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Процесс фильтрации аномально высоковязких нефтей описывается многими авторами[1-

3], однако исследований двухфазной фильтрации таких нефтей и пластовой воды очень мало. В 
редких случаях они ограничены динамической вязкостью 150-200 мПа*с [1,2,4] . Поэтому, в 
частности, до настоящего времени не были установлены формы кривых относительных фазо-
вых проницаемостей (ОФП) в функции насыщенности для трещиноватых и порово-каверновых 
коллекторов для аномально высоковязких нефтей.  

Во многих опытах в качестве рабочих жидкостей использовались различные масла и их 
смеси с водой и керосином, глицерин [2,5], но не сама пластовая нефть, при относительно не 
высоких температурах и давлениях. При этом чаще использовались насыпные модели пласта.  

В нашей работе [6] были выполнены комплексные исследования фильтрации высоковяз-
кой нафтеновой биодеградированной нефти в широком диапазоне температур 23-1500С при 
геостатическом давлении с измерением ряда ее важнейших параметров на модельной сборке 
керна с поровым и каверно-поровым типом коллектора. 

Теоретические аспекты анализа движения многофазных сред в сложных коллекторах по-
священы главным образом «ньютоновским» жидкостям, описание фильтрации «неньютонов-
ских» систем в этом плане в большей степени посвящено поровым системам коллекторов, где 
они чаще встречаются [7-9]. Поэтому большой научный и практический интерес представляет 
комплексное исследование фильтрации пластовых флюидов в порово-каверновом коллекторе с 
аномально высокой вязкостью. 

При исследовании совместного течения неоднородных жидкостей в пористой среде не-
обходимо соблюдать условия подобия модельной сборки реальному углеводородному скопле-
нию. Согласно исследованиям Д.А. Эфроса [10], приближённое фильтрационное подобие при 
использовании натуральных образцов пористой среды и жидкостей достигается при условиях: 

1 0,5π ≤  и 6
2 0,5 10π ≤ ⋅ , 

где, 1π  характеризует собой отношение перепадов капиллярного и гидродинамического 

давлений, 2π - соотношение между их градиентами. 
Здесь следует отметить, что описание фильтрации тяжелых высоковязких нефтей в кар-

бонатных поровых и трещинно-порово-каверновых коллекторах не поддается в ряде случаев 
описанию законами движения обычных «ньютоновских» жидкостей и не всегда в области дос-
таточно низких пластовых температур следует вышеприведенным критериям фильтрационного 
подобия. В этом случае для учета влияния и соотношения инерционных, капиллярных, диффу-
зионных, упругих, гидродинамических, гравитационных и других сил используется система из-
вестных критериев Вейссенберга, Дебора, Пекле, Эфроса и т. п. Реология неньютоновских жид-
костей граничит с динамикой многофазных многокомпонентных систем [11]. Механические их 
свойства существенно зависят не только от скорости деформирования, но и от его продолжи-
тельности, а также предыстории потока. Они, как известно, обладают самыми разнообразными 
свойствами: вязкостью, пластичностью, упругостью и др.  

Так, по ходу настоящих экспериментов соблюдение критериев подобия было возможным 
только при возрастании температуры, при низких температурах фильтрация осуществлялась 
лишь при давлениях в несколько раз превышающих критериальные. Так, перепад давлений в 
ряде опытов превышал 17-25 МПа. 

Задачей настоящей работы являлось изучение фильтрации и анализ формирования скоп-



 

лений высоковязких нефтей в порово-каверновом коллекторе с определением температурной 
зависимости фазовых проницаемостей (нефть-вода) и коэффициентов вытеснения нефти пла-
стовой водой из карбонатных отложений на примере пермско-каменноугольной залежи Усин-
ского месторождения. При проведении экспериментов использовались образцы мелкокриста-
лических доломитов с газопроницаемостей изменяющейся в пределах 63,7-368,7*10-3 мкм2, 
диаметр образцов составлял 6,4-6,5см за исключением образца №1, диаметр которого 2,78 см. 
(Таблица 1) 
 

Таблица 1- Физические параметры доломитов  из скважины 1 Усинская 

№ п/п 
Глубина от-
бора керна,    

м 

 Пористость от-
крытая,   

 % 

Газопрони-
цаемость,   
10-3 мкм2               

Остаточная водона-
сыщенность,  

% 

1 1269,25 29,72 368,7 24,7 

2 1453,5 25,95 167,4 25,0 

3 1455,5 17,09 103,0 25,2 

4 1452,5 13,89 88,7 24,9 

5 1455,65 14,72 65,0 25,2 

6 1326,45 12,92 63,7 25,3 

 
Эксперименты (метод стационарной фильтрации) проводились в условиях геостатиче-

ского 30 МПа и пластового 12 МПа давлений в широком диапазоне температур 25 – 150оС. Вяз-
кости пластовых флюидов изменялись в широких пределах от 0,24 до 0,97 мПа*с для пластовой 
воды и от 6,4 до 495 мПа*с для нефти, соотношение вязкостей нефти и воды (µ0) менялось так-
же в широком диапазоне 27 – 510, что характеризовало значительную неустойчивость фильтра-
ционного потока несмешивающихся жидкостей. В таблице 2 приводятся транспортные харак-
теристики исследуемых модельных жидкостей. 
 
Таблица 2 - Зависимость вязкости сепарированной нефти и модельных пластовых жидкостей от 

температуры при пластовом давлении 
Вязкость, мПа·с Температура, 

0С Сепарированной 
нефти 

Модельной смеси 
(нефть-толуол) 

Модельной во-
ды 

µо = 
µн/µв 

25 2400 495 0,97 510 
100 47,4 24,9 0,35 71 
150 17,5 6,4 0,24 27 

 
В процессе исследования определялся краевой угол смачивания, который составил 220, а 

межфазное натяжение на границе раздела нефть - пластовая вода в зависимости от температуры 
от 25 до 800С изменялось в пределах от 39,1 до 24,9 мН/м. 

Как следует из экспериментов вид кривых ОФП для исследованных флюидов заметно 
отличается от известных кривых для нефтей меньшей вязкости и в особенности линией ОФП по 
воде, лежащей на оси её насыщенности (рисунок 1). При этом линия ОФП по нефти расположе-
на под углом 90 – 130о к оси водонасыщенности, что характеризует высокий градиент её (ОФП) 
снижения. Однако с ростом температуры градиент изменения ОФП снижается, что приводит к 
выполаживанию кривых и подъему линии ОФП по воде с линии её насыщенности, что отмеча-
ется при температурах 100 – 150оС, которые заметно превышают пластовые. 

Результаты проведенных экспериментов по определению коэффициента вытеснения 
при различных температурах приведены в таблице 3 и на рисунке 2. По этим данным отмечает-
ся рост коэффициента вытеснения с увеличением температуры. В интервале температур 70-



 

1000С отмечается заметный рост коэффициента вытеснения, но в дальнейшем, в интервале 100-
1500С температурный градиент изменения коэффициента вытеснения уменьшается. 

На основании экспериментов по определению ОФП были рассчитаны коэффициенты 
вытеснения нефти пластовой водой по известной методике ВНИИ [12]. 

Сравнение наших данных с известными экспериментальными данными при близких па-
раметрах флюидов [3], показывает в целом один порядок полученных величин вытеснения 0,17 
– 0,58, в том числе и с рассчитанными по ОФП. При этом нам также удалось подтвердить дан-
ные о росте градиента коэффициента вытеснения, как об этом отмечалось ранее в работе [3] при 
температурах 60-800С.  
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Образец №3 

 
 

Рисунок 1- Диаграммы ОФП для нефти и воды при их совместной фильтрации в пластовых ус-
ловиях при разных температурах 

 
Таблица 3 – Зависимость коэффициента вытеснения нефти пластовой водой и остаточной неф-
тенасыщенности от температуры 
 

Температура, 0С 
пластовая 70,0 100,0 150,0 Объект ис-

следования 
Коэффициент вытеснения, % 

Примечание 

Остаточная 
нефтена-
сыщен-

ность при 
25-1500С 

Составной 
образец 

31,50 39,12 53,80 57,70 эксперимент 51,26-31,69 

Образец№1 28,70 - 47,00 53,90 расчет 54,16-35,35 

Образец№2 21,80 - 51,80 56,50 расчет 58,85-33,27 

Образец№3 26,00 - 44,60 57,20 расчет 54,20-35,34 

 
 

y = 10,69x0,334
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Рисунок 2– Зависимость коэффициента вытеснения нефти пластовой водой от температуры. 
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1,2,3 – коэффициенты вытеснения рассчитанные по методике ВНИИ [12]  
 
Установлен сложный многофакторный характер изменения фазовой проницаемости в за-

висимости от температуры. Вероятнее всего в условиях высокой вязкостной неустойчивости 
рассматриваемой пластовой системы изменение фазовой проницаемости определяется несколь-
кими параметрами, и главные из них геометрия пустотного пространства, подвижности пласто-
вых флюидов (поверхностные явления), а также теплофизические характеристики пород и 
флюидов, что отмечалось и ранее в работах других исследователей. 

Как показывают экспериментальные данные (рисунок3) подвижность пластовых флюи-
дов* с ростом температуры возрастает почти в десять раз, здесь же начинает формироваться 
область устойчивого вытеснения при µ0 < 10 [7], и как следует из установленных зависимостей 
(рисунок 3) при температурах превышающих 1500С, когда автомодельно реализуются условия 
выполнения критериев π1 и π2. 

Далее следует отметить, что важнейшим ключом к пониманию механизма извлечения 
тяжелых нефтей из подземного резервуара является определение истинной палеореконструкции 
механизма массопереноса и накопления пластовых флюидов в подземных ловушках в прошлом.  

Формирование тяжелых нефтей Тимано-Печорской провинции (ТПП) происходило за 
счет трансформирования изначально нефтегазоконденсатных систем в результате сокращения 
площадей осадкообразования, положительных инверсионных тектонических движений [13]. 
Все это приводило к дегазации недр, разрушению углеводородных систем, формированию зон 
палеогипергенеза. 

Проведенный нами анализ палеогеотермической обстановки палеозойских отложений 
крупных тектонических зон Восточно-Европейской платформы показывает (Степанов А.Н., 
Карпов П.А., 2004), что по сравнению с современными условиями в прошлом существовали 
высокие пластовые температуры на 50-1000С и более превышающие современные. 

По изотопному составу нефти ТПП являются относительно тяжелыми, что указывает на 
значительные глубины их формирования. Нефти многопластовых месторождений химически 
однотипны и характеризуются высокими коэффициентами метаморфизации, имеющими мак-
симальные значения в более древних отложениях. Высокопарафинистые нефти ТПП отнесены к 
продуктам процессов испарительной и ретроградной конденсации[13]. При этом максимальные 
концентрации высокомолекулярных алканов 11,1-37,0% масс. характерны для отложений сред-
него девона в весьма узкой зоне плотностью 810-840 кг/м3, что характеризует дериватные, бо-
лее подвижные нефти[13]. На ведущую роль этих процессов в формировании углеводородных 
скоплений во многих регионах указывали различные исследователи (А.Н. Резников,1969, Ю.И. 
Стклянин, 1971,Т.П. Жузе,1974, K.F.M. Thompson, 1979,1987,1988, А.Н. Степанов,1984,1992 и 
др.). Обоснование рассматриваемых процессов с использованием уравнений состояния различ-
ных типов приведено в ряде работ [14-16].В настоящей работе приведено количественное экс-
периментальное обоснование с позиций флюидодинамики нефтегазообразования. 

Данные по механике жидкостей и газов (соотношение гравитационных, гидродинамиче-
ских и капиллярных сил, соотношение подвижностей флюидов, особенностей геометрии пус-
тотного пространства, истории его насыщения пластовыми флюидами в соответствующей гео-
статической и термобарической обстановке) представляются во многом (и только) однознач-
ными при определении условий миграции и аккумуляции нефти в ловушках преимущественно 
за счет энергии пластового газа.  

Между тем до сих пор в практике нефтяной геологии и геохимии используются много-
численные эмпирические косвенные критерии, в том числе и данные по различным классам 
биомаркеров, которые обычно никоим образом не увязываются исследователями с процессами 
и критериями флюидной механики для конкретной порово-флюидной системы. Капиллярные 

* 
вн

н
КвК

М
µµ

÷=
, где Кн, Кв соответственно фазовые проницаемости по нефти и воде при пластовых условиях 



 

силы локально преобладают в масштабе порового пространства [17] и определяют расположе-
ние фаз в порах. Естественные гидродинамические силы не в состоянии изменить локальное 
капиллярное равновесие, они обеспечивают течение нефти и воды в макромасштабах. Неодно-
кратно это явление подтверждалось в работах многих геологов и разработчиков (К.Б. Аши-
ров,1967, А.И. Леворсен,1958 и др.). Однако, картина процесса фильтрации существенно изме-
няется при воздействии газового потока, когда снимаются все ограничения, и уже в широких 
масштабах в пористой среде реализуется миграция нефти в газовой фазе. 

В условиях выполнения высокотемпературной автомодельности по критериям π1 и π2 
наиболее вероятен единственный механизм – разгрузка глубинных газовых метастабильных 
растворов высокомолекулярных углеводородов в ловушках. Термодинамическое обоснование 
рассматриваемого процесса для полной системы нефть-газ-порода-вода было выполнено ранее 
в наших работах [18 и др.] 
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Рисунок 3 – Зависимость подвижности пластовых флюидов (М) от соотношения их вязкостей 

(µ0) при различных температурах 
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