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Abstract
The paper describes the question of the representativeness of the capacitance and filtration properties of a porous medium, the analysis 
of the microuniform structure of the pore space of a terrigenous rock of one of the deposits of Western Siberia. The dependences of the porosity 
coefficient, the components of the absolute permeability tensor, and the relative phase permeability on the volume of the porous medium under 
consideration are obtained. It is shown that, despite the morphological uniformity of the rock, the permeability of its representative sub-volumes 
demonstrates an inhomogeneous distribution, indicating the heterogeneity of the structure of the pore space at the micro level. The research 
methods described in the paper and the results obtained can be used to create a representative digital twin of the core for subsequent testing 
of various ways to increase oil recovery.

Materials and methods
Numerical simulation of the flow at the pore level performed using the 
pore-network method and the direct method in the “RN-DIGITAL CORE” 
software package.
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Аннотация
В статье рассматриваются вопросы представительности емкостных и фильтрационных свойств пористой среды, а также 
анализ микронеоднородности структуры порового пространства терригенной породы одного из месторождений Западной 
Сибири. Получены зависимости коэффициента пористости, компонент тензора абсолютной проницаемости и относительных 
фазовых проницаемостей от рассматриваемого объема пористой среды. Показано, что, несмотря на морфологическую 
однородность породы, проницаемость ее представительных подобъемов демонстрирует неоднородное распределение, 
свидетельствующее о неоднородности структуры порового пространства на микроуровне. Описанные в работе методы 
исследования и полученные результаты могут быть использованы для создания представительного цифрового двойника 
керна для последующего тестирования различных способов увеличения нефтеотдачи пласта.

Материалы и методы
Численное моделирование течения на поровом уровне выполнено 
с использованием порово-сетевого метода и прямого метода в 
программном комплексе «РН-ЦИФРОВОЙ КЕРН».
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Введение
Повышение информативности изуче-

ния сложных типов пород-коллекторов неф-
ти и газа для улучшения качества данных 
о свойствах пласта трудно представить без 
развития современных методов исследова-
ния керна и внедрения Технологии Цифро-
вого анализа керна (ЦАК), уровень разви-
тия которой в настоящее время позволяет 
решать практические задачи нефтегазовой 
индустрии. Данная Технология включает 
в себя этапы построения трехмерной мо-
дели породы и пустотного пространства — 
цифровой модели керна (ЦМК) средствами 
компьютерной томографии (КТ) или другими 
высокоразрешающими методами, постро-
ение цифровых моделей флюидов и расчет 
фильтрационно-емкостных свойств (ФЕС)  
изучаемой породы посредством численного 
моделирования соответствующих процессов 
фильтрации флюидов на поровом уровне. 
Расчетные свойства горной породы могут 
быть использованы при построении геологи-
ческих и гидродинамических моделей место-
рождений углеводородного сырья и допол-
нять результаты лабораторных исследований 
керна, объем и представительность которых 
бывают недостаточными в силу различных 
обстоятельств.

Преимущества цифровых исследований 
керна заключаются в возможности много-
кратного проведения неразрушающих вы-
числительных экспериментов на одном и том 
же цифровом образце для исследования раз-
личных методов увеличения нефтеотдачи [1], 
в возможности определять представительные 
свойства коллектора, вплоть до масштаба ме-
трового интервала керна [2] и литофаций [3], 
включая определение компонент тензора аб-
солютной и фазовой проницаемости. Послед-
нее обстоятельство имеет принципиальное 
значение при изучении сложнопостроенных 
терригенных и карбонатных формаций, для 
которых анизотропия и проявление мас-
штабного эффекта зачастую не позволяют 
получать представительные свойства в лабо-
раторных условиях [4, 5]. Использование ЦАК  
позволяет решить эту проблему путем анали-
за однородности, расчета ФЕС выделенных 
литотипов породы в ортогональных направ-
лениях фильтрации и их ремасштабирования 
с учетом пространственной конфигурации 
однородных зон. Применительно к задаче 
определения петрофизических свойств кол-
лектора «Цифровой керн» позволяет сокра-
тить сроки реализации и стоимость програм-
мы по исследованию керна [6], в том числе 
позволяет определять ФЕС в разрушенных 
интервалах его выноса из скважины, для ко-
торых невозможно изготовление стандарт-
ных образцов для проведения лабораторных 
исследований. 

На результаты расчета фильтрацион-
но-емкостных свойств с использованием ЦАК 
в различной степени влияет качество томо-
графической съемки, корректность выпол-
нения сегментации порового пространства, 
граничные условия, идентификация поля 
смачиваемости. Одним из ключевых факто-
ров, определяющих состоятельность резуль-
татов моделирования, является понимание 
представительности цифрового двойника 
породы ввиду того, что изучаемый фрагмент 
должен одновременно позволять выполнять 
гидродинамический расчет течения за при-
емлемое время и отражать структурные осо-
бенности породы. Высокая ресурсоемкость 
методов моделирования фильтрации накла-
дывает технические ограничения на размеры 

исследуемого объема, в особенности для 
прямых методов на основе численного ре-
шения уравнений Навье-Стокса. В этой связи 
необходимой составляющей ЦАК является 
анализ представительности и однородности 
порового пространства для выделения по-
добъема, содержащего меньшее количество 
расчетных ячеек, но при этом репрезен-
тативного с точки зрения фильтрационно- 
емкостных свойств — пористости, абсолют-
ной проницаемости и кривых относительных 
фазовых проницаемостей.

Представительность определяется 
по наличию элементарного представитель-
ного объема REV (от англ. Representative 
Elementary Volume) [7] как наименьшего 
объема породы, при увеличении которого 
вариации характеристик породы становятся 
незначительными, а определяемое свойство 
выходит на стационарное значение. Глав-
ным аспектом при определении REV являет-
ся выбор метрик анализа. Для оценки сте-
пени неоднородности трехмерных структур 
на основе томографических изображений 
могут использоваться пространственные 
корреляционные функции [8]. Такой под-
ход не требует больших вычислительных 
ресурсов и может применяться при анализе  
данных КТ различной степени детальности, 
например для выделения однородных зон 
в образце полноразмерного керна. Тем не ме-
нее, REV на основе корреляционных функций 
не соответствует REV для фильтрационных 
свойств [9]. Так, согласно расчетам [10], пред-
ставительный объем для коэффициента абсо-
лютной проницаемости в 2 раза превышает 
оценку на основе коэффициента пористости 
и удельной поверхности. 

Настоящая работа посвящена изучению 
представительности емкостных, однофаз-
ных и двухфазных фильтрационных свойств 
горной породы и анализу микронеодно-
родности структуры порового пространства 
посредством гидродинамического модели-
рования фильтрации на поровом уровне. 
Проведена оценка сходимости результатов 
расчета ФЕС, ККД и ОФП, полученных для 

представительной цифровой модели керна 
терригенной породы одного из месторожде-
ний Западной Сибири, с результатами лабо-
раторных исследований керна. Операции 
с томографическими данными и вычислитель-
ные эксперименты выполнены в программ-
ном комплексе «РН-ЦИФРОВОЙ КЕРН» [11] 
(Свидетельство о регистрации программы 
для ЭВМ №2023680850 от 05.10.2023 г.).

Материалы и методы
В качестве объекта исследования рассма-

тривается терригенная порода Яковлевской 
свиты одного из нефтегазоконденсатных ме-
сторождений Западной Сибири. Отобранный 
образец керна представлен средне-мелко-
зернистым алевритистым песчаником. По ре-
зультатам лабораторных исследований пори-
стость и абсолютная проницаемость породы 
составляют 0,297 д. ед. и 302 мД соответ-
ственно. Для численной оценки неоднородно-
сти свойств породы и исследования предста-
вительности на основе данных рентгеновской 
компьютерной микротомографии образца 
стандартного размера диаметром 30 мм  
и мини-образца керна диаметром 8 мм созда-
на цифровая модель коллектора. 

Для анализа типа и структуры порового 
пространства, оценки однородности породы 
по минералогическому составу, отсутствия тех-
ногенных трещин и других дефектов использо-
ваны результаты сканирования стандартного 
образца с разрешением 18,7 мкм. Установлено, 
что исследуемый коллектор относится к поро-
вому типу и характеризуется однородным стро-
ением. Ввиду того, что на таком масштабе 
исследования разрешение томографии не обе-
спечивает связности порового пространства 
в реконструированных проекциях, выделена 
целевая область интереса, которая изучена 
с разрешением 3,5 мкм. На рисунке 1 показаны 
соответствующие результаты сканирования. 
Реконструированное трехмерное изображение 
представляет собой картину распределения зе-
рен породы различного минерального состава 
и связанных пустот — оно является основой для 
создания цифровой модели керна. 

Рис. 1. Результаты микротомографии стандартного — а и мини-образца керна — б
Fig. 1. Results of microtomography of the standard – а and mini-core samples – б
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Сегментация результатов микротомогра-
фии выполнена с использованием алгоритма 
сходящихся контуров [12]. Обоснование поро-
гов сегментации и оценка ее качества выпол-
нялись с нескольких позиций: при разделе-
нии зерен породы оценивалось соответствие 
объемных долей минералов в цифровой 
модели результатам ренгтено-структурного 
анализа навески породы. При выделении 
порового пространства применялся подход, 
основанный на сопоставлении границ, раде-
ла фаз на ортогональных проекциях в поле 
оттенков серого и сегментированных дан-
ных. Несмотря на то, что такой метод явля-
ется субъективным и требователен к опыту 
оператора, при хорошем качестве исходных 
данных микро-КТ его применение для высо-
копроницаемых пород позволяет рассчиты-
вать проницаемость и пористость образцов 
с относительным отклонением до 10 % [11]. 
Для исследуемого образца результаты ми-
кро-КТ позволяют утверждать об однородно-
сти структуры порового пространства на ме-
зомасштабе, а основные фильтрующие поры 
разрешены съемкой мини-образца, поэтому 
в дополнение к вышеописанной процедуре 
выполнено уточнение границ порового про-
странства путем сопоставления величины 
абсолютной проницаемости по данным лабо-
раторных исследований и результатам чис-
ленного моделирования в соответствующем 
направлении фильтрации. 

Вычислительные эксперименты по одно-
фазной и двухфазной фильтрации на циф-
ровой модели керна выполнялось в соот-
ветствии с методологией, используемой для 
аналогичных лабораторных экспериментов. 
При определении абсолютной проницаемо-
сти 4 боковые границы цифровой модели 
керна закрывались непроницаемыми стен-
ками, через 2 противоположные границы за-
давался фиксированный перепад давления, 
обеспечивающий течение флюида по поро-
вому пространству. Использован порово-се-
тевой метод моделирования, в рамках ко-
торого геометрия пустотного пространства 
представляется в виде совокупности пор 
и каналов круглого, треугольного и прямо-
угольного сечения (модель C-T-S) [13]. Поток 
между порами описывается аналитически-
ми решениями, в зависимости от геометрии 
канала [14] и перепада давления. Исходя 
из взаимосвязи поля давления и расхода 
в поровой сети, по закону Дарси определялся 
коэффициент проницаемости. Аналогичные 

граничные условия и методика расчета про-
ницаемостей для каждой из фаз использова-
ны при двухфазном моделировании. Модели-
рование производилось по принципу invasion 
percolation с учетом основных механизмов 
вытеснения одного флюида другим [13]. 

Результаты
По результатам моделирования одно-

фазной фильтрации на цифровой модели 
мини-керна размером 1 350×1 350×2 000  
вокселей расчетная проницаемость состави-
ла 296 мД, разрешенная пористость 0,18 д. ед.  
Наблюдаемое различие между пористостью 
модели мини-керна и стандартного образ-
ца связано с неразрешением субмикрон-
ных пор, доля которых в данном образце 
составляет порядка 38 % объема порового 
пространства. Тем не менее, абсолютная 
проницаемость ЦМК достаточно близко со-
ответствует газопроницаемости стандартно-
го керна — это говорит о том, что цифровая 
модель мини-керна качественно описывает 
основной поровый кластер, определяющий 
фильтрационные свойства породы. В ре-
зультате анализа шлифов породы под элек-
тронным микроскопом с 300-х кратным 
увеличением (разрешение 0,1 мкм/пикс.) 
установлено, что пустоты неразрешенные 
томографией приурочены к равномерно рас-
пределенным в объеме глинам (каолинит). 
Пористость по результатам интерпретации 
растровой электронной микроскопии (РЭМ)  
составляет 0,291 д. ед. Расчетная про-
ницаемость трехмерной модели субми-
кронного порового кластера, реконстру-
ированной по двумерным данным РЭМ,  
составляет 0,3 мД, что пренебрежимо мало 
в сравнении с проницаемостью основных 
межзерновых фильтрующих пустот и обуслав-
ливает хорошее соответствие расчетной про-
ницаемости цифровой модели мини-образца 
керна данным экспериментальных измере-
ний проницаемости стандартного керна. 

Анализ представительности ФЕС и ОФП, 
и однородности структуры порового про-
странства горной породы на микромасшта-
бе выполнен в соответствии со следующим 
разработанным алгоритмом. На первом шаге 
для произвольно выбранной области в объ-
еме мини-образца выполнялись расчеты по-
ристости, абсолютной и фазовых проницае-
мостей. Далее выполнялась фрагментация 
выбранной области на подобъемы путем 
последовательного уменьшения линейного 

размера области, вычислялись свойства 
полученных подобъемов. В результате ана-
лиза изменения ФЕС и ОФП в зависимости 
от объема цифровой модели определялась  
величина REV. Однородность изучалась пу-
тем сопоставления результатов расчета ФЕС 
по нескольким представительным подобъ-
емам образца между собой и с расчетными 
свойствами мини-образца. Отметим, что та-
кая последовательность изучения обуслов-
лена тем, что в случае анализа однородности 
образца без понимания величины его пред-
ставительного объема, поровое пространство 
может быть ошибочно признано однородным 
на основании непредставительных свойств 
подобъемов. Например, для низкопроницае-
мых пород подобъемы много меньше REV мо-
гут вообще не включать связанное поровое 
пространство и тем самым образец может 
быть признан однородным и непроницае-
мым. Использование предлагаемого подхода 
позволяет учесть фактор представительности 
и нивелировать его влияние на заключение 
об однородности порового пространства 
на микромасштабе. 

На рисунке 2а представлена полученная 
зависимость расчетных значений коэффици-
ентов проницаемости и пористости от объема 
цифровой модели. Как видно, с увеличением 
объема модели порового пространства флук-
туации расчетных значений ФЕС уменьшаются.  
Цифровые модели уже достаточно близки 
друг к другу по свойствам, начиная с объема 
порядка 5 мм3 (5003 вокс.). Для оценки дости-
жения REV на микроуровне использован сле-
дующий критерий: ǀfV+ΔV – fVǀ ≤ εfV. Данное 
условие накладывает ограничение на относи-
тельное изменение расчетной характеристи-
ки порового пространства f при увеличении 
объема модели V на величину ∆V. Согласно 
расчетам, при ε = 0,05 для коэффициента 
пористости REV ≥ 1 мм3 (3003 вокс.), для ко-
эффициента абсолютной проницаемости  
REV ≥ 5 мм3 (5003 вокс.). При моделировании 
двухфазной фильтрации исследовалась пред-
ставительность концевых точек ОФП и формы 
кривых в области совместной фильтрации. 
На рисунке 2б представлены результаты рас-
чета функций ОФП в процессе вытеснения 
нефти водой. Сплошные линии соответствуют 
нефти, пунктирные линии — воде. Для каждой 
ЦМК предварительно осуществлялось мо-
делирование процесса создания начальной 
предельной нефтенасыщенности. По резуль-
татам расчетов, представительность пара-
метров двухфазной фильтрации достигается 
при REV ≥ 21 мм3 (8003 вокс.).

Наблюдаемую закономерность увеличе-
ния представительного объема для двухфаз-
ных свойств породы (относительно однофаз-
ных свойств) можно связать с усложнением 
протекающих процессов на поровом уровне. 
Так, представительность коэффициента пори-
стости обеспечивается присутствием порово-
го пространства в объеме породы, безотно-
сительно его пространственной связности. 
Представительность коэффициента абсолют-
ной проницаемости определяется не только 
наличием пустот, но и их топологией. При те-
чении нескольких флюидов фактор структуры 
порового пространства проявляется более 
сложным образом — определяет формирова-
ние как неподвижных объемов фаз, так и раз-
личных режимов течений.

Известно, что переход от струйного 
течения фаз в четочное (slug-flow) или ка-
пельное течение (droplet-flow) реализуется 
за счет разных факторов, связанных со сма-
чиваемостью минерального скелета породы, 

Рис. 2. Зависимость расчетных коэффициентов проницаемости, пористости — а  
и ОФП— б от объема ЦМК
Fig. 2. The dependence of the calculated permeability, porosity coefficients – а and relative phase 
permeability– б on the volume of the digital model
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возникновением эффекта «защелки» при 
изменения сечения поровых каналов [15, 16], 
а также их сообщаемости [17, 18]. На рисунке 3  
приведены результаты прямого моделирова-
ния фильтрации нефти и воды в поровом про-
странстве — распределение фаз в некоторые 
последовательные моменты времени, демон-
стрирующие одну из возможных реализаций 
трансформации режимов течения. Серый 
цвет соответствует нефти, голубой цвет — 
воде. Более темные оттенки соответствуют 
контакту флюида с зернами породы, сами 
зерна песчаника прозрачны. Область интере-
са и направления микротечений схематично 
обозначены красными линиями и стрелками. 
Смачиваемость породы гидрофильная.

Как видно из рисунка 3, соединение 
струйного потока воды из канала «2» и нефти 
в магистральном канале «1» (рис. 3а) приво-
дит к разрыву струйки нефти и возникнове-
нию четочного течения (рис. 3б), т.е. движе-
ния чередующихся объемов нефти и воды, 
поперечный размер которых сопоставим 
с диаметром канала. Продвижение четок 
нефти по каналам «1» и «3» (рис. 3в) приводит 
к их столкновению в магистральном канале 
и движению по направлению к выходу из рас-
сматриваемой области (рис. 3г). Образующи-
еся по такому механизму четки и капли далее 
могут «подпитывать» струйные потоки, а так-
же, блокируя поровые каналы, формировать 
капиллярно-удерживаемую часть остаточной 
нефтенасыщенности. Несмотря на то, что ис-
пользуемый при анализе представительности 
метод порово-сетевого моделирования на-
прямую не разрешает динамику заполнения 
порового пространства во времени, факт 
того, что расчетные значения фазовых прони-
цаемостей и остаточных насыщенностей за-
висят от объема образца до достижения REV 
отражает попадание большего количества 
пор и соединений пор каналами в рассматри-
ваемый объем породы и изменение распре-
деления заполнения элементов модели поро-
вой сети. В полной динамической постановке 
наблюдаемый результат может являться след-
ствием изменения характера течения.

Для анализа однородности структуры 
порового пространства в объеме мини-об-
разца выделено 6 представительных подобъ-
емов. Их расположение в двух поперечных 
сечениях модели мини-образца приведены 
на рисунке 4. На рисунке 5 приведены ги-
стограммы распределения коэффициентов 
пористости и абсолютной проницаемости 

Рис. 3. Результаты моделирования течения нефти и воды в поровом пространстве, 
демонстрирующие формирование четочного течения
Fig. 3. The results of simulation of oil and water flow in the pore space, demonstrating the 
formation of a train-flow

Рис. 5. Гистограммы распределения расчетных коэффициентов пористости и проницаемости представительных подобъемов
Fig. 5. Histograms of the distribution of calculated porosity and permeability coefficients for representative sub-volumes

Рис. 4. Границы анализируемых представительных подобъемов в сечениях мини-образца
Fig. 4. The boundaries of analyzed representative sub-volumes in sections of mini-sample
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анализируемых ЦМК 8003 вокс. в сравнении 
с расчетными свойствами ЦМК мини-образ-
ца 1 350×1 350×2 000 вокс. По результатам 
моделирования установлено, что разброс 
локальных значений проницаемости по вы-
деленным объемам составляет от -6 до +38 % 
относительно расчетных свойств модели ми-
ни-образца. При этом расчетная величина ко-
эффициента пористости демонстрирует суще-
ственно меньшую дисперсию — до ±5 %. Это 
означает, что, несмотря на морфологическую 
однородность породы, ее структура пустот-
ного пространства, определяющая фильтра-
ционные свойства, является неоднородной. 
Среди выделенных областей подобъем № 3  
по своим ФЕС наиболее близок к модели ми-
ни-образца 8 мм и в рамках относительного 
отклонения 5 % соответствует проницаемости 
стандартного образца керна. 

Сопоставление результатов лабораторных 
и вычислительных экспериментов 
по определению ККД и ОФП 

Для верификации результатов расчета 
ККД и ОФП по технологии «Цифровой керн» 
использована представительная цифровая 
модель подобъема № 3 размером 8003 вокс. 

(физический размер 2,83 мм), представлен-
ная на рисунке 6. Цветом с индексом 1 обо-
значено поровое пространство, цветами с ин-
дексами 2–5 различные породообразующие 
минералы: 2 — каолинит, 3 — кварц, 4 — по-
левые шпаты, 5 — хлорит. Справа на рисун-
ке 6 показано поровое пространство. Его 
распределение в представительном объеме 
является визуально однородным, что харак-
терно для порового типа коллектора.

Гидродинамические расчеты течения 
нефти и воды выполнены с использованием 
модификации порово-сетевого метода, в ко-
торой учитывается неоднородность смачи-
ваемости минеральных компонент породы 
за счет параметризации посредством прямо-
го моделирования на основе модели типа фа-
зового поля [19]. Процедура вычислительных 
экспериментов включала два последователь-
ные этапа. Первым этапом являлось создание 
начальной нефтенасыщенности и получение 
распределения остаточной воды в виде воды 
в тупиковых и изолированных порах, а также 
воды, удерживаемой капиллярными силами. 
Для этого выполнено моделирование про-
цесса вытеснения воды нефтью из полностью 
насыщенной водой цифровой модели керна. 

Данный этап необходим для расчета кривой 
капиллярного давления, соответствующей 
процессу формирования нефтяной залежи. 
Полученное распределение флюидов в поро-
вом пространстве рассматривалось как на-
чальное на этапе моделирования вытеснения 
нефти водой – определения значения оста-
точной нефтенасыщенности и кривых ОФП 
для данного процесса. 

Исследуемая порода характеризуется 
преимущественно гидрофильной смачива-
емостью. В первом приближении принята 
гипотеза о гомогенной гидрофильной сма-
чиваемости породы с распределением кра-
евого угла в диапазоне (10–70°). Расчетное 
значение остаточной водонасыщенности  
составило 6 % при экспериментальной вели-
чине в диапазоне 15–25 %. Такое различие 
объясняется главным образом наличием не-
разрешенной микро-КТ пористости, которая 
в гидрофильной породе заполнена водой. 
Это гипотеза подтверждается тем, что разни-
ца между лабораторным и расчетным по ЦМК 
значением остаточной водонасыщенности 
соответствует аналогичной разнице в пори-
стости. Для определения поправки на допол-
нительную водонасыщенность за счет субми-
кронной пористости и корректировки поля 
смачиваемости были использованы имею-
щиеся результаты экспериментов по опре-
делению ККД и ОФП, проведенные для не-
скольких стандартных образцов породы этого 
же пласта Яковлевской свиты с близкими зна-
чениями ФЕС. 

В результате нескольких итераций кали-
бровки скорректированы диапазоны крае-
вых углов смачивания породообразующих 
минералов в ЦМК. Установленное распре-
деление контактных углов характерно для 
породы с промежуточной гидрофильной 
смачиваемостью: 2 — (0–5°), 3 — (40–100°), 
4 — (30–90°), 5 — (5–10°). Принято, что до-
полнительная водонасыщенность в области 
неразрешенного порового пространства 
составляет 17 %. Уменьшение фазовой про-
ницаемости нефти при начальной нефтена-
сыщенности породы относительно газопро-
ницаемости реализовано в цифровой модели 
как за счет блокировки части разрешенного 
порового пространства капиллярно-удержи-
ваемой водой, распределение которой сфор-
мировано на этапе дренажа, так и за счет 
увеличения объема глинистой компоненты 
на 20 % относительно объема в «сухом» со-
стоянии при взаимодействии с водой. 

На рисунке 7 приведены результаты лабо-
раторных и вычислительных экспериментов 
по определению ККД и ОФП. Точками на гра-
фиках обозначены лабораторные данные для 
трех «родственных» образцов изучаемого 
пласта. Несмотря на близкие значения пори-
стости, проницаемости и начальной нефтена-
сыщенности, результаты трех лабораторных 
экспериментов на керне имеют некоторую 
степень неопределенности (обозначена по-
лупрозрачной заливкой), что может быть 
связано с макронеоднородностью данных об-
разцов. Линиями показаны результаты рас-
четов, отличные друг от друга только объе-
мом ЦМК и выполненные при прочих равных 
условиях. Нормировка экспериментальных 
и расчетных данных по фазовым проницае-
мостям выполнена на значение абсолютной 
проницаемости. 

Как видно из рисунка 7, для предста-
вительной цифровой модели керна имеет 
место хороший уровень соответствия рас-
четных и лабораторных кривых капилляр-
ного давления и ОФП. Использование ЦМК  

Рис. 7. Сопоставление результатов лабораторных и вычислительных экспериментов 
по определению ККД и ОФП с использованием технологии «Цифровой керн»
Fig. 7. Comparison of the results of laboratory and simulated capillary pressure and relative 
permeability using the Digital Core technolog

Рис. 6. Трехмерный вид цифровой воксельной модели керна — а  
и поровое пространство в породе — б
Fig. 6. Three-dimensional view of the digital rock voxel model – а  
and the pore space in the rock – б
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объемом 2003 вокс. позволяет в 68 раз со-
кратить время вычислительного экспери-
мента, но приводит к существенно отличаю-
щимся результатам моделирования в части 
начальной и остаточной нефтенасыщенности, 
фазовых проницаемостей в концевых точ-
ках и формы кривых ОФП. Различие между 
представительными и непредставительными 
результатами расчета концевых точек состав-
ляет 32, 7, 69 и 89 % соответственно. Таким 
образом, анализ представительности и одно-
родности позволил создать репрезентатив-
ную цифровую модель керна, с приемлемым 
отклонением воспроизводящую результаты 
лабораторных измерений ФЕС, ККД и ОФП, 
которая может быть в последующем исполь-
зована для сравнительного анализа различ-
ных агентов вытеснения и условий закачки 
в постоянных условиях структуры пор.

Можно предположить, что точность моде-
лирования капиллярных и фильтрационных 
свойств для представительной ЦМК может 
быть увеличена путем наполнения воксель-
ной модели субмикронной пористостью 
по данным нано-КТ или изучения породы си-
стемами ФИП/РЭМ. В проведенных расчетах 
принималось, что вода, заполняющая нераз-
решенную микро-КТ пористость, является 
неподвижной и не влияет на фильтрацию 
в разрешенных порах ЦМК. Это достаточно 
серьезное допущение, поскольку при со-
вместной фильтрации нефти и воды отсутству-
ющие в ЦМК поровые каналы могут играть 
роль генераторов капель или четок смачи-
вающей фазы и приводить к усилению или 
ослаблению межфазного взаимодействия 
при двухфазном течении в разрешенных 
фильтрующих каналах. Согласно расчетам 
с использованием полуэмпирической модели 
керна [20], такое увеличение интенсивности 
четочного течения приводит к уменьшению 
фазовых проницаемостей. С другой стороны, 
формирование четочного режима течения 
в сложной конфигурации поровых каналов 
приводит к возникновению сопротивления 
потоку за счет эффекта Замена вплоть до воз-
можного «запирания» канала. В этом случае 
перераспределение потоков может проис-
ходить по каналам существенно меньшего 
диаметра, поток флюидов по которым до «за-
пирания» пренебрежимо мал. Такое изме-
нение конфигурации потока при совмест-
ной фильтрации может оказывать сложно 
прогнозируемое влияние на проницаемость 
двухфазной системы. Для решения проблемы 
детализации целесообразно использовать 
многомасштабное моделирование, а также 
другие методы, основанные на совмещении 
разномасштабных данных.

Итоги
•	 Установлено, что для исследуемой терри-

генной породы Яковлевской свиты вели-
чина элементарного представительного 
объема параметров двухфазной филь-
трации составляет 8003 вокселей при 
размерах вокселя 3,493 мкм. Результаты 
численного моделирования, полученные 
на цифровых моделях керна меньшего 
объема, не являются представительными.

•	 Несмотря на морфологическую однород-
ность по величине коэффициента пори-
стости, коэффициент абсолютной прони-
цаемости представительных подобъемов 
исследуемой породы демонстрирует не-
однородное распределение в диапазоне 
отклонений до 38 % относительно рас-
четных свойств объема мини-образца, 
что свидетельствует о неоднородности 

структуры порового пространства 
на микроуровне.

•	 Анализ представительности и однородно-
сти позволяет построить репрезентатив-
ную цифровую модель керна, с прием-
лемым отклонением воспроизводящую 
результаты лабораторных измерений 
кривых капиллярного давления и отно-
сительных фазовых проницаемостей. На-
блюдаемые отклонения возможно мини-
мизировать путем учета неразрешенной 
томографией пористости за счет комплек-
сирования результатов разномасштабных 
исследований порового пространства 
методами нано-КТ, ФИП/РЭМ и исполь-
зования многомасштабных цифровых 
моделей.

Выводы
Представительная цифровая модель керна, 
созданная по описанному в работе подходу, 
в дальнейшем может быть использована для 
сравнительного анализа различных агентов 
вытеснения нефти. Возможность проведения 
неограниченного количества вычислитель-
ных экспериментов в идентичных условиях 
структуры порового пространства позволяет 
существенно уменьшить неопределенность 
в оценке эффекта от применения методов 
увеличения нефтеотдачи и способствует 
повышению качества проектирования и со-
провождения разработки месторождений 
углеводородов.
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Results 
It was found that for the studied terrigenous formation, the elementary 
representative volume of the two-phase filtration parameters is 8003 
voxels with a voxel size of 3,493 microns. The numerical simulation results 
obtained on digital core models of a smaller volume are not representative. 
Despite the morphological uniformity in terms of the porosity coefficient, 
the absolute permeability coefficient of representative sub-volumes of the 
rock under study demonstrates an inhomogeneous distribution in the range 
of deviations up to 38 % relative to the calculated properties of the volume 
of the mini-sample, which indicates the heterogeneity of the structure of 
the pore space at the micro level. The analysis of representativeness and 
uniformity allows us to build a representative digital model of the core, 
reproducing the results of laboratory measurements of capillary pressure 
curves and relative phase permeability with an acceptable deviation. The 

observed deviations can be minimized by taking into account the porosity 
unresolved by tomography by combining the results of multi-scale studies 
of the pore space using nano-CT, FIB/SEM methods and the use of multi-
scale digital models.

Conclusions
A representative digital core model created according to the approach 
described in the paper can be used for comparative analysis of various 
oil displacement agents. The possibility of conducting an unlimited 
number of computational experiments under identical conditions of the 
pore space structure significantly reduces the uncertainty in assessing 
the effect of using methods to increase oil recovery and improves the 
quality of design and maintenance of the development of hydrocarbon 
deposits.


