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Abstract
The article describes the process of building geological and hydrodynamic models based on facies analysis and assessing the prospects for 
the implementation of various options for optimizing the development system using the example of a site of a unique field in the Republic 
of Bashkortostan. When hydrodynamic modeling of multi-zone objects developed by a single filter, several equally probable options for tuning 
the hydrodynamic model to actual data may arise. Construction of a facies geological model made it possible to trace the geological variability 
of the object, determine individual settings for the distribution of reservoir and petrophysical properties, thus providing a detailed description 
of geological uncertainties. The detailed description of the object, in turn, helps to improve the process of adjusting the hydrodynamic model 
for compliance of the calculated parameters with the historical development data and the use of an adapted hydrodynamic model to analyze 
the operation of the site and identify zones of localization of residual reserves. Building and numerical experiments on a hydrodynamic model 
is a time-consuming process. The introduction of delta channel variability into the geological model makes it possible to refine the distribution 
of reserves in a multi-zone zone, and in some cases, systematically improve the quality of the forecast.

Materials and methods 
The field in question was studied by 700 cored wells and seismic 
surveys. The “Prime” software was used for facies analysis of target 
intervals of terrigenous deposits. The IRAP RMS software product was 
used to build the geological model. The hydrodynamic model was built 
using the RN-KIM software product.
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Аннотация
В статье описан процесс построения геолого-гидродинамических моделей на основе фациального анализа и дана оценка 
перспектив реализации различных вариантов оптимизации системы разработки на примере участка уникального 
месторождения Республики Башкортостан. При гидродинамическом моделировании многопластовых объектов, 
разрабатываемых единым фильтром, возможно возникновение нескольких равновероятных вариантов настройки 
гидродинамической модели на фактические данные. Построение фациальной геологической модели позволило проследить 
геологическую изменчивость объекта, определить индивидуальные настройки для распределения коллекторских 
и петрофизических свойств, таким образом обеспечив детальное описание геологических неопределенностей. Детальное 
описание объекта в свою очередь способствует улучшению процесса настройки гидродинамической модели на соответствие 
расчетных параметров историческим данным разработки и использованию адаптированной гидродинамической 
модели для анализа эксплуатации участка и выявления зон локализации остаточных запасов. Построение и численные 
эксперименты на гидродинамической модели — трудоемкий процесс, требующий значительных временных затрат. 
Внедрение в геологическую модель учет фациальной неоднородности дает возможность уточнить распределение запасов 
в условиях многопластового объекта, а в ряде случаев — системно улучшить качество результатов прогнозных расчетов.

Материалы и методы
Рассматриваемое месторождение изучено посредством бурения 
700 скважин с отбором керна и сейсморазведочными работами. 
Для проведения фациального анализа по целевым интервалам 
терригенных отложений использовано программное обеспечение 
«Прайм». Для построения геологической модели использован 

программный продукт IRAP RMS. Гидродинамическая модель 
построена с привлечением программного продукта RN-KIM. 
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Введение
Поздняя стадия разработки нефтяного 

месторождения при реализации традици-
онных методов характеризуется снижением 
темпов отбора, ростом обводненности про-
дукции, ухудшением структуры запасов. Для 
поддержания добычи нефти на достигнутом 
уровне и повышения выработки запасов тре-
буются новые технологии и подходы к разра-
ботке объектов. В особенности это актуально 
для месторождений со сложным геологиче-
ским строением. 

Геолого-гидродинамическая модель 
(ГГДМ) является одним из инструментов, 
используемых при анализе разработки 
и оценке различных вариантов доизвлече-
ния остаточных запасов. В настоящее время 
в большей части используемых при моде-
лировании терригенных коллекторов ГГДМ 
в рамках одного объекта применяются еди-
ные зависимости при задании фильтрацион-
но-емкостных свойств (ФЕС) и относительных 
фазовых проницаемостей (ОФП). Для коллек-
торов, имеющих разное фациальное проис-
хождение и вследствие этого индивидуаль-
ные ФЕС, использование таких зависимостей 
при настройке ГГДМ на фактические данные 
разработки будет приводить к снижению про-
гнозной способности модели. В связи с этим 
растет актуальность работ, нацеленных на по-
вышение достоверности ГГДМ с учетом лито-
лого-фациальной изменчивости [1].

Восстановление фациальной обста-
новки осадконакопления в совокупности 
с последующей реализацией полученных 
результатов в цифровой модели участ-
ка позволяет проанализировать особен-
ности разработки отложений и оптими-
зировать процесс эксплуатации в целях 
увеличения добычи. Для подтверждения дан-
ного предположения и детализации геологи-
ческого строения была построена секторная 

геолого-гидродинамическая модель (СГГДМ) 
опытного участка с учетом фациальных осо-
бенностей отложений.

В данной статье рассматривается Ар-
ланское нефтяное месторождение, которое 
располагается в пределах Волго-Уральской 
нефтегазоносной провинции, на северо-за-
паде Республики Башкортостан. Тектониче-
ски оно приурочено к Бирской седловине, 
представляющей собой отрицательную струк-
туру. Одним из основных объектов, с кото-
рым связана промышленная нефтеносность 
месторождения, является терригенная тол-
ща нижнего карбона (ТТНК), представленная 
переслаиванием песчаников, алевролитов, 
аргиллитов, углисто-глинистых разностей 
и известняков.

Целью работы являлось построение 
СГГДМ на опытном участке для уточнения рас-
пределения извлекаемых запасов с учетом 
фациального моделирования. В ходе выпол-
нения работы на этапе геологического моде-
лирования решались задачи: анализ факти-
ческого материала, корреляция отложений, 
восстановление фациальных условий осадко-
накопления, проведение палеотектонических 
реконструкций. Далее выполнялось постро-
ение гидродинамической модели на основе 
геологической модели (ГМ) с учетом фаци-
ального разделения пород и последующим 
анализом результатов моделирования.

Краткие сведения по участку 
моделирования

Опытный участок моделирования распо-
ложен на территории Ново-Хазинской пло-
щади в пределах Бирской седловины (рис. 1),  
разрабатывается с 1961 г. Реализована не-
регулярная система разработки с очаго-
во-избирательной системой ППД, закачка 
осуществляется с 1966 г. Действующий добы-
вающий фонд составляет 33 скважины, фонд 

нагнетательных — 19 скважин, жесткость си-
стемы 1,7. Объект находится на завершающем 
этапе разработки, характеризующемся вы-
сокой обводненностью, достигающей 97 %.  
Основными продуктивными пластами явля-
ются С1tl.1-2-3 и С1rd-bb.

Согласно схеме фациальной неоднород-
ности отложений радаевско-бобриковского 
горизонта [2] (рис. 1), участок секторного 
моделирования приурочен к зоне развития 
дельтовых каналов и является перспектив-
ным для реализации фациального анализа.

В рамках анализа геолого-промысловой 
информации на участке выделяются четыре 
характерные зоны. Условное разделение по-
зволяет детально анализировать продуктив-
ность каждой из зон, принимая во внимание 
значительную историю разработки.

Первая зона, включающая пласты  
С1tl.1-2-3 и С1rd-bb, отличается наиболее 
низкими накопленными объемами добы-
чи нефти. Это обусловлено несколькими 
факторами: более низкой проницаемостью 
коллектора, неблагоприятными геологиче-
скими условиями (наличие значительных 
глинистых прослоев, препятствующих эф-
фективной разработке), а также возможным 
наличием водного конуса, досрочно вытес-
няющего нефть из продуктивного пласта. 
Запускные дебиты нефти в этой зоне из-
меняются в пределах 17–20 т/сут, что сви-
детельствует о сравнительно низкой на-
чальной продуктивности скважин. Низкие 
дебиты жидкости, достигающие 150 м3/сут,  
подтверждают эту тенденцию. Вторая 
зона, преимущественно эксплуатирующая  
пласты С1tl.1-2-3, демонстрирует схожую 
картину с первой, хотя и с несколько более 
высокими показателями. Накопленные объ-
емы отбора нефти сопоставимы с первой 
зоной, а запускные дебиты нефти находятся 
в диапазоне 20–40 т/сут. Дебиты жидкости 
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Рис. 1. Участок секторного моделирования на картах фациальной неоднородности и накопленных отборов 
Fig. 1. Sector modeling area on maps of facial inhomogeneity and accumulated selections
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достигают 150 м3/сут. Незначительное по-
вышение продуктивности объясняется улуч-
шенными коллекторскими свойствами в пре-
делах этой зоны. Третья и четвертая зоны, 
связанные с пластом С1rd-bb, демонстриру-
ют значительно более высокие показатели. 
Накопленные объемы отбора нефти в этих 
зонах достигают приблизительно 2,5 млн т,  
что существенно выше фактических пока-
зателей первой и второй зон. Запускные 
дебиты нефти в отдельных скважинах пре-
вышают 100 т/сут, что указывает на высокую 
начальную продуктивность. Соответственно, 
дебиты жидкости достигают максимальных 
значений — до 900 м3/сут. Высокая про-
дуктивность этих зон обусловлена лучшими 
коллекторскими свойствами пласта С1rd-bb,  
более высокой пористостью и проницаемо-
стью, а также более благоприятным геоло-
гическим строением пласта. Тем не менее, 
необходимо отслеживать динамику обводнен-
ности в этих зонах и своевременно принимать 
меры по поддержанию пластового давления 
для предотвращения преждевременного па-
дения дебитов жидкости.

В условиях высокой дифференциации 
фильтрационно-емкостных свойств, а также 
принимая во внимание значительную историю 
разработки рассматриваемого объекта, весь-
ма сложно определить текущие зоны локали-
зации остаточных извлекаемых запасов (ОИЗ). 
Использование вероятностных методов оцен-
ки запасов, учитывающих неопределенность 
геологических параметров и технологических 
факторов, позволяет более точно оценить 
потенциал ОИЗ и определить оптимальные 
стратегии их вовлечения в разработку. Для 
решения задачи снижения неопределенности 
локализации остаточных извлекаемых запа-
сов (ОИЗ) по разрезу необходимо построение 
СГГДМ с учетом концептуального представ-
ления модели осадконакопления как дель-
товой системы с разделением ее элементов 
на отдельные фациальные обстановки [3]. 
На рассматриваемом участке многопластовый 
объект разрабатывается единым фильтром, 
в связи с чем возникает несколько равнове-
роятных вариантов настроек ГДМ на фактиче-
ские данные. Это позволит обеспечить эффек-
тивность работы объекта на всей длительности 
его истории разработки.

Фациальное моделирование
Согласно анализу керна, геофизических 

исследований скважин (ГИС) и региональ-
ного строения территории месторождения, 

в работе были выявлены признаки, которые 
позволяют отнести отложения радаевско-бо-
бриковского горизонта к дельтовым отложе-
ниям речного типа. В тульское время начи-
нали формироваться отложения ассоциации 
отмирания дельты. Прекращение или умень-
шение поступления терригенного материа-
ла приводило к образованию маломощных 
прослоев известняков и глин. Однако в се-
веро-западной части территории Республики 
Башкортостан продолжали накапливаться 
песчаные отложения дельтовых каналов, раз-
витие которых по сравнению с радаевско-бо-
бриковским горизонтом значительно продви-
нулось на север [4].

Корреляция отложений 
Корреляция отложений ТТНК проводи-

лась прослеживанием границ пластов туль-
ского и бобриковского горизонтов по 203 
скважинам с выравниванием на «алексин-
ский» репер C1al. Данный горизонт уверен-
но отмечается во всех скважинах сектора 
по данным ГИС. Представлен известняками 
серыми, реже темно-серыми с прослоями 
доломитов, имеющих подчиненное значе-
ние [5]. Согласно геолого-статистическому 
разрезу (ГСР) (рис. 2), стратиграфическая 
модель объекта представлена как модель, 
в которой попластовое разделение является 
отображением геологической цикличности 
осадконакопления. 

Аналогичным образом была выполне-
на корреляция пластов C1tl.1-3 тульского 
времени. 

Изначально ГМ строилась без фациаль-
ного разделения, и при корреляционных 
построениях кровля пласта С1rd-bb совпа-
дала с той отметкой, что принята в текущем 
представлении о геологическом строении 
объекта. На первом этапе анализа форм кри-
вых ПС и ГК выявлено наличие русловых тел. 
Но формирование пластов С1tl.4-5-6 проис-
ходило в условиях трансгрессии тульского 
моря, и данный цикл осадконакопления пред-
ставлял собой область развития прибреж-
но-морских условий [6], поэтому выявленные 
русловые тела были отнесены ко второму  
циклу осадконакопления пласта С1rd-bb. Та-
ким образом, аналогично была скорректиро-
вана отбивка кровли пласта во всех скважи-
нах сектора.

Фациальный анализ 
Во времена формирования ра-

даевского горизонта отложения ТТНК 

на рассматриваемой площади представляли 
собой область прибрежной равнины, време-
нами заливавшейся морем, а в бобриков-
ское время — заболоченную приморскую 
равнину [7].

Согласно анализу форм кривых, получен-
ных по методу потенциалов самопроизволь-
ной поляризации (ПС) и гамма-каротажа (ГК) 
по электрометрической модели Муромцева 
В.С., отложения пласта C1rd-bb рассматрива-
емого участка представлены преимуществен-
но дельтовыми каналами, песками поймен-
ных разливов и дельтовой равниной (рис. 3). 

Аналогичным образом проведен фаци-
альный анализ пластов C1tl.1-2-3. В тульское 
время произошло кратковременное про-
никновение моря с востока и накопление 
терригенно-карбонатной пачки. Во второй 
половине тульского периода регрессия 
моря на юго-восток способствовала форми-
рованию глинисто-алевритовых отложений 
в зоне мелководья. На завершающем этапе 
накопления этой толщи произошло образова-
ние эрозионных врезов с частичным размы-
вом алеврит-известковистой пачки и пачки 
глин — дельтовых каналов. В процессе фор-
мирования пласта C1tl.2 произошло обнаже-
ние дельтовой равнины и дальнейшее пере-
мещение осадочного материала по основным 
дельтовым каналам с образованием второ-
степенных каналов, пойм, устьевых баров [8].

Дополнительным критерием для уточне-
ния положения границ фациальных зон, ввиду 
их высокой неопределенности, послужили па-
леотектонические реконструкции. Использо-
вание карты изопахит от кровли пласта C1ksl  
до кровли C1tl.4 позволило уточнить грани-
цы фаций. Согласно концептуальному пред-
ставлению рассматриваемых отложений, 
зонам развития фаций каналов соответ-
ствует увеличение мощности терригенных 
осадков (рис. 4).

Создание кубов литологии и пористости
После проведения фациального анализа 

и создания структурного каркаса собран куб 
фаций, в пределах которого в дальнейшем 
смоделированы литология и пористость. Ли-
тология моделировалась с распределением 
эффективных толщин, со своими настройка-
ми вариограмм отдельно в каждой фациаль-
ной зоне. В результате получен куб литологии, 
в котором выделены неколлектор, 1-я фа-
ция — отложения каналов, 2-я фация — пески 
пойменных разливов и отложения дельтовой 
равнины (пойма).

Рис. 3. Карта распределения фаций C1rd-bb
Fig. 3. Map of the distribution of facies C1rd-bb

Рис. 2. Пример корреляционных построений отложений ТТНК
Fig. 2. Example of correlation structures of the lower carbon terrigenal 
layer sediments



35

Аналогичным образом, соблюдая прин-
цип индивидуальных настроек для каждой 
фации, моделировался куб пористости. Соз-
данная ГМ учитывает геометризацию фаци-
альных зон и изменчивость ФЕС при переходе 
от канальной фации к отложениям дельтовой 
равнины.

Распределение петротипов  
и уточнение фациальной модели 

В работе [4] породы ТТНК месторожде-
ний северо-запада Республики Башкортостан 
разделены на три петрофизических типа кол-
лектора по глинистости. Для каждого класса 
пород по данным лабораторных исследова-
ний построены основные петрофизические 
зависимости (рис. 5) и с использованием 
пористости обоснованы граничные значения 
кондиционных параметров, в частности от-
крытой пористости Кп.гр:
•		 1-й тип коллектора — песчаники чистые 

(Сгл < 5 %) с Кп.гр = 8 %;
•		 2-й тип коллектора — песчаники 

и алевролиты слабоглинистые  
(5 % ≤ Сгл < 10 %) с Кп.гр = 12 %;

•		 3-й тип коллектора — песчаники 
и алевролиты глинистые  
(10 % ≤ Сгл < 20 %) с Кп.гр = 16 %.
В скважинах моделируемого участка 

дискретные кривые петротипов выделялись 
на основании описанных выше критериев 
глинистости, показаны на рисунке 6 справа 
от кривых ГИС.

Фации дельтовых каналов, как правило, 
отличаются лучшими ФЕС (преимущественно 
1-й тип коллектора) по сравнению с фация-
ми песчаных отложений дельтовой равнины, 
имеющими уменьшенные мощности коллек-
тора и ухудшенные ФЕС (2-й и 3-й типы кол-
лектора). На рисунке 6 приведены гистограм-
мы распределения по количеству скважин, 
попадающих в ту или иную фацию с учетом 
петротипов.

С учетом данных по выделению петроти-
пов фации дельтовой равнины и песков раз-
лива объединены в одну фацию, так как для 
них применялась одна зависимость ввиду от-
сутствия выделенных коллекторов в пределах 
дельтовой равнины. 

Таким образом, построение 
ГМ осуществлялось с учетом концептуальных 

представлений и анализа фактического мате-
риала объекта исследований. Итоговые кар-
ты распределения фаций приведены на ри-
сунке 7.

Построение ГДМ. Обоснование выбора 
модели с разделением на фации 

Перед построением гидродинами-
ческой модели по рассматриваемому 
участку проведен анализ состояния раз-
работки, включающий выявление связи по-
казателей эксплуатации скважин с их фаци-
альной принадлежностью. 

Рис. 4. Карта изопахит (пласты C1ksl–C1tl.4)
Fig. 4. Map of isopachite (layers C1ksl–C1tl.4)

Рис. 5. Зависимости проницаемости от пористости по петроклассам
Fig. 5. Permeability dependences on porosity by petroclasses

Рис. 6. Гистограммы распределения 
скважин по фациям с учетом петротипов
Fig. 6. Histograms of wells distribution 
by facies taking into account petrotypes

Рис. 7. Итоговые карты распределения фаций: а — С1rd-bb.2; б — C1tl.1-2-3
Fig. 7. Final maps of the distribution of facies: а – С1rd-bb.2; б – C1tl.1-2-3

Сравнив итоговую карту распределе-
ния фаций с картой зон участка интере-
сов (рис. 1), можно отметить, что в пласте 
С1rd-bb ранее выделенные зоны разделены 
дельтовыми равнинами. В верхней пачке  
С1tl.1-2-3 отмечается аналогичная ситуа-
ция: первая и третья зоны разделены дель-
товыми равнинами. Первая зона, у которой 
худшие показатели по накопленной добы-
че нефти, отличается отсутствием каналов 
в пласте С1tl.1-2-3, в отличие от второй, тре-
тьей и четвертой зон.

Далее проведена проверка наличия 
связи показателей эксплуатации отдельных 
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скважин с их фациальной принадлежностью. 
Подтверждение согласованности показате-
лей с распределением скважин по вскрытию 
«каналов» и «равнин» было получено (рис. 8).  
Скважины, по которым перфорированы 
только коллекторы в «дельтовых равнинах», 
в среднем имеют кратно худшие показатели, 
чем скважины, по которым вскрыты «кана-
лы» по одному из пластов. 

Для ГДМ был выбран тип модели Black oil, 
двухфазная (нефть, вода). Средний размер 
ячейки 50×50×0,25.

Рассмотрены варианты построения ГДМ 
без разделения на фации (исходная ГДМ) 
и с разделением на фации (фациальная ГДМ).  
В исходной ГДМ зависимости проницаемости 
и остаточной водонасыщенности от пори-
стости заданы едиными по всей модели. Для 

фациальной ГДМ при построении зависимо-
стей проницаемости и остаточной водонасы-
щенности от пористости использовалась ра-
бота по петрофизическому моделированию 
ТТНК Башкортостана [4]. По преобладающему 
типу коллектора в фации дельтовых каналов 
заданы свойства как в «песчаниках чистых» 
с глинистостью менее 5 % (1-й тип коллекто-
ра), а в пределах дельтовой равнины свой-
ства заданы как «алевролиты и песчаники»  
с глинистостью 5–10 % (2-й тип коллектора). 
Значение куба фаций стало основным пара-
метром, определяющим распределение пе-
трофизических свойств в модели. Остальные 
зависимости задавались без учета фаций, 
как и в исходной ГДМ. Начальное насыщение 
задавалось с помощью опции гидростатиче-
ского выравнивания. Задано граничное усло-
вие — без перетоков. 

Внесение в ГДМ фациального разделения 
привело к перераспределению подвижных 
запасов (табл. 1, 2). Обозначим: SOIL — на-
чальная нефтенасыщенность, SOWCR — кри-
тическая нефтенасыщенность. Тогда разность 
SOIL — SOWCR влияет на подвижные запасы 
нефти. Определено, что выше ВНК разность 
SOIL — SOWCR в «каналах» при переходе 
от исходной ГДМ к фациальной увеличива-
ется, а в «дельтовых равнинах» эта разность 
уменьшается.

Следует отметить, что при переходе от ис-
ходной ГДМ к модели на основе фациального 
анализа значительно изменилось распре-
деление проницаемости (рис. 9, табл. 3).  
Средняя проницаемость в «каналах» в исход-
ной ГДМ — 461×10-3мкм2, после перехода к фа-
циальной увеличилась до 924×10-3мкм2. В ис-
ходной модели для дельтовых равнин средняя 
проницаемость составляла 221×10-3мкм2,  
в фациальной модели — 135×10-3мкм2. В итоге 
отношение средней проницаемости в «кана-
лах» к средней проницаемости в «равнинах» 
в исходной ГДМ было равным 2,1, в фациаль-
ной ГДМ увеличилось до 6,8.

Для оценки преимуществ использования 
фациального разделения для ГДМ по двум 
вариантам модели проведено сравнение 
результатов расчета без адаптации. Сум-
ма квадратов невязок по годовым отборам 
нефти, деленная на число лет, по фациаль-
ной модели по сравнению с исходной ниже 
в 3,8 раза — это 1,2E+0,9 и 4,5E+0,9.

	 Δ1 = Σ (Qофt – Qopt)
2/t  ,	 (1)

где Qофt — фактическая годовая добыча неф-
ти; Qopt — расчетная годовая добыча нефти. 

В качестве еще одной меры сравне-
ния рассчитаны суммы квадратов невязок 
по дебиту нефти по всем скважинам на все 
временные шаги, деленные на суммарное 
количество точек, где присутствовали заме-
ры (обозначено NwNt). По этому критерию 
показатель для фациальной ГДМ — 114,4, 
что на 13 % лучше показателя исходной 
ГДМ — 131,7.

    Δ = ΣwellΣtime(qофwt – qopwt)
2/(NwNt)  ,     (2)

где qофwt — фактический дебит нефти;  
qopwt — расчетный дебит нефти. 

Оценивая кросс-плоты по накоплен-
ной добыче нефти по скважинам, мож-
но отметить, что линия регрессии фа-
циальной модели y = 0,8967x + 10578 
имеет меньший угол отклонения от «иде-
альной» прямой y = x, чем линия регрес-
сии исходной модели y = 0,7093x + 19873.  
Также коэффициент детерминации  

Рис. 8. Показатели работы скважин в зависимости от фациальной принадлежности
Fig. 8. Well performance indicators depending on the factional affiliation

Табл. 1. Средняя нефтенасыщенность в исходной и фациальной моделях
Tab. 1. Average oil saturation in the baseline and facial models

Вариант ГДМ Фации SOIL, доли ед. SOWCR доли ед. SOIL - SOWCR 
доли ед.

исходная ГДМ
«каналы»36

0,861 0,368 0,493

фациальная ГДМ 0,889 0,335 0,555

исходная ГДМ «дельтовые 
равнины»36

0,847 0,396 0,451

фациальная ГДМ 0,763 0,413 0,356

36В ячейках, которые в фациальной ГДМ относятся к фации «каналы»
36В ячейках, которые в фациальной ГДМ относятся к фации «дельтовые равнины»

Табл. 2. Начальные подвижные запасы нефти в моделях
Tab. 2. Initial movable oil reserves in models

Вариант ГДМ Фации Подвижные запасы, тыс. т3

С1tl.1-2-3 С1tl.4-5-6 C1rd-bb

исходная ГДМ, тыс. т

«каналы»

4 956,6 0,0 3 139,9

фациальная ГДМ, тыс. т 5 553,6 0,0 3 571,1

отклонение абсолютное, тыс. т 597,0 – 431,2

отклонение относительное, % 12,0 – 13,7

исходная ГДМ, тыс. т

«дельтовые 
равнины»

1 333,8 1 308,9 1 983,4

фациальная ГДМ, тыс. т 1 055,8 1 030,9 1 543,2

отклонение абсолютное, тыс. т 277,1 278,0 440,2

отклонение относительное, % 20,8 21,2 22,2

Табл. 3. Средняя проницаемость в исходной и фациальной моделях
Tab. 3. Average permeability in the initial and facial models

Вариант ГДМ Фации Проницаемость, 3610-3мкм2

исходная ГДМ
«каналы»36

461

фациальная ГДМ 924

исходная ГДМ
«дельтовые равнины»36

221

фациальная ГДМ 135

36В ячейках, которые в фациальной ГДМ относятся к фации «каналы»
36В ячейках, которые в фациальной ГДМ относятся к фации «дельтовые равнины»
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R2 = 0,6495 у фациальной модели выше, чем 
R2 = 0,5624 у исходной.

По накопленной добыче жидкости 
по скважинам данный эффект проявлен бо-
лее наглядно: линия регрессии фациальной 
модели y = 0,6371x + 124422, линия регрес-
сии исходной модели y = 0,3319x + 62408. 
Коэффициент детерминации у фациальной 
модели составляет R2 = 0,8587, у исходной — 
R2 = 0,5818.

По результатам сравнения динамики рас-
четных показателей (рис. 10) сделан вывод, 
что ГДМ с учетом фациального анализа бо-
лее корректна по сравнению с исходной. Для 
дальнейшей работы решено использовать 
ГДМ с учетом фациального анализа.

В заключение можно отметить, что в сек-
торной модели с учетом фациального анализа 
удалось добиться соответствия расчетных па-
раметров историческим данным разработки, 
использовать настроенную ГДМ для анализа 
эксплуатации участка и выявления зон лока-
лизации остаточных запасов. Зачастую такие 
зоны локализации ОИЗ возникают в «тупико-
вых» участках каналов, где ближайшие нагне-
тательные скважины не могут эффективно 
воздействовать. В зонах локализации запасов 
были подобраны геолого-технические меро-
приятия для повышения выработки запасов.

Итоги 
Наряду с региональными концептуальными 
представлениями об объекте для оценки его 
фациальной изменчивости по площади и по 
разрезу в СГГДМ использовались следующие 
практики:
•		 методика В.С. Муромцева (фациаль-

ная природа осадка по электрическим 
характеристикам);

•		 соотношение дискретных кривых петро-
типов в пласте (выявление преобладаю-
щего петротипа);

•		 палеоструктурные реконструкции для 
подтверждения и уточнения границ фаци-
альных зон. 

Итоговый куб с фациальным разделением 
позволил задать индивидуальные настройки 
для распределения литологии, пористости 
и проницаемости в геологической модели. 
Как было показано, данные факторы в сово-
купности помогли создать более детальную и 
обоснованную исходными данными ГМ, тем 
самым улучшив процесс адаптации ГДМ.
Сравнение вариантов ГДМ с использованием 
фациального разделения отложений и без 
него показал, что интегральные показатели 
дебита нефти, жидкости и закачки соответ-
ствуют фактическим больше в модели с фаци-
альным разделением коллекторов. 

Выводы
1.	 Особенности геологического строения 

объекта С1rd-bb-tl и физических свойств 
пластовых флюидов в условиях разра-
ботки общим фильтром многопластовой 
системы предопределили сложности раз-
работки уникального месторождения. 

2.	 В представленной работе при построении 
трехмерных моделей предложено в ка-
честве концептуального представления 
осадконакопления использовать дельто-
вую систему с разделением ее элементов 
на фациальные группы. Такая дифферен-
циация позволяет повысить достовер-
ность распределения ФЕС для отложений 
различного фациального происхождения.

3.	 Использование фациального анализа 
ускорило процесс адаптации ГДМ и позво-
лило получить уточненное распределение 

запасов на рассматриваемом участке.
4.	 Результаты интеграции данных фациаль-

ного анализа в процесс моделирования 
показывают целесообразность его ис-
пользования при построении геолого- 
гидродинамических моделей терриген-
ных отложений, особенно в условиях раз-
работки месторождений с несколькими 
продуктивными пластами.
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Рис. 10. Сравнение динамики расчетных параметров ГДМ без адаптации с фациальным 
разделением и без фациального разделения
Fig. 10. Comparison of dynamics of hydrodynamic model parameters without adaptation with 
factional separation and without factional separation

Рис. 9. Средняя проницаемость по пласту C1rd-bb: а — исходная ГДМ; б — фациальная ГДМ 
Fig. 9. Average layer permeability C1rd-bb: a – the initial hydrodynamic model; б – the facial 
hydrodynamic model
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Results
Along with regional conceptual views of the object, the following 
practices were used to assess its facies variability in terms of area and 
cross-section:
•	 procedure of V.S. Muromtsev (facies nature of sediment by electrical 

characteristics);
•	 ratio of discrete curves of petrotypes in the formation (identification 

of the predominant petrotype);
•	 paleostructural reconstructions to confirm and clarify the boundaries 

of facies zones.
The resulting facies-separated volume allowed for individual settings for 
lithology, porosity, and permeability distribution in the geologic model. 
These factors have been shown to combine to create a more detailed and 
informed GM baseline, thereby improving the HDM adaptation process.
Comparison of reservoir simulation models with and without facies 
separation showed that the integral oil, fluid, and injection rates are 
more consistent with the facies separation model.

Conclusions
1.	 Features of the geological structure of the target C1rd-bb-

tl and the physical properties of formation fluids, under conditions 
of development of a multi-zone system by a common filter, 
predetermined the difficulties of developing a unique field.

2.	 In the presented work, when constructing three-dimensional models, 
it is proposed to use a delta system with the division of its elements 
into facies groups as a conceptual representation of sedimentation. 
This differentiation improves the reliability of reservoir property 
distribution for deposits of different facies origin.

3.	 The use of facies analysis accelerated the HDM adaptation process 
and allowed to obtain an updated distribution of reserves in the area 
under consideration.

4. The results of the integration of facies analysis data into the 
modeling process show the expediency of its use in the construction 
of geological and hydrodynamic models of terrigenous deposits, 
especially in the context of the development of deposits with several 
productive layers.
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