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Комплексный методический подход к оценке свойств пластовой 
нефти нефтегазоконденсатных месторождений
Описано применение алгоритма комплексной оценки PVT-свойств пластовых флюидов для залежей с газовой 
шапкой, приведен пример использования методики анализа экспериментальных данных и оценки PVT-свойств 
пластовых флюидов для месторождений с газовой шапкой при подсчете запасов углеводородов нефтегазокон-
денсатного месторождения.
Отбор глубинных проб пластовых флюидов на Н-ском месторождении с газовой шапкой значительно затруднен 
вследствие насыщенности пластовой нефти газом, так как процесс отбора пробы создает дополнительную де-
прессию на насыщенный пласт, что ведет либо к непременному разгазированию нефти в случае снижения пласто-
вого давления, либо к донасыщению нефти газом газовой шапки в случае его повышения. Таким образом, из-за 
невозможности произвести отбор глубинных проб ставится задача установить PVT-свойства пластовых флюидов 
расчетным путем, описанным в [1].
Комплексный методический подход к оценке свойств пластовой нефти месторождений с газовыми шапками реали-
зован в виде следующего алгоритма: 1) оценка представительности исследований глубинных проб; 2) выделение 
группы нефтей на основании свойств разгазированного флюида; 3) расчет и выбор наиболее подходящих трендов 
разгазирования; 4) восстановление свойств по методике [1].
Таким образом, получен состав нового насыщенного флюида, соответствующий восстановленному составу пла-
стовой нефти. Он представляют собой некую гипотетическую пробу, характеризующую насыщенную пластовую 
нефть Н-ского месторождения.
Подбор корректных свойств пластовых флюидов позволил выбрать оптимальную стратегию выработки запасов 
нефти Н-ского месторождения.

Ключевые слова: PVT-свойства пластовых флюидов, глубинная проба, месторождение с газовой шапкой, восстановление 
свойств пластовой нефти.
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Complex Methodical Approach to Assessment of Oil Properties  
for Oil-Gas Condensate Reservoirs
The article describes the use of a comprehensive assessment algorithm of PVT-properties of reservoir fluids for deposits 
with a gas cap and illustrates an example of using an experimental data analysis method and assessment of PVT-properties 
of reservoir fluids for fields with a gas cap when calculating the hydrocarbon reserve of an oil and gas condensate field.
The downhole sampling of reservoir fluids at an N-field with a gas cap is greatly hampered by the saturation of 
reservoir oil with gas since the sampling process creates additional depression into the saturated reservoir which 
leads either to the automatic degassing of oil caused by a reservoir pressure decrease, or to the resaturation 
of oil with gas of a gas cap in case of its increase. Therefore, since it is impossible to perform downhole 
sampling, the goal is to establish PVT-properties of reservoir fluids with the use of the calculation method 
described in [1].
The comprehensive methodical approach to the assessment of reservoir oil properties of fields with gas caps is implemented in 
the form of the following algorithm: 1) Assessment of the representativity of downhole sampling research; 2) Establishment 
of oil groups on the basis of the properties of a degassed fluid; 3) Calculation and sampling of the most suitable degassing 
trends; 4) Properties rejuvenation according to the method [1].
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Результаты исследований свойств 
пластовой нефти входят в комплекс 
исходных данных, составляющих ос-
нову проведения корректной оценки 
запасов, а также проектирования и 
регулирования процесса разработки 
месторождений углеводородов. Реше-
ние многообразных задач в этом на-
правлении в большой степени зависит 
от своевременной, объективной и наи-
более точной информации о свойствах 
пластовых флюидов.
Корректная экспериментальная оценка 
физико-химических свойств пласто-
вых нефтей для залежей с газовыми 
шапками затруднена по причине мак-
симальной насыщенности пластового 
флюида растворенным газом на глубине 
газонефтяного контакта (ГНК).
Создание депрессии на пласт, необхо-
димой для получения притока, не дает 
возможности отобрать представитель-
ную глубинную пробу с давлением на-
сыщения нефти, равным начальному 
пластовому давлению на уровне газо-
нефтяного контакта, что соответствует 
условию равновесия в залежи нефти с 
газовой шапкой.
Отмеченные особенности подтвер-
ждаются анализом публикаций ряда 
отечественных и зарубежных авторов 
[2–8]. Как показывает практика, даже 
применение дорогостоящих пробоот-
борников (например, MDT компании 
Schlumberger), позволяющих контро-
лировать глубину отбора, депрессию 
на пласт в ходе отбора пробы пласто-
вой нефти, а также фазовое состояние 
флюида, поступающего в пробоотбор-
ную камеру, в большинстве случаев не 
позволяет отобрать представительную 
пробу пластовой нефти. Исследования 
показывают, что на разных депрессиях 

на пласт получаются разные результа-
ты исследований свойств пластовых 
флюидов [1].
В случае когда отбор представитель-
ных глубинных или рекомбинирован-
ных проб пластовой нефти на место-
рождении затруднен, использование 
защищенной на экспертно-техническом 
совете ФБУ «Государственная комис-
сия по запасам» [1] методики анализа 
экспериментальных данных и оценки 
PVT-свойств пластовых флюидов ме-
сторождений с газовой шапкой (Е.И. 
Сергеев, 2012 г.), может способство-
вать повышению достоверности оценки 
свойств флюидов.
В данной работе приведены пример 
PVT-анализа свойств пластовых флю-
идов для Н-ского нефтегазоконденсат-
ного месторождения с привлечением 
методики [1], а также пример подбора 

корреляционных зависимостей для 
анализа тренда разгазирования. Ана-
лиз проводился в целях обоснования 
подсчетных параметров в рамках работ 
по пересчету запасов месторождения.

АЛГОРИТМ ПРОВЕДЕНИЯ  
PVT-АНАЛИЗА
Методика оценки опробована впервые 
в данной работе. Автор статьи внес не-
которые коррективы (также впервые 
примененные в данной работе) в алго-
ритм реализации методики, позволяю-
щие проверить сходимость расчетных 
значений физико-химических свойств с 
известными корреляциями [12], а также 
получить подтверждение тренда кривой 
разгазирования по всему числу условно 
представительных проб разгазировани-
ем полученной насыщенной рекомби-
нированной пробы.

Therefore we obtained the composition of a new saturated fluid which corresponds to the rejuvenated composition of 
reservoir oil. It represents a certain hypothetical sample which characterizes saturated reservoir oil of the N-field.
The selection of correct peculiarities of reservoir fluids allows selecting the best strategy for oil reserve production at 
the N-field.

Keywords: PVT-properties of fluids, deep test, oilfield with a gas cap, properties restoration of reservoir oil.
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Рис. 1. Частотная гистограмма распределения плотности разгазированной нефти по данным 

исследования поверхностных проб Н-ского месторождения с выделением четырех групп нефтей

Fig. 1. Frequency histogram of the density distribution of degassed oil according to the research data 

of surface samples of the N-field with the separation into four oil groups
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Алгоритм PVT-анализа сводится к сле-
дующей последовательности.

1. Оценка представительности ис-
следований.
По результатам исследований свойств 
нефтей произведена оценка кондицион-
ности глубинных проб нефти. По итогам 
оценки исследований на представи-
тельность было отбраковано 167 (51 %) 
глубинных проб (согласно критериям 
ОСТ 153-39.2-048-2003 [9], в котором 
перечислены основные условия кон-
диционности проб).

2. Выделение основных типов нефти, 
основанное на близости свойств раз-
газированного флюида.
В целях выделения основных типов 
нефти в пределах месторождения были 
построены частотные гистограммы 
плотности разгазированной нефти и 
нефтяного газа, полученные по дан-
ным исследования поверхностных и 
глубинных проб нефти. По значениям 
плотности сепарированной нефти (по 
результатам дифференциального раз-
газирования) выделено четыре группы 
нефтей (рис. 1):
• тяжелые нефти пластов ПК

10
3 – ПК

16
 

плотностью 930–950 кг/м3;
• тяжелые нефти пластов ПК

18
1 – ПК

22
1 

плотностью 900–920 кг/м3;
• нефти пластов АП плотностью 860–
900 кг/м3;
• средние нефти пластов БП плотностью 
815–870 кг/м3.
Дальнейшая оценка PVT-свойств нефтей 
проводилась в соответствии с приве-
денным делением.

3. Подбор трендов по корреляциям 
для выбора тренда разгазирования. 
Проведение исследования в каждой 
группе нефтей, с минимальными 
отклонениями от кривой разгази-
рования.
Задача подбора трендов разгазирова-
ния, включающих максимальное коли-
чество кондиционных исследований, 
пригодных для построения адекватных 
моделей, решалась путем подбора из-
вестных корреляционных зависимостей 
[7]. Предполагалось, что вид и форма 
гипотетической кривой разгазирования 
соответствуют определенным корреля-

Рис. 2. Алгоритм донасыщения пластовой нефти

Fig. 2. Reservoir oil resaturation algorithm

– Компонентный состав
– Однократное разгазирование (ОР)
– Дифференциальное разгазирование (ДР)
– Данные фракционной разгонки
– ...

Настройка УС 
по давлению 
насыщения

Моделирование экспериментов по ДР и ОР
Подстройка параметров УС до требуемого совпадения с экспериментом

Отличие от 
эксперимента – 

не более 3 %

Остальные свойства – 
совпадение основных 

трендов

1

3 2 4

5

Таблица 1. Сравнение значений PVT-параметров, полученных по корреляционным зависимостям,  

и средних значений результатов исследования глубинных проб (однократное разгазирование)

Table 1. Comparing the values of PVT-parameters obtained by correlation dependences, and the mean 

values of the downhole sampling research results (a one-time degassing) and rejuvenated properties

* В расчете среднего для пластов БП
6
 участвовали пробы, давление насыщения которых 

составляет не более 80 % от начального пластового давления.

** Расчет по корреляциям McCain (1991).

* In the calculation of the mean value for БП
6
 strata, we selected samples whose saturation pressure does 

not exceed 80 % from the initial reservoir pressure.

** Calculations by McCain correlations (1991).

Наименование 
Name

Среднее по 
пробам* 
Sampling mean*

Корреляции** 
Correlation**

Относительное 
отклонение, % 
Relative deviation, %

Группа пластов БП
6
** 

Strata group БП
6
**

Пластовое давление, МПа 
Reservoir pressure, МPa

22,9 22,9 –

Пластовая температура, °С 
Reservoir temperaturа, °С

69,4 69,4 –

Давление насыщения газом, МПа 
Gas saturation pressure, МPa

12,8 12,8 0

Газосодержание, м3/т 
Gas content, m3/t

110,4 109,7 (0,62)

Плотность нефти в условиях пласта, кг/м3 
Oil density in situ, kg/m3 743,4 737,3 (0,82)

Вязкость пластовой нефти, мПа.с 
Reservoir oil density, mPas

1,78 – –

Коэффициент объемной упругости, 1/МПа.10–4 
Cubic elasticity coefficient, 1/MPa 10–4 15,3 14,9 (2,66)

Объемный коэффициент, доли ед. 
Volumetric coefficient, fr. unit

1,275 1,282 0,56

Плотность нефтяного газа 
Petroleum gas density

1,088 1,050 (3,52)

Плотность разгазированной нефти 
Degassed oil density

847,7 847,7 0
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ционным зависимостям, полученным 
авторами корреляций по большому 
количеству исследований пластовых 
нефтей.
С имеющимися экспериментальными 
данными флюидов Н-ского место-
рождения сопоставлялась совокупность 
трех корреляций данных, полученных 
разными авторами, – для давления 
насыщения, объемного коэффициен-
та и сжимаемости пластовой нефти. 
Предполагалось, что согласованность 
корреляций с имеющимися экспери-
ментальными данными означает, что 
нефти, по результатам исследований 

которых были построены корреляции, 
могут быть привлечены в качестве ана-
логов исследуемых нефтей. Причем под 
аналогичностью в данном случае пони-
мается не столько идентичность кон-
кретных физико-химических свойств, 
сколько единый характер связи между 
этими свойствами, изменение которых 
в ходе разгазирования обусловливает 
кривую разгазирования.
Подбор корреляционных зависимо-
стей осуществлялся путем сравнения 
значений свойств нефти, полученных 
арифметическим усреднением по ус-
ловно-представительным глубинным 

пробам, со значениями, рассчитанны-
ми или задействованными в расчете по 
уравнениям корреляций.
В качестве критерия удовлетворитель-
ной согласованности совокупности 
корреляций с экспериментальными 
данными использовали значения до-
пустимых отклонений между результа-
тами исследования дублирующих проб, 
указанных в [9].
Исследование с минимальными от-
клонениями от кривой разгазирова-
ния – это исследование, позволяющее 
наиболее достоверно характеризовать 
каждый из типов нефти, пригодный для 
построения моделей флюидов на осно-
ве уравнения состояния (УС).
Для нефти пласта БП

6
 Н-ского место-

рождения в качестве реперной выбра-
на проба из скв. 3206, расположенная 
наиболее близко к линии равенства 
давления насыщения и пластового дав-
ления на уровне ГНК. При этом выбран-
ная проба удовлетворяет следующим 
критериям:
• проба признана кондиционной;
• проба имеет полный набор экспери-
ментально определенных зависимостей 
свойств нефти от давления;
• определен компонентный состав пла-
стовой нефти, необходимый для работы 
с применением аппарата УС.
Компонентный состав пластовой нефти, 
а также весь набор экспериментальных 
данных, соответствующий выбранной 
пробе, используются для настройки па-
раметров УС, позволяющей максимально 
точно описать свойства выбранной про-
бы нефти. При этом полученная модель, 
как правило, соответствует частично 
разгазированной пластовой нефти.
В табл. 1 приводится сравнение зна-
чений свойств нефти, определенных с 
использованием выбранной совокупно-
сти корреляций, средних значений по 
условно-представительным глубинным 
пробам, а также сравнение свойств, по-
лученных по восстановленной модели 
флюида.
Расчеты показали, что результаты ис-
следования нефти скв. 3206 группы 
пластов БП

6
 лучше всего согласуются 

с корреляциями McCain (1991) [12]. Эта 
проба использована в качестве опорной 
для восстановления свойств пластовой 
нефти.

Таблица 2. Сравнение значений PVT-параметров, полученных по корреляционным зависимостям, 

средних значений результатов исследования глубинных проб (однократное разгазирование)  

и восстановленных свойств

Table 2. Comparing the values of PVT-parameters obtained by correlation dependences, and the mean 

values of the downhole sampling research results (a one-time degassing)

Наименование 
Name

Среднее по 
пробам* 
Sampling mean*

Корреляции** 
Correlation**

Восстановленные 
свойства*** 
Rejuvenated 
properties***

Группа пластов БП
6
** 

Strata group БП
6
**

Пластовое давление, МПа 
Reservoir pressure, МPa

22,9 22,9 22,9

Пластовая температура, °С 
Reservoir temperaturа, °С

69,4 69,4 69,4

Давление насыщения газом, МПа 
Gas saturation pressure, МPa

12,8 12,8 22,8

Газосодержание, м3/т 
Gas content, m3/t

110,4 109,7 192,2

Плотность нефти в условиях пласта, кг/м3 
Oil density in situ, kg/m3 743,4 737,3 694,8

Вязкость пластовой нефти, мПа.с 
Reservoir oil density, МPas

1,78 – 1,60

Коэффициент объемной упругости,  
1/МПа.10–4 
Cubic elasticity coefficient, 1/mPa 10–4

15,3 14,9 –

Объемный коэффициент, доли ед. 
Volumetric coefficient, fr. unit

1,275 1,282 1,465

Плотность нефтяного газа 
Petroleum gas density

1,088 1,050 0,986

Плотность разгазированной нефти 
Degassed oil density

847,7 847,7 856,3

* В расчете среднего значения для пластов БП
6
 участвовали пробы, давление насыщения которых 

составляет не более 80 % от начального пластового давления.

** Расчет по корреляциям McCain (1991).

*** Данные, полученные по модели флюида.

* In the calculation of the mean value for БП
6
 strata, we selected samples whose saturation pressure does 

not exceed 80 % from the initial reservoir pressure.

** Calculations by McCain correlations (1991).

*** Data obtained by the fluid model.
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4. Восстановление свойств расчет-
ным путем.
Восстановление свойств пластовой 
нефти по методике предполагает сле-
дующий алгоритм действий (рис. 2).
На основе экспериментальных данных о 
свойствах и компонентном составе пла-
стовой нефти, полученных при исследо-
вании выбранных проб, производилась 
настройка трехпараметрического куби-
ческого (относительно объема) урав-
нения состояния Пенга – Робинсона с 
шифт-параметром:

;

где р – давление, МПа; R – универсаль-
ная газовая постоянная, Дж/(моль.К); 
V – объем, м3; Т – температура, К; a, b –  
коэффициенты [11].

В качестве параметров настройки 
были использованы критическое 
давление, критическая температура 
и шифт-параметр тяжелого псевдо-
компонента.
По флюидальной модели пробы из  
скв. 3206 определяется состав газа, 
находящегося в равновесии с нефтью 
при пластовой температуре и давлении, 
равном давлению насыщения (исполь-
зованной пробы). Насыщение нефти 
газом проводится в несколько этапов, 
на каждом из которых к монофазной 
нефти добавляется небольшое количе-
ство равновесного газа – эксперимент 
ступенчатого разгазирования. Данный 
процесс повторяется до тех пор, пока 
давление насыщения полученного 
флюида не станет равным пластово-
му. Состав пластовой нефти до и после 

процесса рекомбинации представлен 
в табл. 2.
Полученный состав флюида будет со-
ответствовать восстановленному соста-
ву пластовой нефти. Он представляет 
собой некую гипотетическую пробу, 
характеризующую насыщенную пла-
стовую нефть Н-ского месторождения.
На рис. 3 и 4 приведены зависимости 
физико-химических свойств нефти по 
пластам группы БП, определенные по 
корреляции McCain и по флюидальной 
модели.
В табл. 3 приведены данные по компо-
нентным составам пластовых нефтей, 
полученные по результатам лаборатор-
ного эксперимента с образцом глубин-
ной пробы из скв. 3206 и по результатам 
моделирования донасыщения этой же 
пробы равновесным газом до давления 

Рис. 3. Зависимость газосодержания нефти от давления насыщения  

по результатам однократного разгазирования нефти пластов БП Н-ского 

месторождения: 

a) «кривая разгазирования» определена по корреляции McCain (1991); 

б) результаты моделирования свойств насыщенной нефти

Fig. 3. Dependence of oil/gas ration on the saturation pressure following 

the results of a one-time degassing of reservoir oil of БП strata of the 

N-field:

a) «degassing curve» is established by McCain correlation (1991); b) results 

of saturated oil properties simulation

Рис. 4. Зависимость объемного коэффициента от газосодержания  

по результатам однократного разгазирования нефти пластов БП Н-ского 

месторождения: 

a) «кривая разгазирования» определена по корреляции McCain (1991); 

б) результаты моделирования свойств насыщенной нефти

Fig. 4. Dependence of the volume coefficient on the gas content following 

the results of a one-time degassing of reservoir oil of БП strata of the 

N-field:

a) «degassing curve» is established by McCain correlation (1991); b) results 

of saturated oil properties simulation

a) a)

б) b)

a) a)

б) b)
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насыщения, равного начальному пластовому давлению на 
уровне ГНК залежи.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ
В работе описано использование комплексного методи-
ческого подхода к оценке свойств пластовых нефтей не-
фтегазоконденсатного месторождения, в котором получил 
практическое применение алгоритм восстановления исход-
ных свойств пластовых нефтей на уровне ГНК для пластов 
с газовой шапкой, основанный на применении кубического 
(относительно объема) трехпараметрического уравнения 
состояния Пенга – Робинсона [1].
Работа в рамках подсчета запасов углеводородов в 2015 г. 
прошла апробацию на уровне Государственной комиссии по 
запасам, где получила положительный отзыв Экспертно-тех-
нического совета и рекомендована к использованию при 
проведении подобных работ. Подбор корректных свойств 
пластовых флюидов позволил принять оптимальную стра-
тегию выработки запасов нефти Н-ского месторождения.

Таблица 3. Компонентные составы пластовых нефтей, полученных по 

исследованию глубинной пробы нефти из скв. 3206 и по насыщенной 

флюидальной модели

Fig. 3. Component compositions of reservoir oils obtained by studying  

a downhole oil sample from well No. 3206 and by the saturated fluidal model

Компонентный состав 
пластовой нефти, % мол. 
Component composition of 
reservoir oil, mol. %

Среднее по пробам* 
Sampling mean*

Восстановленные 
свойства** 
Rejuvenated properties**

CO
2

0,12 0,12

N 0,34 0,51

CH
4

40,36 48,54

C
2
H

6
3,56 3,51

C
3
H

8
3,78 3,50

и-C
4
H

10
 

i-C
4
H

10

1,52 1,36

н-C
4
H

10
 

n-C4H
10

2,85 2,53

и-C
5
H

12
 

i-C
5
H

12

1,68 1,59

н-C
5
H

12
 

n-C
5
H

12

1,82 1,46

Гексаны 
Hexanes

5,06 4,33

Гептаны
Heptanes

4,62 3,91

Октаны 
Octanes

3,04 2,56

С9+ 31,25 26,08

* В расчете среднего значения для пластов БП
6
 участвовали пробы, 

давление насыщения которых составляет не более 80 % от начального 

пластового давления.

** Данные, полученные по модели флюида.

* In the calculation of the mean value for БП
6
 strata, we selected samples 

whose saturation pressure does not exceed 80 % from the initial reservoir 

pressure.

** Data obtained by the fluid model.
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