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Аннотация

Исследовано влияние характеристик порового пространства терригенных пород-коллекторов
на двухфазные течения. Методом решеточных уравнений Больцмана проведены вычислительные
эксперименты на серии цифровых моделей природных песчаников с различными фильтрационно-
емкостными свойствами. Установлено, что неоднородность порового пространства, описываемая
стандартным отклонением распределения пор по размерам, является ключевым фактором, опре-
деляющим эффективность вытеснения. Показано негативное влияние увеличения неоднородно-
сти на эффективность вытеснения и стабильность фронта вытеснения. Построена карта влияния
числа капиллярности на эффективность вытеснения в зависимости от стандартного отклонения
распределения пор по размерам и проницаемости. Результаты имеют фундаментальное значение
для механики многофазных течений в пористых средах и могут быть использованы при прогнозе
мероприятий по разработке месторождений углеводородов.

Ключевые слова: двухфазные течения, пористые среды, метод решеточных уравнений
Больцмана, эффективность вытеснения, неоднородность порового пространства, число капил-
лярности

Благодарности. Работа выполнена при поддержке гранта Российского научного фонда (про-
ект № 25-71-10031).

Для цитирования: Закиров Т.Р., Кадыров Р.И., Хаюзкин А.С., Шакирзянов А.Ф. Двухфазные
течения в природных пористых средах с различными характеристиками порового пространства //
Учен. зап. Казан. ун-та. Сер. Физ.-матем. науки. 2026. Т. 168, кн. 1. С. 38–57.
https://doi.org/10.26907/2541-7746.2026.1.38-57.

Учен. зап. Казан. ун-та. Сер. Физ.-мат. науки | 2026;168(1):38-57



T.R. Zakirov et al. | Two-phase flows in natural porous media . . . 39

OR IG IN A L A R T I C L E
https://doi.org/10.26907/2541-7746.2026.1.38-57

Two-phase flows in natural porous media with different
pore space characteristics

T.R. Zakirov B, R.I. Kadyrov, A.S. Khayuzkin, A.F. Shakirzyanov
Kazan Federal University, Kazan, Russia

B timurz0@mail.ru

Abstract
The influence of pore space characteristics of terrigenous reservoir rocks on two-phase flows was

investigated. Computational experiments were carried out using the lattice Boltzmann method on
a series of digital models of natural sandstones with various filtration and capacity properties. It was
established that pore space heterogeneity, which is described by the standard deviation of pore size
distribution, emerges as a key factor determining displacement efficiency. The negative impact of
increasing heterogeneity on displacement efficiency and front stability was shown. A map of the
influence of the capillary number on displacement efficiency, depending on standard deviation and
permeability, was created. The results are of fundamental importance for the mechanics of multiphase
flows in porous media and can be used in predicting hydrocarbon field development measures.
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Введение
Многофазные течения в пористых средах встречаются во многих промышленных

и природных процессах, таких как разработка месторождений углеводородов, захоро-
нение углекислого газа, гидрогеология, почвоведение и многие другие. В связи с мно-
гочисленными параметрами, влияющими на многофазное течение, и сложными механиз-
мами заполнения порового пространства, данная область механики жидкости интенсивно
развивается в последние несколько десятилетий [1–4]. В настоящей статье течение жид-
кости рассмотрено на пространственном масштабе поровых каналов. Областью течения
являются цифровая модель поровых каналов или изображение, где ячейка (пиксель) ха-
рактеризует либо пору, либо твердую фазу (скелет) [5].
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Согласно многим исследованиям, проведенным, например, в работах [6–12], установ-
лено, что механика течения на уровне поровых каналов контролируется числом капил-
лярности 𝐶𝑎 , соотношением вязкостей 𝑀 между нагнетаемой и вытесняемой фазами
и условиями смачивания, характеризуемыми краевым углом 𝜃 . Мы рассматриваем слу-
чай несмачивающего вытеснения дренирования и 𝑀 < 1 , когда происходит вытеснение
более вязкой жидкости, например, нефти водой.

Течение при 𝑀 < 1 считается неблагоприятным, поскольку сопровождается неста-
бильным фронтом вытеснения и формированием доминантных каналов, именуемых
«пальцами». В работах [6–12] приведены карты режимов вытеснения в координатах
«𝐶𝑎−𝑀 ». В зависимости от 𝐶𝑎 механика течения соответствует режимам вязких и ка-
пиллярных пальцев. Режим вязких пальцев формируется при доминировании вязких сил
и высоких 𝐶𝑎 ≈ 10−3 , характеризуется древообразной структурой каналов вытеснения
и высокой эффективностью заполнения порового пространства. Снижение 𝐶𝑎 способству-
ет переходу к режиму капиллярных пальцев, которые характеризуются низкой эффектив-
ностью вытеснения, а также развитием каналов вытеснения по направлениям, отличным
от гидродинамического перепада давления.

Опубликован ряд работ, исследующих влияние неоднородности порового пространства
на механику двухфазного течения [13–17]. В качестве величины, численно описывающей
неоднородность, в них использован параметр беспорядочности. Например, этот параметр
характеризует неоднородность распределения локальной пористости в объеме образца или
диапазон измерения частиц. Ключевым результатом является негативное влияние пара-
метра беспорядочности на эффективность вытеснения. Также увеличение неоднородно-
сти способствует снижению критического 𝐶𝑎 , обеспечивающего переход между режи-
мами вязких и капиллярных пальцев [18]. На сегодняшний день существует небольшое
число статей (например, [19]), исследующих влияние свойств природных пористых сред
на механику двухфазного течения. Результаты, опубликованные в [13–18], представля-
ют несомненную ценность, однако они были получены для двухмерных искусственных
микромоделей, поровое пространство в которых не является природным.

Для развития направления механики многофазного течения в пористых средах в на-
стоящей статье изучено влияние свойств природных пористых сред на характеристики
двухфазного несмешиваемого вытеснения. В качестве характеристики течения рассмот-
рена эффективность вытеснения, имеющая ключевую прикладную роль в технологиче-
ских и природных процессах (разработка месторождений углеводородов, задачи экологии
и загрязнения). Основные результаты работы получены при проведении вычислительных
экспериментов на серии цифровых моделей природных песчаников (кернах) с различными
фильтрационно-емкостными свойствами и характеристиками порового пространства.

Результаты статьи, в первую очередь, носят фундаментальный характер в области мно-
гофазной механики жидкости в пористых средах, но также могут быть использованы при
прогнозе мероприятий по разработке месторождений углеводородов и оценке последствий
загрязнения почв.

1. Методы исследования
Классическая математическая модель, описывающая процесс двухфазного течения

несмешивающихся несжимаемых жидкостей, включает уравнения Навье – Стокса (с добав-
лением операторов, описывающих межфазное взаимодействие) и неразрывности. Конечно-
разностная аппроксимация этих уравнений приводит к необходимости решения системы
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линейных алгебраических уравнений (СЛАУ) на каждом итерационном шаге по време-
ни. Ввиду большой размерности цифровых кернов (1 млн. узлов и более) такой подход
приводит к большим вычислительным затратам. Альтернативой классической постановке
является метод решеточных уравнений Больцмана (lattice Boltzmann method, сокращенно
LBM) [20], которые могут быть сведены к традиционной модели с помощью разложения
Чапмена – Энскога [21]. Ключевыми преимуществами LBM являются отсутствие необходи-
мости решения СЛАУ, что существенно сокращает длительность проведения вычислитель-
ного эксперимента, простое описание граничных условий на непроницаемых границах [22],
а также точность моделирования межфазного натяжения и краевого угла смачивания [23].
В настоящее время большинство исследований течений в масштабе пор проводится при
помощи LBM [6–8, 10–12]. В следующем разделе приведены основные уравнения с соот-
ветствующими ссылками.

1.1. Решеточные уравнения Больцмана

1.1.1. Основные уравнения. В LBM течение жидкости рассматривает-
ся как динамика ансамбля частиц, которые за один шаг по времени ∆𝑡 мо-
гут перемещаться между соседними узлами сетки. В настоящей работе рас-
смотрена трехмерная область течения, где разрешенные направления движе-
ния частиц соответствуют базису скоростей D3Q19 [24] (рис. 1): e1 = 𝑐 · (0, 0, 0) ,
e2 = 𝑐 · (1, 0, 0) , e3 = 𝑐 · (−1, 0, 0) , e4 = 𝑐 · (0, 1, 0) , e5 = 𝑐 · (0,−1, 0) , e6 = 𝑐 · (0, 0, 1) ,
e7 = 𝑐 · (0, 0,−1) , e8 = 𝑐 · (1, 1, 0) , e9 = 𝑐 · (−1, 1, 0) , e10 = 𝑐 · (1,−1, 0) , e11 = 𝑐 · (−1,−1, 0) ,
e12 = 𝑐 · (1, 0, 1) , e13 = 𝑐 · (−1, 0, 1) , e14 = 𝑐 · (1, 0,−1) , e15 = 𝑐 · (−1, 0,−1) , e16 = 𝑐 · (0, 1, 1) ,
e17 = 𝑐 · (0,−1, 1) , e18 = 𝑐 · (0, 1,−1) , e19 = 𝑐 · (0,−1,−1) , где ∆𝑙 – шаг сетки,
𝑐 = ∆𝑙/∆𝑡 – сеточная скорость.

Рис. 1. Базис скоростей D3Q19, характеризующий перемещение ансамбля частиц между узла-
ми сетки
Fig. 1. D3Q19 velocity set characterizing the movement of particle ensemble between the grid nodes

Переменными в LBM являются функции распределения 𝑓𝑘
𝑖 (r, 𝑡) , используемые для

вычисления плотности флюидов 𝜌𝑘 (эквивалент давления 𝑃 𝑘 = 𝜌𝑘𝑐2/3) и скорости тече-
ния u; индекс 𝑘 = 1, 2 характеризует нагнетаемую (воду) и вытесняемую (нефть) жидко-
сти соответственно; 𝑖 = 1, 19 определяет номер вектора в базисе e. Эволюция 𝑓𝑘

𝑖 описана
уравнением
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𝑓𝑘
𝑖 (r+ e𝑖∆𝑡, 𝑡+∆𝑡) = 𝑓𝑘

𝑖 (r, 𝑡) + (Ω𝑘
𝑖 (r, 𝑡))

1 + 𝐹𝑖, (1)

а вычисление характеристик потока проводится по формулам [25,26]

𝜌𝑘(r, 𝑡) =
∑︁

𝑖

𝑓𝑘
𝑖 (r, 𝑡), (2)

u(r, 𝑡) =
1

𝜌1 + 𝜌2

(︃∑︁

𝑘

∑︁

𝑖

e𝑖𝑓
𝑘
𝑖 (r, 𝑡) +

∆𝑡

2
G

)︃
. (3)

В уравнении (3) вектор G = (𝐺𝑥, 𝐺𝑦, 𝐺𝑧) (м2/с) является массовой силой, характеризу-
ющей межфазное натяжение. Первым этапом решения уравнения (1) является операция
перемещения частиц по направлениям, определенным базисом D3Q19. Далее для изме-
рения скорости течения u по уравнению (3) проводится вычисление массовой силы G
по формуле [23]

G = 0.5̃︀𝜎𝐾∇𝜌𝑁 , (4)

где ̃︀𝜎 – параметр, контролирующий межфазное натяжение и требующий калибровки для
параметров сетки и свойств жидкостей; ∇𝜌𝑁 – оператор градиента цветового поля, вы-
числяемый по формуле

∇𝜌𝑁(r, 𝑡) =
1

𝑐

∑︁

𝑖

e𝑖

[︂
𝜌2(r+ e𝑖∆𝑡)− 𝜌1(r+ e𝑖∆𝑡)

𝜌2(r+ e𝑖∆𝑡) + 𝜌1(r+ e𝑖∆𝑡)

]︂
. (5)

В уравнении (5) 𝐾 – кривизна межфазной границы (1/м), вычисляемая как 𝐾 = −∇𝑠 · n ,
∇𝑠 = (I− nn) · ∇ – оператор градиента на поверхности, n = ∇𝜌𝑁/|∇𝜌𝑁 | – вектор норма-
ли к межфазной границе. После математических преобразований вид параметра 𝐾 для
трехмерной области можно найти в [27]. Ниже приведены результаты вычисления полей
плотностей 𝜌𝑘(r, 𝑡) и скорости u(r, 𝑡) на базе уравнений (2) и (3).

На следующем этапе решения уравнения (1) моделируется столкновение частиц пу-
тем вычисления оператора (Ω𝑘

𝑖 )
1 , согласно которому моменты и энергия движения ча-

стиц стремятся к равновесному состоянию. Для вычисления (Ω𝑘
𝑖 )

1 была применена схема
multi-relaxation time (MRT) [22], которая обеспечивает численные решения, более точные
по сравнению со схемой single-relaxation time и не зависящие от вязкости жидкости:

(Ω𝑘
𝑖 )

1 = −M−1S𝑘
(︀
𝑚𝑘

𝑖 −𝑚𝑘
𝑖

𝑒𝑞)︀
, (6)

где 𝑚𝑘
𝑖 =

19∑︁

𝑗=1

𝑀𝑖𝑗𝑓
𝑘
𝑗 ; вид матриц M и S , а также равновесные моменты 𝑚𝑘

𝑖
𝑒𝑞 для базиса

D3Q19 описаны в работе [24].
Компоненты F = (𝐹1, 𝐹2, . . . , 𝐹19)

𝑇 в уравнении (1), наряду с массовой силой G в урав-
нении (3), описывают действие сил межфазного натяжения. Вычисление компонент F
проведено при помощи схемы Гуо в комбинации с MRT-схемой [28]:

F = M−1

(︂
I− S

2

)︂
M̃︀F,
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где I – единичная матрица; вид матриц M и S такой же, как в уравнении (6); равновесные
значения ̃︀F = ( ̃︀𝐹1, ̃︀𝐹2, . . . , ̃︀𝐹19)

𝑇 вычислены как

̃︀𝐹𝑖 = 𝑤𝑖

[︂
3(e𝑖 − u)

𝑐2
+

9(e𝑖 · u)
𝑐4

e𝑖

]︂
G∆𝑡,

где 𝑤1 = 1/3 , 𝑤2−7 = 1/18 , 𝑤8−19 = 1/36 . Вычисление массовой силы G проведено
по формуле (4).

После решения уравнения (1) с учетом оператора (Ω𝑘
𝑖 )

1 и компонент F реализована
процедура, обеспечивающая несмешиваемость двух жидкостей [25,26]:

𝑓𝑘
𝑖 =

𝜌𝑘

𝜌1 + 𝜌2
(𝑓 1

𝑖 + 𝑓 2
𝑖 )∓ ̃︀𝑤𝑖𝛽

𝜌1𝜌2

𝜌1 + 𝜌2
cos𝛼𝑖,

где знаки «−» и «+» означают 𝑘 = 1 и 2 соответственно; cos𝛼𝑖 =
(e𝑖 · ∇𝜌𝑁)

|e𝑖| · |∇𝜌𝑁 | , где

𝛼𝑖 – угол между направлениями e𝑖 и ∇𝜌𝑁 ; 0 < 𝛽 < 1 – параметр, определяющий толщину
межфазной границы, равный 0.7 в настоящем исследовании.

1.1.2. Моделирование эффектов смачивания. Создание различных эффек-
тов смачивания основано на ориентации вектора ∇𝜌𝑁 (формула (5)) на линии раздела
двух жидкостей и твердой поверхности. Ячейки делятся на две категории. Первая (обо-
значаемая 𝐶𝐹 ) относится к ячейке, имеющей по соседству хотя бы одну непроницаемую
ячейку; вторая (𝐶𝑆 ) относится к непроницаемой ячейке, имеющей по соседству хотя бы
одну ячейку, соответствующую поровому пространству. Первый этап заключается в вы-
числении функции 𝜌𝑁 в категории 𝐶𝑆 [27]:

𝜌𝑁(r, 𝑡) =

∑︀
𝑖 𝑤𝑖𝜌

𝑁(r+ e𝑖∆𝑡)∑︀
𝑖 𝑤𝑖

, r ∈ 𝐶𝑆, r+ e𝑖∆𝑡 ∈ 𝐶𝐹 . (7)

Вычисление 𝜌𝑁 по формуле (7) необходимо для измерения ∇𝜌𝑁 по формуле (5) в ячей-
ках из категории 𝐶𝐹 . На следующем этапе вычисляется вектор нормали n𝑠 к твердой
поверхности в ячейках из категории 𝐶𝐹 :

n𝑠(r) =

∑︀
𝑖 𝑤𝑖𝑠(r+ e𝑖∆𝑡)e𝑖

|∑︀𝑖 𝑤𝑖𝑠(r+ e𝑖∆𝑡)e𝑖|
, r ∈ 𝐶𝐹 ,

где 𝑠(r) – индикаторная функция. Если r + e𝑖∆𝑡 ∈ 𝐶𝑆 , то 𝑠(r) = 1 ; если r + e𝑖∆𝑡 ∈ 𝐶𝐹 ,
то 𝑠(r) = 0 . Для задаваемого угла смачивания есть два вектора нормали (во внутреннюю
и внешнюю область), обозначаемые как n1 и n2 . Они определяются геометрией твердой
поверхности, представленной вектором нормали n𝑠 , и углом смачивания:

n1 = (𝑛𝑠,𝑥 cos 𝜃 − 𝑛𝑠,𝑦 sin 𝜃, 𝑛𝑠,𝑦 cos 𝜃 + 𝑛𝑠,𝑥 sin 𝜃),

n2 = (𝑛𝑠,𝑥 cos 𝜃 + 𝑛𝑠,𝑦 sin 𝜃, 𝑛𝑠,𝑦 cos 𝜃 − 𝑛𝑠,𝑥 sin 𝜃),

где 𝑛𝑠,𝑥 и 𝑛𝑠,𝑦 – компоненты вектора n𝑠 . Выбор верного вектора нормали для определения
∇𝜌𝑁 в ячейках из категории 𝐶𝐹 осуществляется при измерении дистанций 𝐷1 и 𝐷2 :
𝐷1 = |n*−n1| , 𝐷2 = |n*−n2| , где n* = ∇𝜌𝑁/|∇𝜌𝑁 | . Выбор вектора нормали определяется
по следующему правилу: если 𝐷1 < 𝐷2 , то n = n1 ; если 𝐷1 > 𝐷2 , то n = n2 ; если
𝐷1 = 𝐷2 , то n = n𝑠 .

На заключительном этапе проводится модификация вектора ∇𝜌𝑁 = |∇𝜌𝑁 | · n .
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1.2. Цифровые модели пористых сред. Вычислительные фильтрационные
эксперименты были проведены в пространстве цифровой модели природной пористой
среды, образ которой получен при рентгенотомографическом сканировании высокого
разрешения (уровень микрометров). В работе рассмотрены терригенные коллекторы
Волго-Уральской нефтегазоносной провинции (песчаники), отобранные на различных
месторождениях Республики Татарстан и Ульяновской области – Ашальчинском, Восточ-
но-Бирлинском, Зюзеевском, Ромашкинском и Шегурчинском. Всего рассмотрено два-
дцать пять образцов с различными фильтрационно-емкостными свойствами и различ-
ной неоднородностью порового пространства. На рис. 2 в качестве примера показаны
кубические фрагменты моделей порового пространства (размером 200 ячеек) с различ-
ной пористостью 𝜙 .

Рис. 2. Цифровые модели порового пространства песчаников, отобранных на Ромашкинском (а),
Зюзеевском (б) и Шегурчинском (в) месторождениях. Белый цвет на срезах обозначает поры,
черный – скелет
Fig. 2. Digital models of the pore space of sandstones from the Romashkinskoye (a),
Zyuzeyevskoye (b), and Shegurchinskoye (c) fields. White regions in the sections are pores, black
regions indicate the skeleton

Для численного описания неоднородности порового пространства используем распре-
деление пор по размерам. Для измерения этой характеристики воксельной модели пори-
стой среды поставим в соответствие поро-сетевую модель (pore-network model), представ-
ленную сферическими порами и соединяющими их трубками – горлами (рис. 3). Обработка
изображений проводилась в пакете AVIZO FIRE. На рис. 3 также показаны статистические
распределения пор и горл по их радиусам.

На рис. 4а показана зависимость между пористостью и компонентой абсолютной про-
ницаемости 𝑘𝑥𝑥 . Согласно приведенным значениям, фильтрационно-емкостные свойства
образцов варьируются в широком диапазоне: пористость варьируется от 0.147 до 0.364, аб-
солютная проницаемость – от 0.7 до 14.1 мкм2 . В качестве характеристики неоднородности
порового пространства будем рассматривать стандартное отклонение распределения горл

Учен. зап. Казан. ун-та. Сер. Физ.-мат. науки | 2026;168(1):38-57



T.R. Zakirov et al. | Two-phase flows in natural porous media . . . 45

по размерам 𝑠 . Очевидно, что чем больше стандартное отклонение, тем выше неоднород-
ность. На рис. 4б в виде карты показаны свойства образцов в зависимости от стандартного
отклонения и проницаемости. По оси 𝑂𝑋 отложено стандартное отклонение, приведен-
ное к разрешению цифровой модели (шаг сетки). Как видно из рис. 4б, отобранная серия
образцов имеет также широкий диапазон неоднородности порового пространства, варьи-
рующийся от 0.4 (низкая неоднородность) до 1.82 (высокая неоднородность).

Рис. 3. Воксельная цифровая модель порового пространства и соответствующая ей поро-сетевая
модель. На рисунках ниже показаны статистические распределения пор и горл по радиусам
Fig. 3. Voxel digital model of the pore space and corresponding pore-network model. The panels
below show the statistical distributions of pores and throats by their radii

1.3. Постановка экспериментов, начальные и граничные условия. В на-
чальный момент времени поровое пространство полностью заполнено неподвижной жид-
костью, в качестве которой условимся принимать нефть. Для приближения условий вы-
числительных экспериментов к физическим считаем, что входная и выходная границы
области течения содержат слои толщиной 10 ячеек, заполненные в начальный момент
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времени вытесняющей жидкостью (водой) и нефтью соответственно. Динамическая вяз-
кость и плотность жидкостей во всех расчетах одинаковые: 𝜇1 = 1 мПа·с и 𝜇2 = 10 мПа·с;
𝜌1 = 𝜌2 = 1 г/см3 . Таким образом, соотношение вязкостей 𝑀 = 1/10 .

Входной границей считаем плоскость, имеющую координату 𝑥 = 0 и перпендикуляр-
ную оси 𝑂𝑋 , через которую нагнетается вода со скоростью 𝑢𝑥(0, 𝑦, 𝑧, 𝑡) = 𝑢0 . Число ка-
пиллярности варьируется за счет скорости течения и межфазного натяжения. Первый
параметр варьируется от 3 · 10−5 до 10−3 м/c, второй – от 10 до 30 мН/м. При таких
условиях число капиллярности изменяется в пределах от 10−6 до 10−4 . Краевые условия
смачивания соответствуют несмачивающему течению (дренирование), контактный угол
составляет 30∘ . Пусть отбор воды и нефти проводится через выходную границу (𝑥 = 𝐿),
на которой считается известным давление 𝑃 (𝐿, 𝑦, 𝑧, 𝑡) = 𝑃out = 10 кПа. Тангенциальные
компоненты скорости на обеих границах равны нулю: 𝑢𝑦(0, 𝑦, 𝑧, 𝑡) = 0 , 𝑢𝑧(0, 𝑦, 𝑧, 𝑡) = 0 ,
𝑢𝑦(𝐿, 𝑦, 𝑧, 𝑡) = 0 , 𝑢𝑧(𝐿, 𝑦, 𝑧, 𝑡) = 0 . На остальных четырех внешних границах поддержива-
ются условия непроницаемости, которые реализуются при помощи схемы bounce-back [20].

Рис. 4. Характеристики порового пространства серии цифровых кернов: а – зависимость ком-
поненты проницаемости 𝑘𝑥𝑥 от пористости; б – карта свойств в зависимости от стандартного
отклонения и проницаемости
Fig. 4. Pore space characteristics of a series of digital cores: a – dependence of the permeability
component 𝑘𝑥𝑥 on porosity; b – property map depending on the standard deviation and permeability

2. Результаты и обсуждение
2.1. Пример тестовой задачи. Численный алгоритм, основанный на матема-

тической модели, описанной в разделе 1.1, использовался в наших предыдущих рабо-
тах [12, 23], в которых приведены различные валидационные тесты. В статье представ-
лен пример еще одной тестовой задачи, опирающийся на эксперимент в «тупиковой»
поре (рис. 5) [29]. Поскольку этот эксперимент представлен для ячейки Хеле –Шоу для
двухмерной области, толщина трехмерной цифровой модели в направлении плоскости ри-
сунка составляет 50 ячеек для избегания нежелательных капиллярных эффектов. Пара-
метры расчета следующие: 𝑢0 = 1.45 · 10−3 м/с, 𝜎 = 15 мН/м, 𝜃 = 22.5∘ , 𝜇1 = 4.6 мПа·с,
𝜇2 = 49 мПа·с. В начальный момент времени поровое пространство целиком заполнено
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вытесняемой жидкостью; нагнетаемая жидкость закачивается через левую границу. Ди-
намика заполнения порового пространства показана на рис. 5, она показывает близкое со-
ответствие между численными и экспериментальными результатами. Согласно приведен-
ной иллюстрации, нагнетаемая жидкость заполняет тупиковый карман на уровень 0.39a
в лабораторном и вычислительном экспериментах.

Рис. 5. Динамика заполнения порового пространства в «тупиковой» поре. Сопоставление чис-
ленного и лабораторного [29] экспериментов
Fig. 5. Dynamics of pore space filling in a “dead-end” pore. Comparison of the numerical and
laboratory [29] experiments

2.2. Влияние свойств пористых сред на эффективность вытеснения. В на-
стоящем разделе проведено исследование влияния неоднородности порового простран-
ства, численно описываемое как стандартное отклонение распределения горл по разме-
рам 𝑠 , и проницаемости 𝑘𝑥𝑥 на эффективность вытеснения. Вычислительные экспери-
менты проведены при числе капиллярности, равном 10−4 , до момента достижения двух
закачанных поровых объемов воды, при котором режим фильтрации становится близким
к квазистационарному. Остальные параметры расчетов указаны в пункте 1.3. На рис. 6
в качестве примера показаны серии кривых эффективности вытеснения при различных
парах 𝑠 – 𝑘𝑥𝑥 . Получен ожидаемый результат [13–16], согласно которому механика вытес-
нения существенно зависит от свойств кернов, однако влияние каждого параметра на двух-
фазное течение требует отдельного изучения.

На рис. 7 представлены графики зависимости эффективности вытеснения, измерен-
ной в момент закачки двух поровых объемов (ПО) воды, от абсолютной проницаемости
и неоднородности порового пространства. Согласно рис. 7а, установлено отсутствие зави-
симости между абсолютной проницаемостью и эффективностью вытеснения. Таким обра-
зом, абсолютная проницаемость не может считаться параметром пористой среды, значимо
влияющим на механику вытеснения.
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Рис. 6. Серия кривых извлечения нефти при различных парах 𝑠 – 𝑘𝑥𝑥
Fig. 6. Series of oil recovery curves for different pairs of 𝑠 – 𝑘𝑥𝑥

Рис. 7. Влияние абсолютной проницаемости (а) и приведенного стандартного отклонения (б)
на эффективность вытеснения
Fig. 7. Influence of absolute permeability (a) and reduced standard deviation (b) on displacement
efficiency

В отличие от рис. 7а, на рис. 7б выявлена взаимосвязь между стандартным отклоне-
нием и эффективностью вытеснения. Показано, что увеличение неоднородности порового
пространства оказывает негативное влияние на эффективность вытеснения, также под-
тверждаемое результатами экспериментов на двухмерных микромоделях [13–18]. Уста-
новлена линейная зависимость между стандартным отклонением и эффективностью вы-
теснения с высоким R2=0.83. Этот результат свидетельствует о том, что неоднородность
порового пространства является ключевым свойством порового пространства, определя-
ющим механику совместного течения.
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Далее было проведено исследование динамики вытеснения в зависимости от неодно-
родности порового пространства. На рис. 8а показано влияние неоднородности на ди-
намику перемещения переднего межфазного фронта, под которым мы будем понимать
границу раздела вода – нефть, наиболее близкую к выходному сечению. Координата пе-
реднего фронта приведена к длине образца в направлении OX и представлена в безраз-
мерном виде. Согласно полученным данным, увеличение неоднородности порового про-
странства способствует увеличению скорости перемещения переднего фронта, что свиде-
тельствует об усилении дестабилизации развития вытеснения с ростом параметра 𝑠 и,
как следствие, падению эффективности. Увеличение неоднородности порового простран-
ства способствует существенному ускорению прорыва воды из образца. Для 𝑠 = 0.4 (низ-
кая неоднородность) прорыв наступает при эффективности вытеснения 0.28, тогда как
при максимальной 𝑠 = 1.57 – всего лишь при 0.15. Эта особенность проиллюстрирована
на рис. 9. Для случая высокой неоднородности (𝑠 = 1.25) прорыв воды наступает пример-
но при 0.2 ПО закачанной воды, тогда как в случае с низкой неоднородностью (𝑠 = 0.4)
координата переднего фронта располагается на середине пути к выходной границе, что
свидетельствует о большей стабильности вытеснения.

Рис. 8. (а) Динамика перемещения межфазного фронта и (б) кривые эффективности вытеснения
в пористых средах с различной неоднородностью
Fig. 8. (a) Dynamics of the interphase front movement and (b) displacement efficiency curves
in porous media with different heterogeneity

Также на рис. 8б показаны кривые эффективности вытеснения в зависимости от пара-
метра 𝑠 . Установлено, что увеличение неоднородности приводит к существенному сниже-
нию динамики вытеснения после прорыва воды. Данный эффект объясняется стремлением
системы минимизировать энергетические затраты на вытеснение после прорыва [10]. Оче-
видно, что наименьшие энергетические потери возникают при течении в фильтрационных
каналах больших размеров. Таким образом, увеличение неоднородности порового про-
странства располагает к фильтрации в каналах с большими радиусами, количество кото-
рых, согласно рис. 3, ограничено. Результатом является существенное снижение итоговой
эффективности вытеснения, показанное на рис. 8б.
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Рис. 9. Динамика заводнения поровых пространств с низкой и высокой неоднородностью
Fig. 9. Dynamics of flooding of the pore spaces with low and high heterogeneity

2.3. Влияние числа капиллярности в зависимости от неоднородности и про-
ницаемости. В настоящем разделе проведено исследование влияния числа капилляр-
ности на эффективность вытеснения для пористых сред с различной неоднородностью
порового пространства и проницаемостью. Согласно многим работам [6–8], известно, что
уменьшение числа капиллярности способствует снижению эффективности вытеснения.
Для получения результатов нами была проведена дополнительная серия вычислительных
экспериментов при 𝐶𝑎 = 10−6 (𝑢0 = 3 · 10−5 м/с и 𝜎 = 30 мН/м). В качестве числовой
величины, характеризующей эффект числа капиллярности, примем различие эффектив-
ности вытеснения (обозначим ∆𝑆выт ), измеренное при 𝐶𝑎 = 10−6 и 10−4 . Полученные
результаты, впервые представленные на рис. 10, описаны в виде карты, характеризующей
∆𝑆выт в зависимости от стандартного отклонения и квадратного корня от проницаемости.

Согласно полученным данным, характеристики пористых сред существенно влияют
на ∆𝑆выт . Установлено, что увеличение фильтрационных свойств способствует усилению
влияния числа капиллярности на ∆𝑆выт . При наибольших (𝑘𝑥𝑥)

1/2 > 3 ∆𝑆выт превышает
0.1 отн. ед и достигает 0.19 отн. ед. для наиболее проницаемых сред. Также увеличение
неоднородности порового пространства приводит к повышению ∆𝑆выт . Однако, по срав-
нению с проницаемостью, фактор неоднородности играет меньшую роль. Например, для
(𝑘𝑥𝑥)

1/2 ≈ 2 эффект от изменения стандартного отклонения составляет около 3 %.

Для объяснения полученных результатов проведем оценку влияния проницаемости
на баланс сил вязкого трения ∆𝑃visc и капиллярного сопротивления ∆𝑃cap , соотноше-
ние которых, согласно определению, описывает число капиллярности 𝐶𝑎 = ∆𝑃visc/∆𝑃cap .
Для оценки ∆𝑃visc воспользуемся законом Дарси, по которому ∆𝑃visc ≈ 1/𝑘𝑥𝑥 . Для оцен-
ки ∆𝑃cap допустим, что каналы фильтрации представляют собой цилиндрические ка-
пилляры с радиусом 𝑅 . Согласно закону Хагена –Пуазейля, зависимость между про-
ницаемостью и радиусом имеет вид 𝑅2 = 8𝑘 . Капиллярное сопротивление в цилиндри-
ческих каналах можно измерить по формуле Лапласа ∆𝑃cap ≈ 1/𝑅 ≈ 1/

√
𝑘 . Получили,
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что
∆𝑃visc

∆𝑃cap

=
1

𝑘

⧸︀ 1√
𝑘
=

1√
𝑘

. Таким образом, установлена обратно пропорциональная за-

висимость между числом капиллярности и фильтрационными свойствами. Это означает,
что увеличение роли капиллярных сил, отражающееся на уменьшении числа капиллярно-
сти, будет более выраженным в средах с высокой проницаемостью. Иными словами, эф-
фект изменения скорости фильтрации, контролирующей ∆𝑃visc , на двухфазное течение
будет ослабевать с увеличением фильтрационных свойств. Напротив, роль межфазного
натяжения, контролирующего ∆𝑃cap , будет более значимой при усилении проницаемо-
сти. Выявленные закономерности нашли отражение на рис. 10. Именно по этой причине
вертикальная ось представлена как (𝑘𝑥𝑥)

1/2 .
Снижение ∆𝑆выт с увеличением неоднородности вызвано, как обсуждалось ранее, ми-

нимизацией энергетических затрат [10], что располагает к вытеснению более вязкой жид-
кости из крупных каналов, количество которых ограничено.

Рис. 10. Карта влияния числа капиллярности на эффективность вытеснения в зависимости от
неоднородности порового пространства и абсолютной проницаемости
Fig. 10. Map of the capillary number influence on displacement efficiency depending on pore space
heterogeneity and absolute permeability

Заключение

Проведено исследование влияния характеристик порового пространства терригенных
пород-коллекторов различного происхождения на двухфазные течения. Основные полу-
ченные результаты таковы.

1. Неоднородность порового пространства, численно описываемая стандартным откло-
нением распределения пор по размерам, является ключевым фактором, определяющим
двухфазное течение в пористой среде. Обнаружено, что увеличение неоднородности ока-
зывает негативное влияние на эффективность вытеснения. Выявлена линейная зависи-
мость между эффективностью вытеснения и стандартным отклонением. Показано, что
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абсолютная проницаемость не является фактором, значимо влияющим на эффективность
вытеснения.

2. Увеличение неоднородности порового пространства приводит к увеличению скорости
перемещения переднего межфазного фронта, что отражается на дестабилизации фронта
вытеснения. Увеличение неоднородности приводит к существенному снижению динамики
вытеснения после прорыва воды.

3. Построена карта влияния числа капиллярности на эффективность вытеснения в за-
висимости от стандартного отклонения и проницаемости. Показано, что увеличение неод-
нородности порового пространства и проницаемости усиливает эффект от изменения чис-
ла капиллярности. Наименьший эффект получен для сред с низкой неоднородностью
и проницаемостью.
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