и другие нагнетательные скважины, которые могут повысить темпера-
туру в добывающей скважине. Оценку этого влияния необходимо провести 
с помощью фундаментального решения уравнения теплопроводности.

Для ближайшей к добывающей скважине нагнетательной скважины решение 
уравнения теплопроводности имеет вид (2). Для следующей, более удаленной 
нагнетательной скважины (без учета ближайшей скважины) оно примет вид:
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Рис. 7. Зависимость температуры 
в добывающей скважине от времени 
в однородном и неоднородном пластах

Fig. 7. The dependence of the temperature 
in the producer on time for homogeneous 
and heterogeneous reservoirs
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	 ���� � ��� � ���erfc � ��
2√��� � ��. .	 (5)

Из геометрических соображений расстояние от добывающей до этой нагне-
тательной скважины будет вычисляться по формуле

	 . .	 (6)

До следующей нагнетательной скважины, еще более удаленной, расстояние 
от добывающей будет равно

	 2 . .	 (7)

Тогда для i-й нагнетательной скважины расстояние до добывающей будет 
вычисляться следующим образом:

	 1 . .	 (8)

При этом решение уравнения теплопроводности для оценки влияния отдель-
но i-й нагнетательной скважины на распределение температуры в добывающей 
скважине будет иметь вид

	 ���� � ��� � ���erfc � ��
2√��� � ��. .	 (9)

Отдельная оценка температуры в добывающей скважине при влиянии толь-
ко конкретной i-й нагнетательной скважины позволит оценить вклад этой 
нагнетательной скважины в итоговое распределение температуры. Если изме-
нение значения температуры в добывающей скважине за счет закачки пара через 
некоторую нагнетательную скважину на несколько порядков меньше, чем это 
изменение при рассмотрении ближайшей нагнетательной скважины, то эту 
более удаленную скважину можно не учитывать при построении картины те-
плового поля с приемлемой точностью.

Таким образом, необходимо оценивать разность текущей температуры Ti 
в добывающей скважине в некоторый момент времени и исходной температуры 
при учете влияния i-й нагнетательной скважины:

	 , ,	 (10)

где ΔTi — вышеописанная разность температур при учете влияния i-й нагнета-
тельной скважины.

Оценка вклада i-й скважины может быть проведена с помощью следующе-
го критерия Ai:

	 , ,	 (11)
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где ΔTh — разность значения температуры окончания прогрева при учете влия-
ния только ближайшей нагнетательной скважины и начальной пластовой тем-
пературы, равная

	 . .	 (12)

Критерий Ai рассматривается в момент окончания прогрева при учете вли-
яния только ближайшей нагнетательной скважины.

Результаты расчетов
Расчет вклада i-й нагнетательной скважины в распределение температуры в до-
бывающей скважине проведен с помощью оценки критерия Ai, для этого ис-
пользовались соотношения (10) и (12) и фундаментальные решения уравнения 
теплопроводности в виде (2), (5), (9) с учетом (6) и (8). Также проведен расчет 
расстояния от добывающей скважины до i-й нагнетательной скважины ri с по-
мощью уравнения (8). Результаты расчетов приведены в таблице 1.

Обсуждение
Анализ результатов показывает, что наибольший вклад в повышение температу-
ры в добывающей скважине вносит ближайшая нагнетательная скважина, распо-
ложенная на небольшом расстоянии 5 м. Две другие нагнетательные скважины, 
удаленные от добывающей скважины на 30,4 м каждая, вносят уже существенно 
меньший вклад, которым можно пренебречь. Следующие, еще более удаленные 
нагнетательные скважины, уже вообще не интерферируют с рассматриваемой 
добывающей скважиной в силу еще большего расстояния до них.

Действительно, даже при учете только ближайшей нагнетательной скважи-
ны в классической схеме разработки при использовании парогравитационного 
дренажа время прогрева в добывающей скважине составляет примерно 230 сут., 
что более полугода. Прогрев идет медленно, что связано с небольшими значе-
ниями коэффициента температуропроводности пласта, и тем более этот прогрев 
практически незаметен при существенном увеличении расстояния от добыва-
ющей скважины до рассматриваемой нагнетательной скважины. Между тем 
мощность пласта, как  правило, существенно превосходит расстояние между 
нагнетательной и добывающей скважинами для рассматриваемой пары скважин, 
поэтому расстояние от добывающей скважины до следующей нагнетательной 
существенно превосходит расстояние до ближайшей нагнетательной скважины. 
Небольшое расстояние между параллельными горизонтальными скважинами 
при использовании парогравитационного дренажа обусловлено не только срав-
нительно небольшим временем прогрева, но и тем, что пар на активной стадии 
процесса стремится вверх за счет меньшей плотности, и чем ближе к подошве 
пласта находится нагнетательная скважина, тем большее количество нефти 
может быть охвачено тепловым воздействием.

Расчеты, приведенные в таблице 1, показывают, что для оценки теплового 
поля в добывающей скважине можно с высокой точностью учитывать только 
ближайшую нагнетательную скважину.
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Выводы
1.	С помощью фундаментального решения уравнения теплопроводности по-

лучена зависимость температуры в добывающей скважине от времени 
для классической и шахматной схем расстановки скважин. Классическая 
схема расположения скважин обеспечивает более быстрый прогрев меж-
скважинной зоны, следовательно, для меньшей длительности первичной 
стадии процесса парогравитационного дренажа, при которой не происходит 
добычи нефти, предпочтительнее использовать именно классическую схему.

2.	Установлено, что с увеличением расстояния между добывающей скважиной 
и ближайшей нагнетательной скважиной с 5 до 10 м длительность первичной 
стадии процесса увеличивается более чем в 4 раза. Для максимальной те-
пловой эффективности процесса параллельные горизонтальные скважины 
необходимо располагать как можно ближе.

3.	Показано, что на распределение температуры в добывающей скважине 
оказывает наибольшее влияние ближайшая нагнетательная скважина, осталь-
ные, более удаленные нагнетательные скважины практически не интерфе-
рируют с рассматриваемой добывающей скважиной. Оценка теплового поля 
с приемлемой точностью может быть проведена при учете только ближайшей 
нагнетательной скважины.
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at the primary stage of the process. The duration of this stage affects the transition to oil 
production and the profitability of the process, which emphasizes the importance of analyz-
ing thermal fields at this stage to assess its duration. The existing research does not allow 
estimating the temperature in the producer, using the correct formulation of the problem. 
This paper presents the temperature distribution in a producer for SAGD for classical and chess 
well patterns for the first time. The aim of the work is to choose a development system for 
the minimum duration of primary stage of SAGD. For this purpose, the fundamental solution 
of the non-stationary heat equation for a continuous stationary point source in an unbounded 
medium is used. The estimation of temperature, at which oil becomes mobile, allows deter-
mining the primary stage duration. The authors compare the classical and chess well patterns. 
In addition, they have obtained the temperature distribution in producer. The results show 
that classical well pattern provides faster heating of inter-well zone. It is determined that 
the closest injection well has the greatest influence on the temperature in the producing well.

Keywords
Steam-assisted gravity drainage, SAGD, thermal physics, thermodynamics, mechanics 
of multiphase systems, heat equation, fundamental solution, thermal field.
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