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Аннотация

Долгосрочными причинами неоднородности притока пластовой жидкости к контуру
поперечного сечения вертикальной скважины могут быть: а) несимметричность относи-
тельно оси скважины внешнего поля пластового давления, вызванная интерференцией
окружающих скважин; б) неоднородность поля абсолютной проницаемости пласта вбли-
зи скважины. В работе построены решения двух модельных задач, позволяющие количе-
ственно оценить влияние обоих факторов на степень неоднородности притока к скважине
и указать условия, при которых учет данного эффекта становится значимым. Получен-
ные оценки предназначены в первую очередь для вычислительных схем методов линий
тока и трубок тока, требующих высокой степени детализации решения вблизи скважин.
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Введение

В реальности соотношения размеров нефтяных месторождений или водоносных
горизонтов, межскважинных расстояний и радиуса скважин таковы, что при чис-
ленном моделировании фильтрации пространственный шаг расчетных сеток значи-
тельно превосходит размер поперечного сечения скважин, которые моделируются
сосредоточенным источником, расположенным либо в узле конечно-элементной
или конечно-разностной сетки, либо внутри блока конечно-объемной сетки [1–4].
Сеточные функции, входящие в расчетную схему моделей фильтрации для всей об-
ласти коллектора, не позволяют достоверно описать различие скоростей притока
к скважине с различных сторон, поэтому задача сводится к корректному учету
общего притока к контуру скважины, который полагается однородным [5]. Ана-
лиз достоверности такого предположения имеет существенное значение при оценке
точности определения параметров трубок тока в окрестности скважин при модели-
ровании фильтрации методами линий и трубок тока [6–8]. Относительная ширина
каждой трубки тока вблизи скважины, определяющая итоговый расход через нее,
зависит от скорости на соответствующем данной трубке тока секторе скважины.
При реализации модели фильтрации с фиксированной трубкой тока [9–11], когда
исходная задача раскладывается на серию задач пониженной размерности вдоль
трубок тока, корректное распределение доли притока по трубкам тока позволяет
повысить точность расчетной схемы и упростить алгоритм построения эффектив-
ной трубки тока. Указанные методы активно развиваются в настоящее время и
обладают повышенной производительностью по сравнению с традиционными под-
ходами при решении определенного класса локальных задач [10, 12, 13]. Уточнение
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истинной неоднородности профиля притока к скважине может быть использовано,
кроме того, для снижения погрешности методов опробования скважин, в кото-
рых, как правило, пренебрегают данным эффектом даже вблизи непроницаемых
границ [14]. Таким образом, возникает необходимость определения условий, ко-
гда предположение об однородности притока пластовой жидкости к контуру по-
перечного сечения скважины является допустимым. Причинами неоднородности
притока пластовой жидкости к контуру сечения вертикальной скважины могут
быть: а) несимметричность относительно оси скважины внешнего поля пластового
давления, вызванная интерференцией окружающих скважин; б) неоднородность
поля гидропроводности вблизи скважины, являющаяся, в свою очередь, следст-
вием либо неоднородности поля абсолютной проницаемости пласта, либо функции
подвижности многофазной смеси пластовых флюидов (например, водонефтяной
смеси при заводнении нефтяного пласта). Последний фактор носит временный ха-
рактер, определяемый продвижением фронтов насыщенности. В работе [15] было
показано, что учет неоднородности притока двухфазного флюида к скважине мо-
жет значительно снизить погрешность вычисления как доли фаз в отбираемой
жидкости, так и динамики суммарного дебита скважин. Однако приток двухфаз-
ной смеси в каждый момент времени вдоль всего контура скважины предполагался
однородным. Для численного решения задач фильтрации на относительно протя-
женном интервале времени первоочередной интерес представляют неизменные или
долгосрочные факторы, связанные с расстановкой скважин и распределением аб-
солютной проницаемости в коллекторе. В настоящей работе выполнены многова-
риантные расчеты в двух модельных постановках задачи двумерной однофазной
фильтрации, позволившие количественно оценить влияние обоих указанных фак-
торов на степень неоднородности притока к контуру скважины и указать условия,
при которых учет данного эффекта при математическом моделировании может
оказаться значимым. В качестве отдельного фактора исследована зависимость сте-
пени неоднородности притока к контуру скважины от ее радиуса, который может
значительно отличаться в задачах гидрологии подземных вод и гидромеханики
нефтяного пласта.

1. Математическая постановка задач

1.1. Уравнения модели. В пренебрежении сжимаемостью пласта и насы-
щающей его жидкости однофазная фильтрация в области D однородного по вер-
тикали горизонтального пласта постоянной толщины с непроницаемыми кровлей
и подошвой, вскрытого вертикальной скважиной γ , описывается двумерным ста-
ционарным уравнением неразрывности

(x, y) ∈ D : ∇ · u = 0, (1)

где u – скорость фильтрации, подчиняющаяся закону Дарси [16]

u = −k

µ
∇p. (2)

Здесь k (x, y) – абсолютная проницаемость пласта; µ – динамическая вязкость
флюида; p – давление в жидкости, для которого при подстановке (2) в (1) получим
уравнение

(x, y) ∈ D : ∇
(
−k

µ
∇p

)
= 0. (3)
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В качестве расчетной области D примем круг радиуса R вокруг скважины γ
радиуса rw . На внешней границе Γ и на скважине γ задаются значения давления:

(x, y) ∈ Γ : p = p0f (x, y) , (4)

(x, y) ∈ γ : p = pw. (5)

Для сокращения числа параметров и удобства дальнейших оценок перейдем
к безразмерным переменным:

x̄ =
x

R
, ȳ =

y

R
, p̄ =

p− pw

∆p
, ū =

u

u0
, q̄ =

q

q0
, k̄ =

k

k0
.

Масштаб перепада давления ∆p = p0 − pw определим как разницу среднего
пластового давления p0 и давления pw на скважине. Величину q0 выразим че-
рез введенные характерные величины и постоянную величину µ на основе фор-

мулы Дюпюи: q0 =
2πk0

µ

∆p

ln (R/rw)
, где k0 – характерное значение абсолютной

проницаемости пласта, rw – радиус скважин. Поскольку R/rw ∼ (
103 ÷ 102

)
и

2 π/ln (R/rw ) ≈ 1 , будем использовать более простое выражение для масштаба
удельного дебита q0 =

(
k0

/
µ
)
∆p и скорости фильтрации u0 =

(
k0

/
µ
)
(∆p/R) .

Опуская для простоты верхнюю черту над безразмерными переменными, пере-
пишем уравнения (2)–(5) в безразмерных переменных

u = −k∇p,

(x, y) ∈ D : ∇ (−k∇p) = 0, (6)

(x, y) ∈ Γ : p = f (x, y) , (7)

(x, y) ∈ γ : p = 0. (8)

1.2. Неоднородность внешнего поля давления. Для оценки влияния на
профиль притока жидкости к контуру скважины окружающих ее скважин стро-
илось решение задачи (6)–(8) в случае однородного пласта, когда k (x, y) = 1 .
Неоднородность энергетического состояния коллектора, вызванная интерферен-
цией скважин, моделировалась с помощью кусочно-постоянной функции f в гра-
ничном условии (7) (рис. 1, а):

(x, y) ∈ Γ : f(x, y) =





1, ϕ ∈
(α

2
, 2π − α

2

)
,

Π, ϕ ∈
[
−α

2
,

α

2

]
;

ϕ (x, y) = arctg
(y

x

)
.

Параметр α определяет угол дуги окружности Γ , на которой задается отличное
от единицы значение давления Π . В силу симметрии задачи значения параметра α
задавались на интервале [0, π] .

Характерные значения параметра Π были оценены из аналитического решения
вспомогательной двумерной задачи об интерференции скважин в виде сосредото-
ченных источников интенсивности qi в точках (xi, yi) в бесконечном однородном
пласте:

p(x, y) = −
∑ qi

2π
ln ri, ri =

√
(xi − x)2 − (yi − y)2.

Исследовалось распределение давления вдоль кругового контура радиуса
R ∼ 0.1H вокруг скважины, где H – шаг скважин в двух галереях добывающих
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Рис. 1. Схемы расчетной области D в случае: а) неоднородного давления на границе;
б) неоднородного поля проницаемости
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Рис. 2. Вспомогательная задача об интерференции скважин: а) схема расчетной области;
б) относительное отклонение давления вдоль контура R вокруг скважины: 1) q = 1 ,
2) q = 5 , 3) q = 10 , 4) q = 30

и нагнетательных скважин, расположенных на равных расстояниях H относи-
тельно рассматриваемой скважины единичного дебита (рис. 2, а). Параметром
задачи являлся модуль q величин относительного дебита скважин, расположен-
ных в галереях. Решение показало, что в широком интервале значений q наблюда-
ется не более чем двукратное относительное локальное отклонение давления вдоль
контура R (рис. 2, б).

1.3. Неоднородность поля проницаемости. Для оценки влияния на про-
филь притока жидкости к контуру скважины неоднородности поля проницаемо-
сти строилось решение задачи (6)–(8) в случае однородного граничного условия на
внешней границе, когда f = 1 . Неоднородность поля проницаемости моделирова-
лась с помощью функции k (x, y) (рис. 1, б):

k (x, y) =

{
1, x < 1− L,

K, x ≥ 1− L,

где параметр 0 ≤ L ≤ 0.9 определяет протяженность подобласти с отличной от
единицы проницаемостью K > 0 .

Достоверность допущения о постоянстве давления на границе Γ прискважин-
ной области радиуса R в неоднородном пласте была оценена на основе численного
решения вспомогательной внешней задачи о распределении давления вокруг точеч-
ного источника в зонально-неоднородном пласте аналогичной структуры (рис. 1, б)
в области радиуса 10R , на границе которой задано постоянное давление. Решение
такой задачи с предельными значениями отношения абсолютной проницаемости
в двух зонах пласта K = 0.01÷100 показало, что относительная разница значений
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Рис. 3. Вспомогательная задача о зонарно-неоднородном пласте: профили давления вдоль
ортогональной к границе раздела зон линии, проходящей через точечный источник; пунк-
тирной линией указано положение границы раздела зон различной проницаемости

Рис. 4. Расчетная сетка конечных элементов в окрестности скважины

давления в разных точках контура радиуса R вокруг источника не превышает 15%
от общего перепада давления (рис. 3).

2. Методы решения

Поставленные задачи решались численно методом конечных элементов (МКЭ).
Для детального разрешения структуры фильтрационного потока в окрестности
скважины γ , являющейся внутренней границей области D , выполнялось измель-
чение расчетной сетки. Анализ сходимости численного решения по величине сум-
марного дебита показал, что достаточным является такое сеточное покрытие обла-
сти D , когда контур скважины γ разбивается на 72 прямолинейных грани конеч-
ных элементов. При этом разрежение сетки при удалении от контура γ происходит
по логарифмическому закону (рис. 4).

Система линейных алгебраических уравнений относительно значений давления
в узлах расчетной сетки решалась алгебраическим многосеточным методом [17].
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Рис. 5. Профили относительного отклонения ∆Ui притока к скважине при неоднородном
поле давления при α = π/2 : а) Π = 1 ; б) Π = 0 ; в) Π = 2 ; г) Π = 3

Неоднородность притока флюида к контуру γ скважины анализировалась с по-
мощью величин локального, максимального и среднего относительных отклонений

∆Ui =
Ui − U0

U0
, R1 = max

i=1,...,N
|∆Ui| , R2 =

√√√√ 1
N

N∑

i=1

(∆Ui)
2
,

где Ui = ni ·(−k∇p)ei
– проекция на нормаль к грани γi вектора скорости фильтра-

ции, вычисленного в КЭ ei , содержащем грань γi , U0 =
1
|γ|

N∑

i=1

|γi|Ui – средняя

вдоль контура скважины величина скорости притока пластового флюида; N –

число прямолинейных граней γi , на которые разбит контур скважины γ =
N⋃

i=1

γi .

3. Результаты

Рассмотрим сначала влияние неоднородности внешнего поля давления и по-
ля проницаемости на профиль притока жидкости к контуру скважины γ радиуса
rw = 0.01 . При характерном линейном масштабе R , соответствующем десятой
части шага сетки скважин H ∼ 102 м, такое значение безразмерного радиуса сква-
жины соответствует радиусу порядка 0.1 м, типичного для скважин, вскрывающих
нефтяные пласты.

3.1. Неоднородность внешнего поля давления. На рис. 5 показаны при-
меры профиля относительного локального отклонения ∆Ui притока жидкости от
средней величины вдоль контура скважины при фиксированном значении угла
α = π/2 дуги внешней окружности, на которой заданы различные значения дав-
ления Π . На рис. 6 приведены соответствующие им распределения линий тока
и изобар. Видно, что даже в предельных случаях, когда основная часть притока
формируется линиями тока, проходящих через относительно малый участок кон-
тура питания, максимальное относительное отклонение скорости притока к кон-
туру скважины от средней величины не превосходит 5–6%. Это объясняется тем,
что вблизи скважины малого радиуса структура фильтрационного течения вырав-
нивается, стремясь к радиально-симметричной.

Сводные номограммы зависимостей величин относительных отклонений R1, R2

от параметров неоднородности внешнего поля давления показаны на рис. 7. Можно
сделать вывод, что в однородном пласте неоднородность притока жидкости к кон-
туру скважины малого радиуса за счет лишь неоднородности внешнего поля давле-
ния может достигать уровня 10% только в случае 5–10-кратного различия значений
давления на границе прискважинной области. Такие условия являются практиче-
ски нереализуемыми при типичных вариантах расстановки скважин.
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а) б) в) г)

Рис. 6. Структура линий тока (линии двойной толщины) и изобар (тонкие линии) при
неоднородном поле давления при α = π/2 : а) Π = 1 ; б) Π = 0 ; в) Π = 2 ; г) Π = 3
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Рис. 7. Максимальное (а) и среднеквадратическое (б) отклонения локальной скорости
притока к контуру скважины от средней величины в неоднородном поле давления
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Рис. 8. Рост неоднородности профиля притока с увеличением радиуса скважины: а) мак-
симальное отклонение локального притока при Π = 2 ; б) предельные значения макси-
мального отклонения локального притока; в) профиль притока при α = π/2, Π = 5 для
rw = 0.01 (вверху) и rw = 0.1 (внизу)

С увеличением радиуса скважины, что может оказаться характерным для
водозаборных скважин (до 0.5 м) и колодцев (более 0.5 м) в задачах фильтра-
ции подземных вод [18], неоднородность профиля притока значительно возрастает
(рис. 8, а). На рис. 8, б показан близкий к линейному рост с увеличением радиуса
скважины предельной величины

Rmax
1 = max

0<α<π
R1 (α) .

При радиусе скважины rw = 0.1 , что при выбранной нормировке соответствует
1 м, максимальная неоднородность профиля притока при Π = 2 уже превышает
20%, а при Π = 5 достигает 50%.

3.2. Неоднородность поля проницаемости. На рис. 9 показаны профили
относительного локального отклонения ∆Ui притока жидкости от средней вели-
чины вдоль контура скважины для некоторых комбинаций параметров K, L .
На рис. 10 приведены соответствующие им распределения линий тока и изобар.
Степень неоднородности притока жидкости к контуру скважины может достигать
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Рис. 9. Профили относительного отклонения ∆Ui притока к скважине при неоднородном
поле проницаемости: а) K = 0.01, L = 0.9 ; б) K = 100, L = 0.9 ; в) K = 0.01, L = 0.5 ;
г) K = 100, L = 0.5

а) б) в) г)

Рис. 10. Структура линий тока (линии двойной толщины) и изобар (тонкие линии) при
неоднородном поле проницаемости: а) K = 0.01, L = 0.9 ; б) K = 100, L = 0.9 ; в) K =
= 0.01, L = 0.5 ; г) K = 100, L = 0.5
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Рис. 11. Максимальное (а) и среднеквадратическое (б) отклонения локальной скорости
притока к контуру скважины от средней величины в зонально-неоднородном пласте

уровня 10%, если скважина расположена на расстоянии 0.1 от зоны пласта, прони-
цаемость которой отличается на два порядка. Напомним, что при выбранном ха-
рактерном значении R ∼ 10 м безразмерное расстояние 0.1 соответствует расстоя-
нию в 1 м. Если расстояние от скважины до границы зон различной проницаемости
увеличивается в 5 раз, то неоднородность притока снижается до уровня 1–2%.

Сводные номограммы зависимостей величин относительных отклонений R1, R2

от параметров неоднородности поля проницаемости показаны на рис. 11. Важно
отметить, что даже при меньших – двух-, десяти-кратных – отношениях проница-
емостей близкое к скважине расположение границы зон неоднородности пласта на
расстояниях порядка 0.1–0.25 может привести к неоднородности профиля притока
порядка 5–10%.

Как и в случае интерференции внешних скважин, в случае зонально неоднород-
ного пласта уровень предельного отклонения локальных скоростей притока к кон-
туру скважины от среднего значения

Rmax
1 = max

0<L<0.9
R1 (L)
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Рис. 12. Рост неоднородности профиля притока с увеличением радиуса скважины: а) мак-
симальное отклонение локального притока при K = 0.01 ; б) предельные значения мак-
симального отклонения локального притока; в) профиль притока при K = 100, L = 0.5
для rw = 0.01 (вверху) и rw = 0.1 (внизу)

практически линейно возрастает с увеличением радиуса скважины, достигая зна-
чений порядка 40–45% при радиусе скважины rw = 0.1 (рис. 12).

Заключение

Выполнены оценки неоднородности притока жидкости вдоль контура попереч-
ного сечения вертикальной совершенной скважины в горизонтальном пласте. По-
казано, что неоднородность притока к контуру скважины с радиусом, характер-
ным для разработки нефтяного пласта, не превышает 5% при допустимой степени
неоднородности поля давления, вызванной интерференцией окружающих сква-
жин, и не превышает 10% в случае зонально-неоднородного поля проницаемости
в окрестности скважины. В процессах фильтрации подземных вод, когда радиус
скважин может на порядок превышать радиус скважин, вскрывающих нефтяные
пласты, неоднородность профиля притока жидкости к контуру скважины может
достигать 20% за счет интерференции с окружающими скважинами и 45%, если
скважина расположена вблизи границы зон различной проницаемости водоносного
горизонта. Полученные результаты позволяют заранее оценить погрешность чис-
ленного определения относительной ширины и скорости фильтрации на границах
трубок и линий тока, примыкающих к скважинам, когда их поперечное сечение
в расчетной схеме внешней задачи повышенной размерности стягивается в точку.
Превышение допустимого уровня ошибки будет означать, что для применения вы-
числительных схем методов линий тока или трубок тока при решении данного
класса задач необходимо разрабатывать дополнительные алгоритмы учета неод-
нородности притока в зависимости от распределения проницаемости в пласте и от
режимов работы ближайших скважин.
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Abstract

The reasons for the heterogeneity of the reservoir fluid inflow to the cross-sectional contour
of a vertical well can be: a) asymmetry of the external pressure field relative to the well axis as
a result of the interference of the surrounding wells; b) heterogeneity of the permeability field
near the well, which is a consequence of either the heterogeneity of the absolute permeability
field of the reservoir or the mobility function of the multiphase mixture of formation fluids.
To simulate filtration in a reservoir over a relatively long time interval, the main interest is
constant or long-term factors associated with well spacing and the distribution of absolute
permeability. In the work, solutions of two model problems were constructed, which allow
a quantitative evaluation of the influence of both factors on the degree of inhomogeneity of
the inflow to the well and indicate the conditions under which this effect becomes significant.
The obtained estimates are intended primarily for computational schemes of streamline and
streamtube methods, which require a high degree of solution detailing near wells.

Keywords: oil reservoir, aquifer, vertical well, single-phase flow, well bore cross-section,
influx profile, permeability field heterogeneity, wells interference, numerical simulation, fine
computational grid, streamline, streamtube

Figure Captions

Fig. 1. Schemes of computational domain D in the cases of a) pressure heterogeneity on
the border; b) heterogeneity of the permeability field.

Fig. 2. Subtask on well interference: a) computational domain scheme; b) relative pressure
asymmetry along contour R around the well: 1) q = 1, 2) q = 5, 3) q = 10, 4) q = 30.

Fig. 3. Subtask on the zonally heterogeneous reservoir: pressure profiles along the line
orthogonal to the boundary between the zones and running through the point source; dotted
line shows the position of the boundary between the zones of different permeability.

Fig. 4. Computational grid of finite elements near the well.

Fig. 5. Profiles of the relative divergence ∆Ui of inflow to the well in case of the hetero-
geneous pressure field of α = π/2:a) Π = 1; b) Π = 0; c) Π = 2; d) Π = 3.

Fig. 6. Structure of streamlines (double-thickness lines) and isobars (thin lines) in case of
the heterogeneous pressure field of α = π/2: a) Π = 1; b) Π = 0; c) Π = 2; d) Π = 3.

Fig. 7. Maximum (a) and mean-square (b) divergence of the local velocity of the inflow to
the well contour from the mean value in the heterogeneous pressure field.
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Fig. 8. Increase in the inflow profile heterogeneity as the well radius grows: a) maximum
divergence of the local inflow at Π = 2; b) threshold values of the maximum divergence of
the local inflow; c) inflow profile at α = π/2, Π = 5 for rw = 0.01 (upwards) and rw = 0.1
(downwards).

Fig. 9. Profiles of the relative divergence ∆Ui of inflow to the well in case of the heteroge-
neous permeability field: a) K = 0.01, L = 0.9; b) K = 100, L = 0.9; c) K = 0.01, L = 0.5;
d) K = 100, L = 0.5.

Fig. 10. Structure of streamlines (double-thickness lines) and isobars (thin lines) in case
of the heterogeneous permeability field: a) K = 0.01, L = 0.9; b) K = 100, L = 0.9; c)
K = 0.01, L = 0.5; d) K = 100, L = 0.5.

Fig. 11. Maximum (a) and mean-square (b) divergence of the local velocity of the inflow
to the well contour from the mean value in the zonally heterogeneous reservoir.

Fig. 12. Increase in the inflow profile heterogeneity as the well radius grows: a) maximum
divergence of the local inflow at K = 0.01; b) threshold values of the maximum divergence of
the local inflow; c) inflow profile at K = 100, L = 0.5 for rw = 0.01 (upwards) and rw = 0.1
(downwards).
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