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Аннотация. Разрабатываются постановка и методы решения прямой и обратной задачи флюидодинамики в масштабе геологического времени в приложении к прогнозированию аномально высоких поровых давлений (АВПД). Вводится базис чувствительных к развитию АВПД параметров геологической модели среды. Прямая задача флюидодинамики ставится относительно эволюции уплотнений, УВ-насыщений и поровых давлений при погружении элементарного объема пористой породы в процессе осадконакопления. В качестве входных данных для соответствующей обратной задачи (инверсии) используются измерения давлений, пористостей и УВ-насыщений в скважинах. С целью повышения вычислительной эффективности и обеспечения единственности и устойчивости решения проблемы инверсии размерность задачи сводится к эффективной 1.5D. Обсуждаются частные случаи применительно к однородной и многослойной среде. Приводятся примеры решения прямой и обратной задач флюидодинамики в приложении к прогнозу АВПД.

Abstract. In the paper the numerical solutions of the forward and inverse fluid dynamic problems for geological time scale have been considered in connection to excess pore pressure (EPP) prediction. The set of the most sensitive to the EPP evolution model parameters has been introduced. The forward problem of the fluid dynamics describes the compaction, HC-saturation and overpressure evolution vs. time and depth. The corresponding real well data set is used as an input for the inversion routine. The 1.5D reduction of the 3D inverse problem is developed. Such approach allows to achieve a more unique and stable inverse problem solution in reasonable computing time. The particular forward modelings for a homogeneous and layered medium are discussed. Applications of the approach to the EPP prediction are demonstrated on the practical examples.



1. Введение

Понимание таких явлений геологии осадочных пород, как уплотнение, генерация зон аномальных давлений флюидов и миграция углеводородов (УВ) из генерирующих толщ по разрезу постоянно опережает по фундаментальности описания подходы к их прогнозированию. За последнее десятилетие геологи-нефтяники получили в свои руки мощные инструменты бассейнового моделирования, основанные на численных решениях многофазных 3D задач флюидодинамики (Флюидодинамический фактор..., 1989; Ungerer, 1993; Verweij, 1993), а "воз" прогнозов и ныне стоит в области инженерии и эмпирики.

Так, например, петрофизики давно уже доказали (Авчан и др., 1979; Mann, Mackenzie, 1990), что возникновение и развитие зон аномально высоких поровых давлений (АВПД) в осадочных породах, находящихся на глубинах свыше 2.5-3 км, уже никак не может объясняться исключительно явлением недоуплотнения. Начиная с температур 85-90° (глубины 2.5-3 км), само понятие "уплотнение" для пород, подвергающихся активной цементации и диагенезу, теряет чисто "механистический" смысл, то есть оно является скорее следствием вторичных диагенетических процессов, чем собственно процессов механического уплотнения пород под действием стресса. Тем не менее, методы прогноза давлений до сих пор основаны в основном на анализе отклонений чувствительных к пористости параметров (скорости, плотности и т.п.) от линии "нормального уплотнения".

В чем причина подобного консерватизма? Причин, как нам кажется, несколько. 

Первая – традиционный отрыв теоретических исследований от нужд практики. 

Вторая – некоторый пессимизм по отношении к возможностям эффективного использования достаточно сложных в математическом отношении и тяжелых в вычислительном аспекте постановок прямых задач для реальных нужд прогнозирования АВПД.

Наконец, третья – четкое разделение прикладных задач по направлениям, гораздо более глубокое, чем требуется в многодисциплинарном подходе к бассейновому моделированию (иначе – отсутствие системного подхода, необходимого для эффективного решения подобных задач). Таким образом, практически анализом данных о первичной миграции УВ занимаются главным образом геохимики-нефтяники, а прогноз АВПД – удел буровиков. Теоретические исследования при этом посвящены в основном проблемам бассейнового моделирования, и практические аспекты прогнозирования АВПД не обеспечиваются. В результате никто никого не понимает.

Между тем общая точка приложения интересов теоретиков и практиков в нефтяной геологии есть, и лежит она в постановке и решении обратной задачи бассейнового моделирования.

На самом деле большинство полуэмпирических способов прогноза уплотнения, генерации зон аномальных давлений флюидов и нефтегазового насыщения коллекторов есть не что иное, как интуитивная инверсия в рамках частных моделей. Например, классические способы прогноза АВПД, такие, как метод эквивалентных глубин или метод Итона (Mouchet, Mitchell, 1989), обращают данные, чувствительные к пористости, на шкалу геофлюидальных давлений. Базируясь на простейшей механической модели уплотнения осадков (Magara, 1978), предложенной Терцаги еще в 1924 г., такая инверсия обеспечивает единственность и устойчивость решения. Но, к сожалению, в силу тех же причин она может приводить к совершенно ошибочным результатам, тем более грубым, чем сложнее история развития и разнообразие литологий изучаемого разреза. Уточнить же решение за счет привлечения других данных невозможно, поскольку простая модель уплотнения не включает более сложные, но не менее значимые феномены миграции порового флюида в процессе осадконакопления.

С другой стороны, в работах (Lurch, 1991; Zhao, Lurch, 1993; Yu et al., 1995) уже сформулированы основные принципы и подходы к инверсии данных о пористости, АВПД и зрелости УВ-генерирующих толщ в область параметров, управляющих динамикой эволюционных моделей уплотнения – УВ-генерации – сверхгидростатических давлений. Однако, будучи пионерскими, данные работы, на наш взгляд, не проработаны достаточно глубоко в теоретическом плане и с технологической точки зрения для реальной интеграции их в практику прогнозов АВПД они не готовы.

Настоящая работа посвящена описанию результатов исследований авторов в области создания практически применимой методики прогноза сверхгидростатических давлений и связанных с этим явлением уплотнений и УВ-генерирующего потенциала разреза, основанной на постановке и решении соответствующей обратной задачи. В отличие от упомянутых выше работ, данная работа доведена до уровня апробированной и признанной технологии.

Основной акцент в изложении сделан на достаточно строгом и детальном рассмотрении теоретических основ предлагаемого подхода и обсуждении его основных принципов.



2. Калибровка бассейновой модели на основе рассогласования синтетических и реальных данных. Общая схема

	Эволюционная модель уплотнения-миграции флюидов даже в одномерном случае описывается системой дифференциальных уравнений в частных производных (см. ниже). Аналитические решения подобной задачи строятся на асимптотических решениях, справедливых в весьма узких окрестностях только для простейших, далеких от реальности моделей осадконакопления. Введение в рассмотрение не одной, а нескольких формаций, отличающихся законами уплотнения, физическими свойствами и временем накапливания, приводит к необходимости применения для решения численных методов. Соответствующие тем или иным моделям прямой задачи дифференциальные операторы, как правило, являются нелинейными в области изменения коэффициентов – параметров формаций, а решения соответствующих обратных задач неединственны. Суть основных подходов сводится к минимизации рассогласования реальных и модельных данных. При этом единственность решения достигается за счет введения петрофизически обоснованных ограничений, а устойчивость – за счет регуляризации модели на различных этапах решения, стабилизирующей численное решение задачи.

В данном разделе мы сформулируем задачу калибровки нелинейных моделей уплотнения-миграции на операторном уровне. Это позволит выдвинуть основные требования к практической реализации подхода.

Как уже было сказано, методы решения ориентированы на минимизацию некоторого функционала J((), оценивающего степень рассогласования синтетического и реального распределения некоторого целевого фактора в зависимости от значений параметров модели, или иначе – компонент вектора модельных параметров (. Практически речь всегда идет о нахождении не одного наилучшего вектора модельных параметров, а об определении некоторого множества таких векторов, позволяющего задать область изменения параметров модели, в пределах которой синтетические данные удовлетворительно согласуются с реальными. Критерий рассогласования обычно связывается с качеством исходных данных, т.е., в частности, с состоятельными оценками разброса данных полевых экспериментов. Таким образом, наличие погрешностей в данных выражается в виде некоторой "размазанности" отображения вектора реальных данных на множестве сопоставления его с синтетическим вектором данных, или, иначе, – подмножества возможных векторов реальных данных, ассоциированного с наиболее вероятной реализацией этого вектора.

В свою очередь, как сама прямая задача, так и способ ее численного решения предполагают наличие "систематической" ошибки, входящей в синтетические результаты. Они связаны с недоучетом явлений, отнесенных к "малозначимым", и с конечностью шага интегрирования – "шумом" сетки. Точно так же, как при определении вектора реальных данных, вместо точки в многомерном пространстве сопоставления совместно с вектором синтетических данных должно определяться подмножество ассоциированных с ним решений.

Таким образом, на области сопоставления, выступающей в качестве общего метрического базиса, при подборе вектора модельных параметров ( учитываются не точки, но компактные подмножества, во взаимном расположении которых и ищется оптимум (Madatov, Sereda, 1997; Traub, Woznjakovski, 1980).

Сформулируем теперь задачу калибровки более формально, учитывая специфику данных и их модельного описания.

Пусть модель геологического разреза, дающая описание процессов уплотнения-миграции с необходимой полнотой, насчитывает M репрезентативных элементов. Пусть также для каждого репрезентативного элемента определен набор параметров из N компонент для инвариантного по пространству и времени дифференциального оператора прямой задачи. Параметры предполагаются линейно-независимыми и могут быть отнормированы по средним значениям. Тогда в многомерном пространстве параметров моделей определен ортонормированный базис X, в котором вектор параметров подбираемой модели определяется как ( = {(11, (21, ..., (M1, (12, ..., (M2, (13, ..., (MN}Т.

По аналогии определим векторное пространство данных D с элементом d = {d11, d21, ..., dK1, d12, ..., dK2, d13, ..., dKL}Т. Размерность этого пространства определяется шагом независимых измерений в пространственной области калибрования K и числом независимо измеряемых физических характеристик L. Для простоты будем считать, что пространственная сетка реальных данных одна и та же для различных измерений и, кроме того, согласована с сеткой расчета синтетических данных.

Область сопоставления F определим как область векторного пространства, в котором синтетические и реальные данные имеют общие шкалы и выбранную метрику рассогласования. Иными словами, произвольный вектор f = {f1, f2, ..., fI}Т определяется здесь либо путем трансформации полевых наблюдений, заданных на некоторой пространственной сетке, в шкалу сопоставления с синтетическими данными, либо отображением на эту же сетку вектора модельных параметров, путем применения к нему дифференциального оператора прямой задачи.

�

Рис. 1. Общая схема процедуры подбора

Для построения и обеспечения возможности анализа функционала рассогласования введем меру рассогласования в пространстве сопоставления. С этой целью определим скалярное произведение произвольной пары векторов f1, f2 ( F в форме:

(f1, f2)F = f2T CF-1 f1,			(1)

где матрица ковариации CF имеет диагональную структуру, поскольку предполагается линейная независимость измерений. Ее диагональные элементы определяются произведением нормирующих и весовых коэффициентов, вводимых для нормировки и учета неравноточности замеров.

Введем также норму векторов в соответствии с (1):

|| fi ||F  =  (fi, fi )F1/2.			(2)

Пусть также отображение на область сопоставления из пространства данных выполняется оператором трансформации измерений T(d), а из пространства параметров модели – оператором прямого моделирования M((). Как подчеркивалось выше, данные операторы порождают в области сопоставления нечеткие подмножества, связанные с неизбежными погрешностями измерений и моделирования (рис. 1). Характеризуя эти ошибки отображения диаметрами (() соответствующих подмножеств ( f, можно формально записать процедуры моделирования и трансформации измерений в операторной форме:

моделирование – {f^((f^} = M(();

трансформация измерений – {f*((f*} = T(d).

Поскольку мера близости двух векторов в пространстве сопоставления определена, можно в общем виде сформулировать оптимизационную задачу следующим образом:

(f = argmin [J(()], где  J(() = ||T(d) ( M(()||F.			      (3)

Очевидно, что "идеальное" решение, доставляющее нулевое расхождение, недостижимо до тех пор, пока не определены вероятностные критерии при определении области пересечения двух нечетких отображений {f^((f^} и {f*((f*}, из пространства модельных параметров и пространства измерений, соответственно. Для простоты будем предполагать равномерный закон распределения внутри любого подмножества в пространстве сопоставления. Иными словами, предположим, что любая точка из пространства моделей либо данных отображается в пространство сопоставления в виде некоторого компактного "пятна" с конечными размерами. 

При такой постановке критерий допустимых рассогласований отображений, трансформируемых из измерений и синтетических данных, определяется размерами максимальной из двух подобластей неопределенности. Условие, которому должно удовлетворять решение обратной задачи, в терминах проблемы минимизации функционала (3) можно записать в виде:

(f ( X = argmin (J(()F = ||T(d) ( M(()||F);      f^( (f^ ( (f*.				(3*)

В этой ситуации возможны три варианта:

({(f*}�(�({(f^}�(�Неоптимальное решение – модель слишком грубая���({(f*}�(�({(f^}�(�Неоптимальное решение – данные недостаточно точны�(4)��({(f*}�(�({(f^}�(�Оптимальное соотношение с точки зрения полноты модели и точности данных���Необходимо отметить, что отображения {f^((f^} = M(() выполняются нелинейным оператором моделирования. Кроме того, единственность решения обратной задачи может быть обеспечена лишь при выполнении дополнительных априорных ограничений в области вариации параметров модели. Область односвязных отображений будем называть областью решения и обозначать Xa ( X. Тогда из всех возможных решений в качестве результата будет выбираться вектор (, принадлежащий подмножеству Xa, однозначно отображаемому на область сопоставления (рис. 1). При этом ограничения на множестве Fa ( F могут носить "жесткий" характер, когда вектора, не принадлежащие компактному подмножеству Fa, просто отбрасываются, либо "мягкий" – когда приближение изнутри к границам Fa отмечается введением штрафных функций, назначаемых на величину рассогласования. Окончательно стабилизированный по области поиска алгоритм решения задачи подбора может быть схематически записан в форме:

(f �SYMBOL 206 \f "Symbol" \s 12�О� Xa ( X = argmin(||f*( f^||F),      f*( (f*,      f^( (f^ ( (f*.			(3**)

Стратегия поиска решения (3**) в унимодальной области описывается ниже.

Базовые уравнения флюидодинамики во временной шкале эволюции осадочного бассейна основаны на принципе консервации масс и законе Дарси, удовлетворительно описывающем дивергенцию потока порового флюида в уплотняющейся пористой среде (Bear, Bachmat, 1991) в зависимости от градиента давлений. Здесь мы не будем обсуждать адекватность этой линейной модели реальным геологическим процессам, протекающим во многом катастрофично (Флюидодинамический фактор..., 1989). Постулируя закон Дарси в качестве подтвержденной практикой модели медленно протекающих процессов уплотнения-миграции флюида, мы лишь очерчиваем класс операторов прямой задачи, как дифференциальных операторов, описывающих непрерывно меняющиеся процессы, не имеющие разрывов в пределах области интегрирования. Точно так же кинетические модели УВ-генерации могут быть описаны в классе дифференциальных операторов (Tissot, Welte, 1978). Последние связывают темп и состав фазовых трансформаций органического вещества с абсолютным значением и градиентом температуры по всему ряду генерируемых УВ (от асфальтов до метана).

Решение системы дифференциальных уравнений относительно давлений и насыщений порового флюида углеводородами может быть получено в узлах сетки с точностью, которая должна быть согласована с реальными данными (Madatov, Sereda, 1997). В противном случае калибровка модели уплотнения-миграции, основанная на подборе (3*), окажется неоптимальной в смысле (4). Попутно с основными решениями, в каждом узле сетки рассчитываются пористости и проницаемости, которые формально также должны быть увязаны с соответствующими данными.

Таким образом, в качестве "данных" при калибровке должны выступать пространственные распределения поровых давлений, насыщений УВ, пористостей и проницаемостей, отнесенные к репрезентативным лито-стратиграфическим элементам разреза. Поскольку палеораспределения не доступны измерениям, речь всегда будет идти о настоящем времени – конце временной шкалы интегрирования. За исключением грубой лито-стратиграфической "разбивки" разреза по данным сейсморазведки, ни одно из требуемых измерений не доступно с поверхности. Иными словами, речь всегда идет о сети калибровочных данных, совпадающей с сетью скважин. Вопросам измерения давлений, насыщений, пористостей и проницаемостей посвящена специальная литература (см., например, Авчан и др., 1979; Magara, 1978). Там же можно познакомиться с обработкой комплексов каротажей, промысловых и технологических параметров бурения, используемых для трансформации в соответствующие шкалы, т.е. составить представление об операторах трансформации данных измерений T(d) и их погрешностях (Мухер, Шакиров, 1992).

Геофлюидальные давления доступны для измерений в чрезвычайно ограниченных зонах скважин, связанных с хорошо проницаемыми разностями пород, как правило – целевыми коллекторами. Там же, хотя и значительно реже, производятся измерения проницаемостей. Вся остальная информация о геофлюидальных давлениях (т.е. для плохо проницаемой части пород, которая, как правило, преобладает по разрезу) может поступать из косвенных источников, таких как D-экспонента, �SYMBOL 115 \f "Symbol" \s 11�s�-каротаж и т.п. (Mouchet, Mitchell, 1989). При аккуратном соблюдении технологии бурении (т.е. при поддержании баланса удельного веса бурового раствора с градиентом формационных давлений), хорошим показателем давлений (по крайней мере, для максимальных значений) служит удельный вес бурового раствора.

Насыщения порового пространства УВ могут быть оценены на основании данных газового каротажа (Мухер, Шакиров, 1992), который, как правило, выполняется по всему забою в процессе бурения. Следует лишь заметить, что необходимые поправки за скорость бурения и промывки, кавернометрию и состав бурового раствора следует дополнить поправками на фазовое состояние смеси на забое. Хроматографический анализ выполняется лишь в зонах отбора проб на нефть и газ. Таким образом, калибровочная информация крайне неравноточна и неравномерна даже в пределах одного ствола. Дополнительно к газовому каротажу, важную информацию о достигнутой стадии зрелости нефтегазоматеринской породы несут измерения отражательной способности витринита, которые выполняются в лабораторных условиях (Ungerer, 1993).

Открытая пористость также может быть измерена на образцах керна. Однако для массовых расчетов используются пересчеты из акустического, плотностного либо КС каротажей (Котяхов, 1977). Различные формулы, установленные эмпирически для песчанистых, карбонатных и глинистых разностей пород, имеют, как правило, достаточно локальную область применения и требуют поправок за минерализацию поровой жидкости, состав цемента, глинистость и т.д. Таким образом, уместнее говорить не об абсолютных значениях открытой пористости, а скорее о некой трансформанте, коррелируемой с данным параметром.

Проницаемость следует отнести, по нашему мнению, к параметру, практически недоступному для целей калибровки, в связи с трудностью его измерений и редкостью соответствующих попыток в разведочной практике.

Общий вывод по наличию и качеству доступной информации для целей калибровки моделей уплотнения-миграции состоит в следующем:

Для калибровки могут быть использованы данные прямых замеров и трансформаций в шкалы давлений, УВ-насыщений порового флюида и пористостей, привязанные к репрезентативным элементам геологического разреза.

Пространственная сетка, на которой могут быть представлены данные, связана исключительно с положением скважин. Но и там она крайне неравномерна. Наиболее освещенными параметрической информацией следует считать целевые интервалы, связанные с возможно-продуктивными резервуарами нефти и газа.

Точность трансформаций каротажной и технологической информации в требуемые шкалы изменяется от единиц до десятков процентов (относительной погрешности), и зачастую преобразованные данные пригодны лишь для качественных либо ориентировочных оценок предельных значений, как, например, удельный вес промывочной жидкости в применении к данным о геофлюидальных давлениях.

Подобный вывод ни в коей мере не должен служить основанием для отказа от попытки калибровки бассейновой модели уплотнения-миграции. Все, что необходимо предпринять – это лишь упростить модель до такой степени, чтобы ее качество соответствовало качеству данных, на которых она будет калиброваться. Существующее положение вещей с бассейновым моделированием намного хуже, хотя часто таковым и не осознается.

В самом деле, трехмерные многофазные прямые задачи флюидодинамики для шкал геологического времени реализованы в виде достаточно "тяжелых" в вычислительном смысле и сервисном исполнении пакетов программ. При этом исходные данные для моделирования черпаются из неких таблиц возможных значений, составленных по обобщению петрофизической информации, лабораторных исследований и т.д. Никак не привязанные к реальным данным о петрофизике исследуемого района, подобные модели имеют скорее демонстрационный, чем прикладной смысл. Использование их для прогнозов "повисает в пустоте". Попытки калибровки упираются в крайнюю неэффективность оптимизационной задачи подбора и практически не реализуются, поскольку инверсия столь "тяжелых" в вычислительном смысле модельных операторов не может быть успешной в вычислительном отношении.

Очевидно, чем выше размерность модельного базиса, тем, в общем случае, более детально описывается среда. Вместе с тем вся идея прогноза основана на вычленении ключевых факторов, оказывающих доминантное влияние на результат моделирования в области сопоставления. В идеале набор наиболее чувствительных параметров модели среды, которые к тому же являются фундаментальными (т.е. слабо варьируемыми) параметрами разреза, является целевым базисом прогноза, т.е. таким подмножеством Xс �SYMBOL 204 \f "Symbol" \s 11�М� X, которое при минимальной размерности сохраняло бы свойства модельного отображения вектора синтетических данных на область сопоставления. К сожалению, заранее вычленить его, как правило, невозможно. Поэтому в общем случае необходимо начинать анализ чувствительности с наиболее детальной модели, постепенно "загрубляя" ее путем отбрасывания (закрепления) нечувствительных к решению параметров.

В приложении к моделям уплотнения-миграции, необходимо, в частности, определиться с размерностью пространственной сетки и с детальностью подразделения разреза на репрезентативные геологические объекты. Трехмерные эквидистантные сетки, очевидно, должны быть заменены на триангуляционные с узлами, совпадающими с калибровочными скважинами. Кроме того, эволюционные трехмерные модели уплотнения потребуют восстановления трехмерного же поля напряжений осадочного чехла в процессе осадконакопления. Восстановление же палеогеометрии по данным сейсморазведки является скорее областью интуиции, чем строгого расчета, даже в случае непрерывного погружения бассейна. Очевидно, что по мере "старения" осадочной толщи увеличивается неединственность продвижения обратно в геологическом времени, которая становится катастрофической при увеличении числа перерывов в осадконакоплении. Таким образом, трехмерная обратная задача естественным образом не может быть решена единственно.

Однако чисто одномерная постановка не позволяет синтезировать все разнообразие наблюдаемых распределений данных по скважинам. Так, например, спад уровня АВПД, часто наблюдаемый при пересечении границы "УВ-генерирующая покрышка – резервуар", не может быть синтезирован без учета латерального дренажа флюида по проницаемому коллектору. 

Нами был предложен и разработан подход к инверсии, основанный на эффективной 1.5D модели уплотнения-миграции геофлюидов, как основа калибрования транспортно-емкостных свойств осадочных пород (Madatov et al., 1996; 1997; 1998). Ниже представлены результаты разработки модели уплотнения-миграции, которая обеспечивает оптимальность подбора в смысле (4) и при этом является относительно простой в вычислительном отношении. Смысл символа "1.5D" состоит в том, что эффекты, вызванные невертикальными компонентами стресса при уплотнении-миграции, учитываются эффективно путем введения среднего за шаг интегрирования темпа оттока-притока геофлюида из одномерной системы в латеральном направлении. При этом практически значимые потоки флюида возможны лишь вдоль хорошо проводящих коллекторов с уровнем проницаемости единицы-сотни миллидарси (Verweij, 1993).

3. Прямая задача флюидодинамики для элементарного объема уплотняющейся пористой породы в масштабе геологического времени

Наша задача в этом разделе будет состоять в разработке такой математической модели уплотнения осадочных пород – миграции порового флюида (включая первичную миграцию УВ из генерирующих толщ), которая удовлетворила бы требования по оптимальности, выдвинутые в предыдущем разделе. Сформулируем эти требования детальнее.

Оператор прямой задачи должен базироваться на решении фундаментальных уравнений консервации масс и непрерывности миграции флюида.

Репрезентативный элемент объема пористой среды должен характеризоваться фундаментальными физическими свойствами матрицы и порового флюида, а также интервалом геологического времени, в течение которого он отлагался.

Оператор прямой задачи должен непрерывно и однозначно отображать вектор модельных параметров на область сопоставления в шкалах геофлюидальных давлений, УВ-насыщений и пористостей.

Пространственная сетка, на которую отображаются синтезированные данные, должна совпадать с пространственной сеткой, на которой эти данные измеряются;

Каждый индивидуальный синтетический одномерный (вертикальный) профиль, сопоставляемый с данными по калибровочной скважине, должен эффективно включать 3D эффекты.

Заметим, что последовательное изложение фундаментальных основ теории уплотнения, УВ-генерации и миграции можно найти в ряде известных монографий (Verweij, 1993; Magara, 1978; Bear, Bachmat, 1991; Tissot, Welte, 1978). Поскольку наша задача состоит в описании модели, пригодной для калибровки и удовлетворяющей требованиям "1.5D", мы частично повторим основные отправные пункты и этапы вывода соответствующих уравнений. При этом акцент будет сделан на отличительных особенностях данной модели и ее ограничениях, а конечные формулы будут несколько отличаться от тривиальных.

�

Рис. 2. Схема уплотнения-УВ-генерации для погружающегося элемента породы U

Для математического описания процесса уплотнения введем две декартовых системы координат: внешнюю и внутреннюю (рис. 2). Внешняя содержит две координатных оси: абсолютного геологического времени и глубины. Ось глубин начинается от уровня моря и измеряет вертикальные движения дна гипотетического бассейна осадконакопления, где положительное направление совпадает с погружением. Временная ось начинается в некоторой стартовой точке истории осадконакопления и совпадает с возрастом древнейшей формации – условного фундамента.

Во внешней, бассейновой системе координат введем в рассмотрение элементарный репрезентативный объем U – такой квазиоднородный элемент осадочной горной породы, в пределах которого можно пренебречь локальными вариациями свойств минерального скелета и наполняющего его флюида. Как известно, определение таких макросвойств осадочных пород, как пористость, проницаемость и УВ-генерационный потенциал, основано на осреднении по репрезентативному объему (Aziz, Settari, 1983).

Свяжем с элементом U локальную, внутреннюю систему координат, которая вместе с ним следует вдоль траектории погружения (Z, t), подвергаясь воздействию стресса и температуры. Возникающие при этом эффекты уплотнения и фазовых превращений контролируются реологическими (Magara, 1978) и кинетическими (Tissot, Welte, 1978) соотношениями, установленными эмпирически для фиксированного литологического типа. Последние однозначно связывают макрохарактеристики данного литотипа с глубиной (Z), или вертикальным стрессом ((), и/или температурой (T), которых достиг соответствующий репрезентативный объем (рис. 2б). Заметим, что эффекты уплотнения, в рамках теории пластичных деформаций горных пород, рассматриваются, как необратимые. Т.е. траектории подъема в бассейновой системе координат соответствует плато на тренде уплотнения. Эффекты вторичной трещиноватости, равно как и цементации порового пространства, описываются, как правило, гораздо более сложными эмпирическими соотношениями, значимыми на локальном уровне (Котяхов, 1977). С нашей точки зрения, они должны включаться в эмпирические соотношения для реологии и кинетики данного литотипа и уточняться в каждом конкретном случае в ходе калибровки моделей уплотнения-миграции. Поскольку ни траектория погружения, ни тренд уплотнения не имеют петель, данная модель имеет тенденцию непрерывного уплотнения репрезентативного объема.

Конверсия части твердой фазы в жидкие и газообразные УВ ведет к повышению пористости и формально может рассматриваться, как "разуплотнение". Однако разница плотностей конвертируемой твердой фазы и нефти незначительна (типичная плотность керогена не превышает 1100 кг/м3, т.е. ненамного выше плотности поровой воды. Таким образом, выведение из матрицы керогена путем первичной миграции УВ, с точки зрения уплотнения материнской породы, эквивалентно выведению поровой воды (Ungerer, 1993)), а в случае генерации газа возникающий при этом дополнительный флюидодинамический потенциал обеспечивает немедленный вывод вновь образующегося флюида из объема, где он генерируется – первичную УВ-миграцию (Жузе, 1986). Поэтому явление УВ-генерации должно учитываться при анализе динамики баланса масс, но не возмущает тренда нормального уплотнения.

Очевидно, что баланс масс в произвольном репрезентативном объеме U контролируется скоростью и направлением потока порового флюида относительно локальной, движущейся системы координат в каждый текущий момент истории погружения, т.е. для каждого фиксированного положения элемента U на внешней системе координат.

Прежде, чем записать исходные уравнения, необходимо удовлетворить условию 5, выдвинутому в начале раздела.

Здесь мы вынуждены ввести серьезное ограничение на размерность локальной модели разгрузки порового флюида, чтобы обеспечить возможность ее инверсии в область контрольных физических параметров элемента U. Необходимость ограничения пространственных координат локальной системы только вертикальной осью вытекает еще и из того факта, что законы уплотнения даны нам во внешней системе координат тоже в зависимости лишь от глубины, либо вертикального стресса (Magara, 1978). При этом игнорировать латеральные оттоки из элементарного объема мы не будем, но лишь уйдем от невосстановимых латеральных составляющих горного давления. Для простоты стартовый репрезентативный объем поместим в воображаемый цилиндр с основаниями единичной площади и высотой h. Тогда мера относительного уплотнения (U/U будет совпадать с мерой относительного линейного сжатия (h/h по вертикали. Данное ограничение совпадает, по существу, с введением трансверсальной изотропности для пористой среды. При этом, очевидно, линейная плотность вещества численно совпадает с обычной и отличается лишь размерностью. Здесь и далее мы не будем делать различий между линейной (на единицу длины) и обычной плотностью.

Теперь выпишем уравнения баланса масс в локальной системе координат для произвольного репрезентативного объема, следующего по траекториям погружения – уплотнения – фазовых трансформаций, априорно заданных на внешней системе координат.

Заметим, что масса твердой фазы породы потенциально может лишь переходить в эквивалентную массу жидкой или газообразной фазы. В то же время исходный и сгенерированный в погружающемся элементе h поровый флюид может покидать объем в вертикальном и латеральном (радиальном) направлениях в виде потока Дарси. Никаких привносов масс внутрь репрезентативного объема извне не предполагается. Тогда уравнения консервации масс для случая n-компонентного порового флюида могут быть записаны следующим образом:

(0 dh0 / dt = dM0 / dt���d((h0S1(1) / dt  =  dM1 / dt ( ((h0 /( ) div((1q1)��� . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . .���d((h0Sn-1(n-1) / dt  =  dMn-1 / dt ( ((h0 / ( ) div((n-1qn-1)�(5)��d((h0Sn (n) / dt  =  dMn / dt ( ((h0 /( ) div((n qn)���dM0 / dt = dM1 / dt + dM2 / dt + ... + dMn / dt���S1 + S2 + ... + Sn = 1���Здесь dMn – дифференциал массы n-й компоненты флюида, генерируемого из твердой фазы (0-й индекс в уравнениях). Безразмерный параметр ( связан с пористостью ( соотношением: ( = ( /(1-(). Символы h0, Sn, (n, qn обозначают соответственно: высоту репрезентативного цилиндра, насыщение, плотность (кг/м3) и вектор скорости [m/dt] потока n-й фазовой компоненты, причем h0 = h(1-(), а единица времени dt выбирается здесь и далее, исходя из шага квантования шкалы геологического времени.

Покомпонентное изменение массы в элементарном объеме, как видно из первых n + 1 уравнений системы, складывается из генерационного и миграционного члена. При этом общая потеря массы твердой фазы складывается из добавок во все менее плотные фазы. Наконец, сумма относительных вкладов каждой компоненты в многофазный состав флюида постоянна и равна единице.

Формально к явлениям конверсии твердой фазы в поровый флюид относятся любые диагенетические преобразования минерального скелета, происходящие в элементе U в процессе его погружения. Однако явлениями дегидратации глинистых минералов (например, конверсии иллита в монтморилонит), которые сопровождаются высвобождением внутрикристаллической воды, мы пренебрегаем. При этом делается допущение, что переход воды из внутрикристаллической в поровую компенсируется уплотнением трансформированного минерала, т.е. уравнение баланса масс не нарушается. Что касается изменения флюидопроводящих свойств матрицы, то они, очевидно, учитываются трендом уплотнения-проницаемости соответствующих глинистых литотипов.

При конверсии же части богатой органикой, нефтегазоматеринской породы в жидкий либо газообразный углеводород в области измеряемых параметров (давления и УВ-насыщения) происходят такие изменения, пренебречь которыми нельзя (Madatov et al., 1998). Более того, УВ-генерация является первопричиной возникновения скоплений нефти и газа и с этой точки зрения является предметом прогнозирования, т.е. соответствующая модель подлежит калибровке.

Число компонент УВ смеси и их плотность, в случае закрытой для привноса извне дополнительных масс порового флюида системы, вообще говоря, определяется фракционным составом первичной УВ-миграции, т.е. типом материнской породы, поскольку тяжелые и легкие фракции УВ взаимно растворяются друг в друге, и анализ плотностей многофазных систем может быть построен на законе "идеальной смеси" (Aziz, Settari, 1983). C точки зрения вторичной миграции удобно различать лишь жидкую и газообразную фазы. Тогда система (5) упрощается до трех компонент: 0 – твердая фаза: скелет осадочной породы, в том числе возможно содержащий конвертируемую в УВ часть – кероген, 1 – жидкая фаза: минерализованная поровая вода, 2 – УВ смесь, содержащая в общем случае газовую и нефтяную компоненту, изменчивая по плотности в связи с разделением легких и тяжелых компонент при падении давления и температуры.

dh0/dt = ( h0(G0���d((h0 (1-S)(1)/dt = ((h0/()(div((1q1)�(5*)��d((h0S(2)/dt = (0 h0(G0 + ((h0/()(div((2q2),���где (G0 – темп УВ-генерации, являющийся безразмерной (кг сгенерированного УВ на кг материнской породы) функцией температуры и УВ-потенциала материнской породы (подробнее см. раздел 6).

Плотность минералогического скелета (0 принята неизменной, т.е. диагенетические изменения твердой фазы в процессе погружения не допускаются. Поэтому (0 в верхнем уравнении (5) было выведено из производной по времени и сокращено. Таким образом, потеря массы твердой фазы элемента U допускается только за счет УВ-генерации, а его плотность в каждой точке бассейновой системы координат целиком определяется пористостью матрицы, при известных плотностях порового флюида. Плотность жидкой и в особенности газообразной фаз порового флюида меняется под воздействием давлений и температуры, поэтому вместе с удельным насыщением ((h0S) они введены в производную массы по времени.

С этой точки зрения система дифференциальных уравнений (5*), описывает динамику изменения плотности элемента в связи с механизмами потерь и генерации порового флюида. Для завершения построения математической модели необходимо дополнить конструкцию (5*) уравнениями, связывающими плотность порового флюида и пористость элемента U с его положением во внешней системе координат. Соответствующие тренды уплотнений флюида и матрицы являются эмпирической основой построения прямой задачи, а калибровка соответствующих констант – предметом решения обратной задачи. При этом часть констант может быть априорно известна настолько точно, что в пределах чувствительности обратной задачи не потребует калибровки.

Плотность порового флюида, как функция порового давления (Р) и температуры (Т) контролируется в зависимости от фазы соответствующим уравнением состояния (Verweij, 1993; Bear, Bachmat, 1991), которое в линейной аппроксимации выглядит следующим образом:

(j d(j / dt = (j dP / dt ( (j dT / dt.					(6)

Изотермические константы сжимаемости (() и изобарические константы расширения (() достаточно устойчивы и хорошо изучены в лабораторных и пластовых условиях.

Для обеспечения непрерывности решения системы (5*) необходимо, по возможности, исключить особые точки во внешней системе координат, где возможны разрывы 1-го порядка в поведении плотности порового флюида. Разрывные ситуации возникают при фазовых превращениях и отмечаются критическими точками на диаграммах фазового состояния. В частности, они имеют место при крекинге нефти в газ либо при выделении легких УВ фракций из раствора в виде свободного газа (Справочник по геологии..., 1984). Изменения же плотности отдельно жидкой и газообразной компонент УВ на плоскости бассейновой системы координат происходят гладко. Таким образом, для обеспечения непрерывности решения практически необходимо дополнить уравнения (5*-6) диаграммой предельного насыщения поровой жидкости газом (см., например, номограммы Дж. Амикса: Справочник по геологии..., 1984) и контролировать ее пересечение с кривой текущего насыщения газом в любой произвольной точке бассейновой системы координат. Более подробно этот вопрос освещается в следующем разделе.

Пористость элемента U может претерпевать изменения на траектории погружения: при его уплотнении под воздействием стресса ( и/или температуры Т пористость сокращается, а при конверсии части минеральной матрицы в геофлюидальную фазу ((G0) – увеличивается. В самом общем виде:

d( / dt = 1/ (1 ( ()2 [(1 ( ()(G0  ( d(((,T) / dt].				(7)

Тренды нормального уплотнения матриц, в зависимости от их литотипа, совместно с трендами проницаемостей формируют обобщенные модели уплотнения, которые анализируются в следующем разделе. Темп генерации УВ в аппроксимации модели Тиссо подробнее рассматривается в разделе 6.

4. Модель уплотнения порового флюида

В данной модели поровый флюид будет представляться минерализованной водой, насыщенной в общем случае некоторой массой углеводородов. Растворение последних в воде контролируется кривой предельного насыщения раствора в зависимости от температуры и давления (Справочник по геологии..., 1984). Физические свойства порового раствора, оказывающие влияние на его плотность, в практике определяются по закону "идеальной смеси", т.е. суммой свойств чистых компонентов, взвешенной соответствующими допредельными насыщениями. 

�

Рис. 3. Зависимость плотности поровой воды от температуры при различных аппроксимациях объемного расширения

1 – параболическая: 

(1 = (25.9 ( 8.38T + 0.445T 2) (10-4

2 – параболическая с поправкой на минерализацию

3 – линейная: (1 = 4.95 (10-4T 

Плотность любой "чистой" (без растворенных примесей) жидкой фазы определяется, в зависимости от температуры и давления, через коэффициенты изобарического термального расширения и изотермальной сжимаемости под давлением (см. табл. 1). Для плотности жидкой фазы в "рабочем" диапазоне значений физических характеристик осадочного бассейна (Z = 0-5км; T = 10-200(С; P = 0.1-50 MПа) достаточно точна линейная модель вида

(1(P,T) = (1(P0,T0) [1+(1(T ( T0) + (1(P ( P0)],	(8)

где Р0, Т0 – некоторые нормальные условия, в которых доступны массовые измерения (ниже в расчетах P0 = 0.1 MПа, T0 = 15(C).

Для определения плотности "чистой" газовой фазы используется уравнение состояния идеального газа (Denesh, 1998) с поправкой за "неидеальное" поведение под давлением (Z-фактор, по Кацу – см. рис. 5. В формуле (8*) он обозначен через ():

(2(P,T) = (2(P0,T0)[ (P/P0) (T0/(T) ].	(8*)

В природных условиях, однако, "чистые" фазы порового флюида не наблюдаются. Поровая вода с увеличением глубины минерализуется. При этом разуплотнение под действием температуры частично компенсирует этот эффект. В итоге линейная модель (8) оказывается даже точнее, чем параболическая (рис. 3).

�

Рис. 4. Растворимость метана в тяжелой нефти в зависимости от давления при различной температуре (числа у кривых). Использована парабол. аппроксимация данных по номограмме Дж. Амикса (Справочник по геологии..., 1984)

Компонентный состав УВ-смеси определяется типом материнской породы (см. раздел 6). При этом жидкая фаза (нефть) содержит тем больше растворенных легких фракций, чем выше пластовая температура и геофлюидальное давление (Aziz, Settari, 1983). Наличие и состав свободного газа определяется при помощи номограмм предельной растворимости (напр., номограммы Дж. Амикса: Справочник по геологии..., 1984). Пример по предельному содержанию метана в "черной" нефти представлен на рис. 4. Таким образом, плотность нефти и газа определяется в зависимости от компонентного состава по закону "идеальной смеси".

Характер поведения плотностей поровой воды, "черной" нефти и газа (метана) с глубиной легко оценить, используя линейное нарастание поровых давлений и температуры с гидростатическим градиентом 10006.2 Па/м и температурным градиентом 0.03(C/м.

�����Рис. 5. Зависимость Z-фактора (коэф-та сжимаемости) для метана от геофлюидального давления. Использована параболическая аппроксимация по данным D. Bus, R. Witing, 1962 (см.  Denesh, 1998)�Рис. 6. Поведение плотностей различных фазовых компонент порового флюида (минерализованная вода, тяжелая нефть, метан) с увеличением глубины при гидростатическом давлении и температурном градиенте 0.03(C/м��Как видно из рис. 6, по мере нарастания давления и температуры плотность нефти приближается к плотности "сухого" газа за счет растворения все большей объемной доли легких фракций. Разуплотнение воды по мере термального расширения и растворения в ней части углеводородов компенсировано повышением минерализации и поэтому не столь заметно. Такая тенденция сохраняется для любого компонентного состава геофлюидальной смеси. 

Таблица 1. Физические свойства поровой жидкости (по данным: Справочник по геологии..., 1984)

Свойство�Шкала�Поровая вода�"Черная" нефть��Коэфф. изобарического термального расширения�1/(С�5 ( 10-4�7.2 ( 10-4��Коэфф. изотермальной сжимаемости под давлением�1/Па�4.78 ( 10-10�3.2 ( 10-10��Плотность при н.у.�кг/м3�1020�850��

5. Обобщенная 1.5D модель уплотнения репрезентативного элемента породы

Модели уплотнения осадочных горных пород, как правило, представляются эмпирическими зависимостями пористости выбранного литологического объекта (литотипа) от глубины, стресса и/или температуры (Magara, 1978). Известно, что даже весьма сложные зависимости, комбинирующие эффекты механических (пластическая деформация, растрескивание, и т.д.) и диагенетических (цементация, дегидратация глинистых минералов, растворение под давлением и т.д.) процессов, приводящих к закономерным изменениям плотности пород, заведомо являются упрощением реальных процессов, протекающих на микроуровне (на уровне пор) (Verweij, 1993; Schneider et al., 1994).

С другой стороны, разброс данных полевых и лабораторных измерений пористости и связанных с ней параметров (глинистость, трещиноватость, кальцитизация и т.п.) не позволяет калибровать более сложные модели, чем ставшие классическими тренды уплотнения в зависимости от глубины.

В приложении к рассматриваемой задаче мы будем трактовать термин "Обобщенная модель уплотнения" несколько шире, чем в стандартном подходе (Magara, 1978), понимая под ним всю совокупность процессов, связанную с выведением изначального порового флюида из репрезентативного объема в процессе его продвижения по эволюционной траектории бассейновой системы координат. Очевидно, эта совокупность включает макромеханизмы потери пористости с глубиной (тренды "нормального уплотнения") и механизмы миграции флюида, которые описываются дивергенцией потока порового флюида в локальной системе координат.

Заметим, что так называемое "нормальное уплотнение" осадочной породы, которое является предметом эмпирических исследований, предполагает вытеснение из порового пространства матрицы породы несжимаемого флюида под воздействием вертикального стресса до достижения гидростатического равновесия. Сам скелет (матрица породы) предполагается несжимаемым. При этом, результат – значение пористости на данной глубине – не зависит от траектории погружения репрезентативного объема в бассейновой системе координат, а определяется лишь его литотипом.

Исследования на образцах (Schneider et al., 1994) показывают, что разгрузка вертикального стресса, возникающая вследствие подъема дна бассейна и частичной эрозии вышележащих толщ, не приводит к восстановлению утерянной пористости. Более того, при последующем погружении порода начнет уплотняться вновь лишь после прохождения точки, с которой был начат ее подъем. Сложнее обстоит дело с явлениями вторичных изменений порового пространства. Однако, считая их в основном температурно зависимыми (Котяхов, 1977), можно предположить подобную модель инвариантности к подъему и для диагенетических явлений.

Геологический темп осадконакопления редко превышает 100-150 м вертикальной мощности осадков с начальной пористостью 0.5-0.65 за миллион лет (Verweij, 1993). Это позволяет применить закон Дарси для связи скорости потока флюида из уплотняющегося элемента с действующим на него градиентом давления. Формально горизонтальные составляющие стресса также вызывают уплотнение репрезентативного элемента, т.е. отток флюида. Если распространить закон Дарси и на них, то для дивергенции потока порового флюида можно воспользоваться обобщенным на случай 3D представлением вида (Bear, Bachmat, 1991; Aziz, Settari, 1983):

div(qj) = (( ((Kj KL/(j) fj),						(9)

где qj, K j и ( j – скорость потока, относительная проницаемость и вязкость j-й фазы порового флюида; KL – проницаемость матрицы, определенная как функция пористости для L-го литотипа в рабочем диапазоне бассейновой системы координат; fj = {rx(x(Фj + (gz), ry(y(Фj + (gz), rz(z(Фj + (gz)}, где rx, ry, rz – коэффициенты анизотропии проводимости матрицы, ( – плотность поровой воды, g – ускорение свободного падения, Фj – флюидодинамический потенциал, имеющий размерность давлений и в зависимости от фазы порового флюида равный (England et al., 1987):

Фj = P ( gz(j

Фj = 0  �(

(�Фj ( Capj

Фj ( Capj�(10)��Флюидодинамический потенциал определяется, как работа по перемещению единичной массы флюида из бесконечности (практически из точки (Р(0),Т(0)) в данную точку (Р(z),Т(z)) внешней системы координат. Пренебрегая термальным расширением вытесняемого при уплотнении порового флюида�, можно отнести работу к единичному объему флюида, и тогда сопоставлять флюидодинамический потенциал с геофлюидальным давлением P. В частности, для воды, как следует из (10), динамический потенциал отличен от нуля при геофлюидальном давлении, отличном от гидростатического. Для более легких фракций, движущихся в заполненном водой поровом пространстве, если их рассматривать, как самостоятельную фазу УВ, дополнительно возникает потенциал всплытия. Кроме того, в случае многофазного потока, движение неводной фазы в поровом пространстве может осуществляться лишь с преодолением капиллярного барьера (или "входного давления") по данной фазе – Capj, измеряющегося в шкале давлений (Aziz, Settari, 1983).

Поскольку зависимость уплотнения пород от горизонтального стресса не изучена эмпирически, и вследствие упомянутых выше трудностей восстановления соответствующих градиентов давлений, для целей последующей калибровки упростим выражение (9):

div(qj) = d/dz [ (Kj KL/(j) rz (dФj / dt)] + dQj / dt.				(9*)

Здесь член dQj /dt обозначает темп совокупного оттока флюида из репрезентативного объема в латеральном направлении – "сток". Смысл элемента поясняет схема на рис. 7.

�

Рис. 7. Схема латеральной разгрузки давлений

�

Рис. 8. Зависимость относительной проницаемости матрицы от содержания газа в поровом пространстве (по Викову-Ботсету (Справочник по геологии..., 1984))

Неравномерное погружение дна бассейна и наличие на его краях стабильных зон, не испытывавших погружения, создают предпосылки для появления латеральной составляющей дренажа, направленной от центра к периферии. Эффект латеральной миграции особенно значим для легких УВ фракций порового флюида из-за капиллярных барьеров (покрышек) на пути их вертикальной миграции (Verweij, 1993; Жузе, 1986). Если совместить глобальную зону разгрузки с поверхностью, то, при наличии ненулевого флюидодинамического потенциала в любой точке в пределах области калибровки ((), можно будет оценить горизонтальную, составляющую градиента потенциала – Фj /(. Очевидно, что при ( << ( (рис. 7), что, как правило, справедливо даже для глубоких грабенов, ко всей области калибровки можно применить одно и то же среднее удаление (, и таким образом учесть латеральный градиент давлений в составляющей (Qj /(t – "стоке" уравнения (9*). Тогда различия в значениях этой составляющей от одной 1.5D модели уплотнения-миграции к другой (от одной калибровочной скважины к другой) будут целиком отражать локальные особенности латеральной проводимости. Эти особенности будут, очевидно, включать в себя также экранирующие свойства разломов, лежащих на пути латерального дренажа. Более подробно вопросы калибровки "стоковых" компонент описаны в (Madatov et al., 1998). В данном разделе мы сосредоточимся на оценке проводимости и параметров вертикального уплотнения матрицы репрезентативного объема. Эти параметры, вместе с эмпирическим законом уплотнения и проницаемости для данного литотипа, определяют важнейшие составляющие базиса пространства параметров изучаемой обобщенной модели уплотнения.

Параметры нормального уплотнения входят в виде констант в соответствующие эмпирические тренды, описывающие уменьшение пористости с ростом глубины, стресса и/или температуры (рис. 9). Проницаемость матрицы KL, в свою очередь, определяется для данного литотипа в зависимости от пористости ( и константы проницаемости (L, характеризующей извилистость поровых каналов, либо удельную площадь внутренней поверхности порового пространства (Котяхов, 1977) (рис. 10). Вязкость (j данной геофлюидальной фазы j также непрерывно определена в зависимости от температуры эмпирическими соотношениями (Denesh, 1998) (рис. 11). Наконец, проводимость матрицы по данной геофлюидальной фазе j определяется для данного литотипа L в виде Kj KL /(j. (Verweij, 1993; Справочник по геологии..., 1984) и характеризует темп миграции порового флюида из репрезентативного элемента при единичном градиенте геофлюидального давления (рис. 12).

� Xiaorong и Vasseur (1992) показали, что термальное расширение поровой воды существенно влияет на флюидодинамический потенциал только при изоляции репрезентативного объема практически непроницаемыми породами. В этом случае, впрочем, аппроксимация (10) в виде закона Дарси также оказывается недопустимой.
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