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В статье оценивается программный комплекс тНавигатор, как инструмент для моделирования пароциклического воздействия  
на призабойную зону пласта при разработке месторождений высоковязкой нефти. Целью исследования является проведение с его 
помощью численного анализа параметров технологии пароциклического воздействия. Работа симулятора основана на подходах 
механики многофазных сред, которые хорошо себя зарекомендовали применительно к задачам подземной гидромеханики. Решение 
системы уравнений механики многофазных сред осуществляется IMPES-методом. Развивается идея Лакса о том, что для эволюционных 
уравнений изменение малого параметра может приводить к различным решениям. Для оценки применимости симулятора к решению 
локальных задач построено 17 вариантов гидродинамической модели с различными технологическими параметрами. В рамках каждого 
варианта проведено по 3 вычислительных эксперимента, направленных на выявление физической непротиворечивости результатов 
расчётов с использованием симулятора, а также степени влияния изменения длительности этапов закачки пароводяной смеси в пласт и 
паротепловой пропитки на динамику накопленной добычи нефти. Результаты расчётов свидетельствуют о пригодности 
гидродинамических симуляторов для решения локальных задач. Установлена оптимальная продолжительность продуктивного этапа 
для достижения максимальной накопленной добычи нефти. На примере месторождения Sho-Vel-Tum показано удовлетворительное 
соответствие рассчитанной динамики обводнённости добываемой в результате применения пароциклического воздействия продукции 
с промысловыми данными. Установлено, что программный комплекс тНавигатор достоверно воспроизводит физические процессы  
при закачке теплоносителя в пласт, а также при добыче разогретой нефти, однако при рассмотрении паротепловой пропитки физические 
процессы воспроизводятся некорректно, поскольку фазовые переходы описываются упрощённой моделью. 

Ключевые слова: численные методы, IMPES-метод, механика многофазных систем, гидродинамический симулятор, задача с малым 
параметром, пароциклическое воздействие, теплофизика 
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This paper evaluates the capability of the tNavigator software package as a tool for modeling cyclic steam stimulation in the bottomhole 
formation zone during the development of high-viscosity oil fields. The purpose of the study is to conduct numerical analysis of the parameters 
involved in the cyclic steam stimulation technology using this package. The simulator is based on the approaches of mechanics of multiphase 
systems, which proved to be successful in solving the problems of subsurface hydromechanics. The system of equations of mechanics of 
multiphase systems is solved by the IMPES method. Lax's idea that, for evolutionary equations, a change in a small parameter can lead to different 
solutions is developed further. To assess the possibility of applying the simulator to solving local problems, 17 variants of the hydrodynamic 
model with different technological parameters were constructed. In the framework of each simulation, 3 numerical experiments were conducted 
with intent to identify the physical consistency of the calculated results using the hydrodynamic simulator, as well as to evaluate the degree of 
influence of changes in the time of steam-water mixture injection into the reservoir and the soak time on the dynamics of cumulative oil 
production. The results of calculations indicate the suitability of hydrodynamic simulators for solving local problems. Optimal oil production 
time period was established to achieve maximum cumulative oil recovery. Simulations show a good coincidence between the calculated dynamics 
of water cut in extracted products obtained with the application of cyclic steam stimulation at the Sho-Vel-Tum field and the field data. It is 
established that the tNavigator software package reliably reproduces the physical processes which occur during the hot carrier injection into the 
reservoir, as well as during the hot oil production; however, for the steam soak phase, these processes are reproduced incorrectly because phase 
transitions are described by a simplified model. 

Key words: numerical methods, IMPES method, mechanics of multiphase systems, hydrodynamic simulator, small parameter problem, cyclic 
steam stimulation, thermophysics 
 
 
1. Введение 
 

Стратегической задачей для Российской Федерации является поддержание темпов добычи нефти  
на определённом уровне. Доля нетрадиционных и трудно извлекаемых запасов нефти (в том числе высоковязких 
нефтей, из газогидратных и газоконденсатных месторождений) [1] неуклонно растет. Применение тепловых 
методов позволяет вовлечь в разработку большие объёмы высоковязкой нефти. К этим методам относятся 
паротепловое воздействие [2], парогравитационный дренаж [3, 4], пароциклическое воздействие [5, 6], 
внутрипластовое горение [5], нагрев пласта электромагнитным излучением [7], при этом пароциклическое 
воздействие обладает наибольшим коэффициентом использования закачанного в пласт тепла. 

Пароциклическое воздействие нашло широкое распространение как в России [8, 9], так и в мире [10] за счёт 
быстрого отклика добывающей скважины на закачку наибольшего количества теплоты в пласт  
с теплоносителем, отсутствия дополнительных буровых работ. Пароциклическое воздействие имеет большой 
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промысловый потенциал. В последнее время активно развивается технология пароциклической обработки 
(ПЦО) горизонтальных стволов добывающих скважин [11]. Однако без физико-математического 
моделирования оценить эффективность указанной технологии не представляется возможным. 

Существует апробированный подход к изучению пароциклического воздействия с помощью интегральных 
моделей [12]. В основе подхода лежит идея Маркса–Лангенхейма [13] о равномерном распределении 
температуры в прогретой зоне. Однако интегральные модели хороши для оценочных расчётов, но для более 
точного описания и понимания процессов, происходящих внутри пласта с учётом конвективного теплообмена 
[14] необходимо применять программное средство, позволяющее проводить вычисления в рамках 
фильтрационной гидродинамики — гидродинамический симулятор. Симулятор базируется на классической 
системе уравнений механики многофазных сред, включающей законы сохранения массы фаз, импульса и 
энергии [15, 16]. В коммерческих гидродинамических симуляторах эта система решается с помощью IMPES-
метода (IMplicit Pressure Explicit Saturation) с аппроксимацией производных по давлению в неявном виде и 
производных по насыщенности в явном виде [17–19]. Решение систем уравнений, содержащих более  
100 переменных, осуществляется с помощью итерационного метода Ньютона.  

Гидродинамические симуляторы хорошо зарекомендовали себя при решении крупномасштабных задач 
вытеснения нефти водой из неоднородного нефтенесущего пласта через большое число скважин. Однако 
нерешённым остаётся вопрос возможности моделирования с использованием симуляторов локальных задач,  
в том числе при пароциклическом воздействии. Поэтому целью работы является анализ решений локальных 
задач, возникающих при разработке месторождений высковязкой нефти с применением технологии 
пароциклического воздействия, полученных с помощью гидродинамических симуляторов. В работе впервые 
проводится оптимизация параметров пароциклического воздействия с учетом движения теплового фронта. 
 
2. Методика определения оптимальных параметров пароциклического воздействия 
 
2.1. Основные принципы работы симулятора 

 
Применительно к задачам подземной гидромеханики хорошо зарекомендовали себя подходы механики 

многофазных сред [20]. Введение усреднённых параметров позволяет прибегать к ним и при рассмотрении 
задач фильтрации. В основу работы гидродинамического симулятора тНавигатор положена система 
уравнений механики многофазных сред [17]. Для расчётов перетоков между блоками численной сетки 
используются законы сохранения массы и импульса, приводящие к уравнению следующего вида: 

 ( ) ( ),
, ,

div ,  1,  , rP
c c P P P P c c

P O W G P

kN x k p D q c n
t =

 ∂
ϕ = ξ ∇ − γ ∇ + = … ∂ µ 

∑ . (1) 

Здесь: ϕ  — пористость; ( ), , ,c cN N t x y z=  — молярная плотность компонента c ; Pp  — давление фазы P ; 

( ), ,c Px p T  — молярная концентрация компонента c  в фазе P  при давлении p  и температуре T ;  

( ),P p Tξ  — молярная плотность фазы P ; ( ), , , , ,W O Gk k p p p x y z=  — абсолютная проницаемость; rPk  — 
относительная фазовая проницаемость; Pµ  — вязкость фазы P ; P P gγ = ρ  — удельный вес; Pρ  — плотность 
фазы P ; D  — глубина залегания блока; ( ), , , , ,c cq q p N t x y z=  — источник компонента c . 

Также в систему уравнений входят замыкающие соотношения насыщенности и давления фаз: 

 1W OS S+ = , (2) 
 O W OWp p P− = , (3) 

где OWP  — капиллярное давление на границе воды (индекс W ) и нефти ( O ). В качестве начального условия 
задаётся распределение насыщенностей и давления; на границах выполняются условия непротекания [17]. 

Дискретизация уравнений происходит следующим образом. Для аппроксимации по пространственным 
переменным используется метод конечных объёмов, для аппроксимации по времени — полностью неявная 
схема. Временной шаг при расчёте выбирается так, чтобы обеспечивалась сходимость численного решения. 
Решение задачи сводится к решению системы линейных уравнений вида: 

 ( ) ( )1, , , 0cF F p N N= … =ξ , (4) 

где F  — некоторая функция, ξ  — её аргумент. Система уравнений решается итерационным методом 
Ньютона [21]: 

 ( )( ) ( )11m m m mF x F
−

+ξ = ξ − ∂ ξ ∂ ξ , (5) 

где m  — номер итерации. 
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2.2. Теплофизические соотношения, используемые в гидродинамическом симуляторе 
 
Рассматриваемые процессы являются неизотермическими. Параметры состояния системы (вязкость, 

плотность, давление) зависят от температуры, поэтому систему необходимо дополнить законом сохранения 
энергии. В программном комплексе тНавигатор значения различных теплофизических величин, 
необходимых для моделирования пароциклического воздействия, рассчитываются согласно соотношениям 
[22–24]: 
– для закона сохранения энергии 

  well
b e e eU F C Q

t
∂

= + +
∂

, (6) 

где bU  — внутренняя энергия блока расчётной сетки, eF  — конвективный поток энтальпии, eC  — поток 
энергии за счёт проводимости,  well

eQ  — поток энергии из скважины; 
– для энтальпии испарения компонента c  из жидкой фазы в газовую  

 ( ), , , ,V c c G c W c OH H H H= − + , (7) 

где ,c PH  — энтальпия компонента 1, ..., cc n=  в фазе , , ,P W O G S= , W  — вода, O  — нефть, G  — газ,  
S  — водяной пар, cn  — количество компонентов; 
– для молярной энтальпии фазы (Дж/моль) 

 ( ) ( ), ,
1

,  ,
cn

P c P c P c
c

H p T x p T H MW
=

=∑ , (8) 

где cMW  — молярный вес компонента c ; 
– для удельной (в единице объёма) внутренней энергии фазы (Дж/м3)  

 ( ) ( ) ( ),  ,  P P P PpU p T p T H T p= ξ − , (9) 

где Ppp  — парциальное давление фазы P ; 
– для удельной энтальпии компонента в нефтяной фазе (Дж/кг)  

 ( ) ( ) ( )2

, 1, 2,
1 
2c O c ref c refH T CP T T CP T T= − + − , (10) 

где 1,cCP  и 2,cCP  — коэффициенты, которые задаются при построении модели, Дж/кг/К  
(в гидродинамической модели заданы 3000 Дж/кг/К и 0 Дж/кг/К соответственно), refT  — опорная 
температура (задана 343 К); 
– для удельной энтальпии воды в газовой фазе (Дж/кг)  

 ( ) ( )( ) ( ) ( )( )2  1 1 1G c c r r r rH T h RT T A BT C T D Tα αβ= + − − + − + − , (11) 

где r cT T T= , 0, 2866α = , 3,140β = , 647,126cT = К, 461,522R = Дж/кг/К, 32086 10ch = ⋅ Дж/кг, 
7,818955A = − , 3,977657B = , 2,665298C = , 4,754665D =  — параметры с фиксированными значениями; 

– для энтальпии породы, приходящейяся на единичный объём (Дж/м3), 

 ( ) ( ) ( )2

1 2
1 
2R ref refH T CP T T CP T T= − + − , (12) 

где 1CP  — удельная теплоёмкость горной породы (задана 6,25∙106 Дж/м3/К), 2CP  — коэффициент 
зависимости удельной теплоёмкости породы от температуры (задан 2∙103 Дж/м3/К2). 

Энтальпия воды и энтальпия испарения воды берутся из встроенных в программный комплекс 
тНавигатор таблиц, представленных в справочнике [22]. 

При работе гидродинамического симулятора в каждом блоке расчётной сетки неизвестными являются 
давления и насыщенности фаз, а также температура. 

Таким образом гидродинамическому симулятору соответствует полная система уравнений механики 
многофазных сред. Для верификации корректности результатов, рассчитываемых гидродинамическим 
симулятором тНавигатор, при описании локальных задач, таких как пароциклическая обработка призабойной 
зоны добывающих скважин, используется хорошо зарекомендовавшая себя интегральная модель [25]. 
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2.3. Определение оптимальных параметров пароциклического воздействия 
 
Оптимальные технологические параметры пароциклического воздействия в программном комплексе 

тНавигатор определялись при помощи интегральной модели [25]. Данная модель позволяет находить 
оптимальную длительность закачки теплоносителя в пласт и оптимальное время, в течение которого 
происходит паротепловая пропитка нефтенесущего пласта породы, для которых в работе [25] получены 
соответствующие формулы: 
– для оптимального времени закачки в пласт с пористостьюϕ   

 
( )2 2

1
з

f w

T

h r r
t

Q K

ϕπ −
= , (13) 

где h  — мощность пласта; fr  — максимальное расстояние, которое фронт прогрева проходит вблизи кровли 
пласта, wr  — радиус скважины, зQ  — объёмный расход, с которым закачивается пар в пласт; TK  — скорость 
теплового скачка; 

– для оптимального времени паротепловой 
пропитки  

                     
( )2

0

2 s

s

l hC
t

T T
ρ ϕ

=
α −

, (14) 

где l  — удельная теплота парообразования; sρ  — 
плотность пара; C  — концентрация пара  
в теплоносителе; α  — коэффициент теплоотдачи; 

sT  — температура пара; 0T  — начальная пластовая 
температура. 

Оптимальное время добычи разогретой нефти 
определяется из зависимости прироста 
накопленной нефти от времени добычи за 1 цикл 
ПЦО, на котором оптимальное время 
соответствует значению времени в точке 
экстремума (Рис. 1).  

 
2.4. Описание экспериментальной гидродинамической модели 

 
Для проведения вычислительного эксперимента в программном комплексе тНавигатор рассмотрено  

17 вариантов гидродинамической модели в формате E3 (в данном формате производится моделирование 
композиционной нефти, то есть учитывается её компонентный состав, неизотермические и химические 
процессы). Выбор данного формата обусловливается тем, что только гидродинамическая модель в формате 
E3 позволяет осуществлять моделирование с участием пара. 
 
3. Экспериментальная часть 
 
3.1. Описание расчётной сетки 

 
Расчётная сетка при всех 17 вариантах параметров модели была одинаковой и представляла собой 

модельный пласт — пропласток (слой пласта, в дальнейшем модельный пласт, с равномерным распределением 
свойств). Глубина залегания его кровли равнялась 1650 м (Рис. 2). Сетка состояла из 21×21×30 ячеек размерами 

50×50×1 м. Такие параметры, как пористость, 
отношение толщины пласта, в которой происходит 
фильтрация, к его общей толщине (коэффициент 
песчанистости), проницаемость во всех вариантах 
составляли соответственно: 0,2 д.ед., 1 д.ед. и 10–13 м2. 
Коэффициент анизотропии проницаемости во всех 
ячейках равнялся 0,1, что приводило к различию 
скоростей фильтрации по горизонтали и по вертикали. 

Параметры породы в модельном пласте были 
следующими: сжимаемость 2,6∙10–9 1/Па; удельная 
теплоёмкость и удельная теплопроводность 
6,25∙106 Дж/(м3·К) и 2,43 Дж/(м·с·К) соответственно. 

 

 
Рис. 1. Характерный вид зависимости прироста 
накопленной добычи нефти от времени добычи за 1 цикл 
пароциклической обработки 

  
Рис. 2. Глубина залегания модельного пласта и вид 
расчётной сетки 
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3.2. Свойства флюидов 
 

В модели рассматривается трёхфазная система, состоящая из нефти, воды и водяного пара. В начальный 
момент времени в моделируемом пласте находятся вода и нефть; нагнетаемый флюид состоит из воды и водяного 

пара. Нефть в расчётах является однокомпонентной,  
при стандартных условиях с молярной массой 0,378 кг/моль, 
плотностью 880 кг/м3, вязкостью, зависящей от температуры  
(см. Рис. 3), и сжимаемостью 8,63∙10–10 1/Па. 

Плотность воды при стандартных условиях равна 1000 кг/м3. 
С изменением давления и температуры плотность воды 
рассчитывается по формуле: 

( )( ) ( ) ( )( )
, 

2

,  , 1,  , 2, 1 1
w ref

w

w p ref w T ref w T refc p p c T T c T T

ρ
ρ =

− − + − + −
,  (15) 

где , w refρ  — плотность воды при давлении refp  и температуре 
,refT  , w pc  — коэффициент изотермической сжимаемости воды, 

, 1, w Tc  — первый коэффициент теплового расширения, , 2, w Tc  — 
второй коэффициент теплового расширения. 

В качестве уравнения состояния для расчёта принято уравнение Редлиха–Квонга [26]: 

 
( ) ( )

RT ap
v b v v b

= −
− +

, (16) 

где v  — молярный объём. 
Фазовые переходы моделируются при помощи уравнений, приведённых в источнике [26]. 
 

3.3. Начальные условия 
 
Во всех ячейках моделируемого пласта в момент начала фильтрации ( 0t = ) параметры имеют начальные 

значения: пластовое давление 1,65∙107 Па; температура 343 К; водонасыщенность 0,2;  
нефтенасыщенность 0,8. В данных вариантах задействован прилегающий к моделируемому пласту 

водоносный пласт (аквифер), приток воды из которого 
рассчитывается по модели Картера–Трейси [27]. Приток 
воды из аквифера в модельный пласт осуществляется 
через боковые грани (Рис. 4). Давление в аквифере  
на опорной глубине (1650 м) составляет 165∙105 Па, 
сжимаемость аквифера 9,5∙10–10 1/Па, угол влияния 
аквифера равен 360º (то есть может осуществляться как 
приток воды из аквифера в модельный плат, так и отток 
флюида из модельного пласта в аквифер). 

 

3.4. Технологические режимы, отвечающие вариантам модели 
 
Рассмотренные 17 вариантов параметров гидродинамической модели отличаются длительностью 

закачки и пропитки. Наиболее часто встречающиеся на практике сочетания этих времён приведены  
в таблице 1 [25]. Для варианта 1 взяты данные, соответствующие оптимальным временам закачки и пропитки 
для Степноозёрского месторождения (Татарстан, РФ). Расчёты выполняются по интегральной модели, 
основанной на соотношениях теплового баланса на каждой стадии пароциклического воздействия [25, 28]. 
Отличие входных параметров необходимо для оценки их влияния на максимальную накопленную добычу 
нефти. При всех вариантах параметров пароциклического воздействия на призабойную зону пласта 
численное моделирование производится для одной и той же скважины. Скважина располагается в центре 
пласта и полностью вскрывает весь пласт. 

Для каждого варианта параметров выполнено по 34 вычислительных эксперимента при разных 
технологических режимах (время добычи за 1 цикл ПЦО составляло, сут: 10, 20, …, 340). Длительность ПЦО 
складывается из времени закачки пароводяной смеси в пласт, времени паротепловой пропитки и времени 
добычи разогретой нефти. Время добычи разогретой нефти за 1 цикл ПЦО — важный параметр, который 
влияет на эффективность технологического режима, определяет максимальную дополнительно 
накопленную добычу нефти. Различия вычислительных экспериментов заключались лишь  
в продолжительности добычи разогретой нефти за 1 цикл ПЦО и в количестве этих циклов (в зависимости 

 
Рис. 3. Зависимость вязкости нефти  
от температуры 

  
Рис. 4. Приток воды из аквифера в модельный пласт: 
вид сверху (а), вид в разрезе (б) 

а 
 

б 
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от варианта параметров и времени добычи за 1 цикл производится 
от 4 до 46 этих циклов). Каждый вычислительный эксперимент 
охватывал период разработки длительностью в 4 года. 
 
3.5. Результаты вычислительных экспериментов 
 

В процессе моделирования проведены 3 вида вычислений: 
– с постоянным суммарным временем закачки пароводяной смеси 
в пласт и паротепловой пропитки; 
– с постоянным временем закачки пароводяной смеси в пласт; 
– с постоянным временем паротепловой пропитки 

Отдельно, для сравнения, проведён эксперимент  
по воспроизведению данных, полученных в ходе промысловых 
исследований на скважине №77 месторождения Sho-Vel-Tum 
(Оклахома, США). В рамках данного исследования на скважине 
были реализованы 2 цикла ПЦО с различными технологическими 
параметрами [29]. 

 
3.5.1. Расчёт с постоянным суммарным временем  

закачки пароводяной смеси в пласт и  
паротепловой пропитки 
 
В данном эксперименте использовано 9 вариантов параметров, 

в том числе вариант 1 с заранее подобранными оптимальными 
временами закачки пароводяной смеси в пласт и паротепловой 
пропитки. Результаты расчётов представлены на рисунке 5. 
Приведены зависимости прироста накопленной добычи от времени 
добычи за 1 цикл ПЦО. При этом во всех вариантах реализовано  
не менее 4 таких тепловых циклов. Из рисунка отчётливо видно, 
что приведённые зависимости качественно повторяют аналогичные графики, полученные с использованием 
интегральной модели в [24]. Здесь отрицательные значения говорят о том, что при таких временах добычи 
за 1 цикл ПЦО данная технология даёт негативный эффект, то есть добыто нефти меньше, чем  
без применения данной технологии, поскольку времена закачки пароводяной смеси в пласт и паротепловой 
пропитки остаются достаточно большими по сравнению с временем добычи нефти, следовательно, большую 
часть времени скважина простаивает, а без воздействия за это время могла бы идти добыча нефти. 
Осцилляции пророста добычи нефти связаны с более поздним притоком нефти из соседних областей и  
с уменьшением скорости фильтрации нефти из-за остывания. 

Наличие больших количественных расхождений расчётных результатов при разных вариантах 
параметров можно объяснить их большим расхождением в начале процесса фильтрации. Например, если 
сравнить варианты 6 и 9 на рисунке 5, у которых соответствующие кривые сильно различаются, то можно 
видеть, что у них также разнятся и входные параметры (см. Табл. 1). У варианта 6 существенно больше время 
закачки пароводяной смеси в пласт, а у варианта 9 больше время паротепловой пропитки. При длительной 
паротепловой пропитке выделяется значительное количество теплоты в результате конденсации пара и его 
 

  
Рис.  5. Зависимости прироста накопленной добычи нефти от времени добычи разогретой нефти за 1 цикл пароциклической 
обработки для разных периодов моделирования при постоянной суммарной длительности закачки пароводяной смеси в пласт 
и паротепловой пропитки, в годах: 1 (а); 2 (б); 3 (в); 4 (г) 

Таблица 1. Длительность закачки 
пароводяной смеси в пласт и паротепловой 

пропитки в различных вариантах 
параметров расчёта 

Длительность 
 

Номер  
варианта  

Время 
закачки, 

сут 

Время 
пропитки, 

сут 

1-й 17 13 

2-й 18 12 

3-й 19 11 

4-й 20 10 

5-й 25 5 

6-й 30 0 

7-й 15 15 

8-й 10 20 

9-й 5 25 

10-й 17 17 

11-й 17 9 

12-й 17 5 

13-й 17 21 

14-й 21 13 

15-й 13 13 

16-й 25 13 

17-й 9 13 

а 
 

б 
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Рис.  5. Продолжение 
 

остывания, что определяет тепловую эффективность процесса, так как при увеличении времени закачки 
пароводяной смеси в пласт возрастает и масса пара, поступившая в пласт, и количество теплоты, 
передаваемое породному пласту. 

Также стоит заметить, что при длительном прогнозируемом периоде разработки получаются более 
монотонные зависимости с меньшим числом колебаний. Это легко проследить, если сравнить полученные 
зависимости для периодов моделирования длительностью в 1 и 2 года с зависимостями для периодов 
моделирования длительностью в 3 и 4 года. Из этого следует вывод, что гидродинамическая модель  
в формате E3 качественно справляется с прогнозированием зависимости прироста накопленной добычи 
нефти от времени добычи разогретой нефти за 1 цикл ПЦО на длительный период разработки, в то время 
как для прогнозирования на короткие периоды добычи нефти эта модель подходит хуже, так как приводит  
к некорректным зависимостям. 

При подробном анализе результатов расчёта с вариантами параметров 5, 6, 8 и 9 видно, что с ростом 
продолжительности закачки пароводяной смеси в пласт и с уменьшением времени паротепловой пропитки 
прирост накопленной добычи нефти увеличивается.  

 
3.5.2. Расчёт с постоянным временем закачки пароводяной смеси в пласт 

 
В данном эксперименте в дополнение к варианту 1 рассчитывалась фильтрация ещё при 4 вариантах 

(вариантах 10–13) параметров. Во всех 5 вариантах выдержана постоянная длительность закачки 
пароводяной смеси в пласт, которая составила 17 сут. Время же паротепловой пропитки было разным, а 
остальные параметры фиксировались и имели одинаковые значения. Результаты численного эксперимента 
представлены на рисунке 6. Видно, что при увеличении времени паротепловой пропитки прирост 
накопленной добычи нефти снижается для всех периодов моделирования, а точка экстремума, 
характеризующая оптимальное время добычи разогретой нефти за 1 цикл ПЦО, смещается вправо. 

 

  
Рис. 6. Зависимости прироста накопленной добычи нефти от времени добычи разогретой нефти за 1 цикл пароциклической 
обработки при разных величинах периодов разработки, но постоянном времени закачки в годах: 1 (а); 2 (б); 3 (в); 4 (г) 

в 
 

г 
 

а 
 

б 
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Рис. 6. Продолжение 
 
Наблюдается аномальный рост зависимости прироста накопленной добычи нефти от времени добычи 

нефти за 1 цикл ПЦО при высоких значениях времени добычи. Это явление отчётливо заметно на графике  
с результатами моделирования ПЦО длительностью в 1 год и связано с тем, что при каждом варианте 
параметров, начиная с точки, в которой наблюдается перегиб графиков в области значений по оси абсцисс 
290–320 сут, за первый год моделирования происходит добыча только в рамках одного цикла; второй цикл 
добычи не начинается из-за ещё происходящих процессов закачки и паротепловой пропитки  
после первого цикла, а с увеличением времени добычи за 1 цикл увеличивается и количество добытой нефти, 
а значит, и прирост накопленной нефти. 

Отдельно следует обратить внимание на вариант 13 при расчётах с временем добычи нефти за цикл ПЦО, 
равном 330 и 340 сут. Эти реализации при ПЦО длительностью в 1 год выдают одинаковые результаты, 
несмотря на то что имеют разное время добычи за 1 цикл.  Объясняется это тем, что с учётом времён закачки 
пара и паротепловой пропитки в этих расчётах длительность одного цикла превышает 1 год. 

 
3.5.3. Расчёт с постоянным временем паротепловой пропитки 

 
Результаты этого вида вычислений представлены на рисунке 7. Здесь в дополнение к варианту 1 

рассчитаны варианты 14–17. Во всех 5 фильтрационных расчётах выдержано постоянное время 
паротепловой пропитки, которое составило 13 сут. Время закачки пароводяной смеси в пласт менялось,  
а остальные параметры были фиксированными и одинаковыми.  Из графиков видно, что с увеличением 
времени закачки пароводяной смеси в пласт наблюдается аномальный прирост объёма накопленной добычи 
нефти. Причина такого поведения аналогична причине роста накопленной добычи при длительности этапа 
свыше 290 сут для вариантов с фиксированным значением времени закачки пароводяной смеси в пласт. 

 

  

Рис. 7. Зависимости прироста накопленной добычи нефти от времени добычи разогретой нефти за 1 цикл пароциклической 
обработки для разных периодов разработки при постоянном времени паротепловой пропитки, в годах: 1 (а); 2 (б); 3 (в); 4 (г) 
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Рис. 7. Продолжение 
 

3.5.4. Расчёт по данным, полученным в ходе промысловых исследований 
 на месторождении Sho-Vel-Tum 

 
В ходе данного эксперимента по имеющимся данным воспроизведён этап эксплуатации скважины №77 

месторождения Sho-Vel-Tum (Оклахома, США), который включал два цикла пароциклического воздействия 
на призабойную зону пласта с разными технологическими параметрами (Табл. 2). Так как  
из экспериментальных данных имеются только исходные параметры циклов (время закачки, температура 
закачиваемого флюида, время пропитки и время добычи) и данные по обводнённости добытой продукции, 
то определить и сравнить можно только последнюю. Обводнённость добытой продукции рассчитывалась  
по следующей формуле: 

 100%w

o w

Q
W

Q Q
= ⋅

+
, (17) 

где wQ  — дебит воды, oQ  — дебит нефти. Из таблицы видно, что, несмотря на недостаточность информации 
о структуре и фильтрационно-ёмкостных свойствах месторождения, а также о технических аспектах 
проведённых испытаний, в вычислительном эксперименте удалось с ошибкой, не превосходящей 5%, 
воспроизвести данные по обводнённости. В дальнейшем уровень согласия результатов моделирования и 
эксперимента принимается равным 30%. 

Таблица 2. К сравнению расчётной и реальной обводнённости на скважине №77 месторождения Sho-Vel-Tum 

Номер 
цикла 
ПЦО 

Время 
закачки, 

сут 
Температура, ºC 

Время 
пропитки, 

сут 

Время 
добычи, 

сут 

Накопленная 
обводнённость  

реального 
месторождения, % 

Накопленная 
обводнённость, 
рассчитанная 
по модели, % 

1-й 33 309 29 101 14,4 10 

2-й 25 329 34 133 27,4 22 

 
4. Выводы 
 

Показано, что графики, построенные по результатам расчёта с использованием гидродинамического 
симулятора тНавигатор, качественно повторяют зависимости прироста накопленной добычи от времени 
закачки пароводяной смеси в пласт, полученные с помощью интегральной модели, которая хорошо 
зарекомендовала себя при моделировании задач фильтрации с учётом пароциклического воздействия. 

Установлено, что при вычислениях в рамках рассмотренных гидродинамических моделей наибольший 
вклад в прирост накопленной добычи нефти при пароциклическом воздействии вносит закачка в пласт 
смеси, состоящей из пара и воды. При этом прирост накопленной добычи возрастает с увеличением времени 
закачки теплоносителя в пласт. Паротепловая пропитка вызывает скорее негативный эффект: с увеличением 
длительности паротепловой пропитки пароциклического воздействия прирост накопленной добычи нефти 
снижается, что связано с увеличением времени простоя добывающей скважины, а также с тем, что фазовые 
переходы описываются по упрощённой схеме. Но следует подчеркнуть, что вывод следует исключительно 
исходя из данных моделирования. 
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Проведена верификация модели пароциклического воздействия, встроенной в программный комплекс 
тНавигатор, путём сопоставления расчётной обводнённости с промысловыми данными по реальному 
месторождению Sho-Vel-Tum. Верификация показала, что гидродинамический симулятор тНавигатор 
достоверно воспроизводит обводнённость добытой продукции при моделировании процессов разработки 
месторождений высоковязкой нефти с применением пароциклической обработки призабойной зоны пласта. 
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