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Рис.4 Фазовые диаграммы «давление-состав».
Если RO и RG вычислены, то по ним можно найти исходные моляр-

ные концентрации в фазах по следующим формулам:

x =
αRO

αRO + 1
, y =

1

RG/α+ 1
(4)

Таким образом, уравнения (3.1) устанавливают связь между моляр-
ными концентрациями газового компонента в нефти x и в газе y и рас-
творимостями RO и RG.

В обобщенной модели рассматриваются и растворимость «газового»
компонента в нефти и растворимость «нефтяного» компонента в газе.
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Казалось бы такая модель более точная чем классическая модель «чер-
ной нефти». Но иногда эта модель дает более значительные ошибки, к
тому же она в некоторых областях становится численно неустойчивой.
Исследуем эти области.

Молярные плотности фаз выражаются через RO и RG следующим
образом:

ξO =
ξO,SC

BO
(αRO + 1), ξG =

ξG,SC

BG
(RG/α+ 1)

Количество молей нефтяной No и газовой Ng компоненты в нефти и газе
выражаются через фазовые насыщенности SO и SG = 1− SO:

No =
ξO,SC

BO
SO +RG

ξG,SC

αBG
SG, Ng = αRO

ξO,SC

BO
SO +

ξG,SC

BG
SG

разрешая которые относительно фазовых насыщенностей, получаем:

SO =
BO

ξO,SC

(No −NgRG/α)

(1−RORG)
, SG =

BG

ξG,SC

(Ng − αNoRO)

(1−RORG)
(5)

В формулах (3.2) содержится деление на (1−RORG), если RORG = 1
и все функции термодинамически согласованы, то одновременно обра-
щаются в «0» и знаменатель и числитель:

No −NgRG/α = 0, Ng − αNoRO = 0

Возникает неопределенность типа «0/0». Теоретически такая ситу-
ация наблюдается в критической точке раствора и означает выход из
двухфазного состояния. В алгоритме такая точка считается однофазным
состоянием, например, жидким SO = 1, SG = 0 и тем самым неопреде-
ленность не исчезает.

Отметим, что в двухфазном состоянии всегда RORG < 1 и SO, SG > 0.
Действительно, в двухфазной области из (2.3) следует:

RO ·RG =
x

1− x
· 1− y

y
=

x

y
· 1− y

1− x
< 1

Это строгое неравенство выполняется, т.к. газового (более легкого) ком-
понента в газе больше чем в нефти: x < y, а нефтяного компонента в
нефти больше чем в газе
(1− x) > (1− y). И только в критической точке выполняется равенство
компонент в фазах и RO ·RG = 1.
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Так как экспериментальные данные имеют всегда некоторую ошибку
измерений, то возможны ситуации, когда: RORG > 1.

Покажем, что физический смысл для углеводородных растворов име-
ют только значения, когда выполняется условие RORG ≤ 1. Построим
фазовую диаграмму для случаев RORG ≤ 1 и RORG > 1, пересчитав
RO, RG в кривую кипения xg,O(p) и кривую конденсации yg,G(p).
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Рис.5-6 Фазовые диаграммы.
Получившийся график схематически изображен на Рис.5. Точка С

может восприниматься как точка эвтектики, однако она таковой не яв-
ляется. Действительно луч СЕ - это продолжение кривой конденсации
yg,G(p), т.е пространство под ним это двухфазное состояние. С другой
стороны это же пространство находится над кривой кипения xg,O(p) и
это означает, что это однофазное жидкое состояние. Таким образом воз-
никает противоречие. Кроме того, по фазовой диаграмме на Рис.5 сле-
дует что при давлении pE концентрация легкого компонента в газовой
фазе ниже чем в нефтяной фазе. И все эти несоответствия возникают
из-за больших ошибок в измерениях.

Ситуация RORG > 1 не возможна в равновесном случае и не имеют
физического смысла. Такие данные необходимо удалять и формировать
область для сшивки всех функции, описывающих в моделях «черной
нефти» раздельно газовую и жидкую фазы: плотности ξO, ξG, насыщен-
ности фаз SO, SG, вязкости μO, μG, относительные проницаемости kO, kG.

Рассмотрим один из возможных случаев сшивки всех функции. Пред-
положим, что при p1 выполняется RORG < 1, а при давлении p2 наблю-
дается уже неравенство RORG > 1, которое противоречит физическому
смыслу. Это значит, что функции RO, RG надо обрезать для давлений
p > p1. Будем считать условие RORG < 1 главным определяющим на-
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личие двух фаз. Пересчитаем RO, RG в плотности xO, yG по формулам
(3.1). Вычислим значение величины Δ = yG − xO. В диапазоне давле-
ний [p1, pmax] на фазовой диаграмме сформируем Δ-канал (см. Рис.6).
Давление pmax введем позже так, чтобы согласованными оказались все
функции. В диапазоне давлений [p1, pmax] концентрации в жидкости и
газе постоянные xO ≡ xO(p1), yG ≡ yO(p1), а это значит, что функции
RO, RG тоже постоянны RO = RO(p1), RG = RO(p1).

Согласуем плотности фаз. Предположим, что при p3 молярная плот-
ность жидкой фазы больше или равна газовой ξO ≥ ξG, а при p4 вы-
полняется неравенство ξO < ξG ( противоречит физическому смыслу),
тогда:

• если моделируется летучая нефть, то при выходе из 2-х фазной
области, флюид будет в жидком состоянии, т.е. для p > p3 плот-
ность будет ξ = ξO(p), если еще существует две фазы, то полагаем
ξO ≡ ξG;

• если моделируется газовый конденсат, то при выходе из 2-х фазной
области, флюид будет в газовом состоянии, т.е.для p > p3 плотность
газа ξ = ξG(p), если еще существует две фазы, то полагаем ξO ≡ ξG.

Также согласуем вязкости фаз. Предположим , что при p5 для вязко-
стей жидкой фазы и газовой выполняется μO ≥ μG, а при p6 выполняется
неравенство μO < μG

(противоречит физическому смыслу), тогда:

• если моделируется летучая нефть μO = μO(p), если еще существует
две фазы , полагаем μO ≡ μG;

• если моделируется газовый конденсат, то для p > p5 плотность газа
μG = μG(p), если еще существует две фазы, полагаем μO ≡ μG.

Выберем максимальное давление pmax из давлений p1, p3, p5. Если
pmax = p1, то Δ-канал имеет нулевую длину.

При выходе из Δ-канала насыщенности фаз SG, SO и относительные
фазовые проницаемости kG, kO равны:

• SO = 1, kO = 1, SG = 0, kG = 0, если моделируется летучая нефть ;

• SG = 1, kG = 1, SO = 0, kO = 0, если моделируется газовый конден-
сат.
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Выводы.
В модели «черной нефти» данные часто рассогласованны и содержат

значительные ошибки, поэтому на счете могут возникать нефизические
скачки функций и численные неустойчивости. В работе предлагается
физический подход для расчетов около-критического состояния (near-
critical fluid): удаление нефизических данных и создание некоторой об-
ласти, в которой сшиваются все функции модели (плотности, вязкость,
концентрации, относительные проницаемости).
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Numerical simulation of the general black oil model near the
critical point of solution

Koldoba E.V.
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For numerical simulation of phase transition in multicomponent
solutions it is often used general Black oil model. In the study of
the numerical instabilities of the model it has been discovered that
they can arise from the mismatch thermodynamic functions near the
critical point of solutions, which is known to be physically unstable
by nature. All measured values because of fluctuations occurring in
this region have significant measurement errors, leading to significant
misalignment of model parameters and, respectively, to the numerical
instabilities. We propose a physical approach to simulation such
problems. It is explained some of the reasons for inaccurate of Black
oil models .
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