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Аннотация. 	 В представленной работе описывается понятие коэффициен-
та Био (коэффициента пороупругости) как значимого физичес-
кого параметра в теории эффективных напряжений, используе-
мой для описания пороупругого состояния горных пород, а так-
же интервал изменения коэффициента Био в зависимости от 
пористости и особенностей строения матрицы горных пород. 
Представлен обзор наиболее известных и практически значи-
мых способов определения значений коэффициента пороупру-
гости: методы Уиллиса, Франкута и Абасса, измерений прони-
цаемости пород в зависимости от эффективного напряжения, а 
также изменения давления обжима в соотношении к изменению 
порового давления. Указан список распространенных корреля-
ционных зависимостей для оценки коэффициента пороупругос-
ти. Продемонстрированы подходы и кратко описаны процедуры 
специальных лабораторных исследований керна. Продемонс-
трированы результаты интерпретации данных и установления 
взаимосвязей величин для объектов разработки одного из мес-
торождений в Западной Сибири. Определены корреляционные 
зависимости коэффициента Био по отношению к фильтраци-
онно-емкостным свойствам пласта (ФЕС), акустическим и уп-
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ругим свойствам горных пород для продуктивных интервалов 
пластов БУ16, БУ17, Ач3-4, Ач5 и Ач6. Для определения характер-
ных значений коэффициента Био в отдельных объектах раз-
работки предлагается метод, основанный на построении диа-
граммы размаха («ящиков с усами»). Представленный матери-
ал будет полезен инженерам-геомеханикам в целях уточнения 
напряжённо-деформированного состояния на схожих по филь-
трационно-емкостным и упруго-прочным свойствам горных по-
род Западной Сибири. Результаты имеют практическую значи-
мость для обеспечения стабильности стволов скважин и моде-
лирования процессов гидравлического разрыва пласта (ГРП).

Ключевые слова: 	 лабораторные исследования, коэффициент пороупругости, 
коэффициент Био, объемное сжатие, керновые исследова-
ния, геомеханическое моделирование, корреляционные зави-
симости
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Abstract. 	 In the presented work the concept of Bio coefficient (poroelasticity 
coefficient) is described as a significant physical parameter in the 
theory of effective stresses used to describe the poroelastic state 
of rocks, as well as the interval of change in the Bio coefficient de-
pending on the porosity and structural features of the rock matrix. An 
overview of the most well-known and practically significant methods 
for determining the values of the poroelasticity coefficient is pre-
sented: the methods of Willis, Frankut and Abass, measurements of 
rock permeability depending on effective stress, as well as changes 
in crimping pressure in relation to changes in pore pressure. A list of 
common correlation dependencies for estimating the poroelasticity 
coefficient is given. Approaches are demonstrated and procedures 
for special laboratory core studies are briefly described. The results 
of data interpretation and the establishment of correlations of val-
ues for the objects of development of one of the fields in Western 
Siberia are demonstrated. The correlation dependences of the Bio 
coefficient with respect to the filtration and capacitance properties 
of the formation (FES), acoustic and elastic properties of rocks for 
the productive intervals of the formations BU16, BU17, Ac3–4, Ac5 and 
Ac6. To determine the characteristic values of the Bio coefficient in 
individual development objects, a method based on the construction 
of a span diagram is proposed («boxes with moustaches»). The pre-
sented material will be useful to geomechanical engineers in order 
to clarify the stress-strain state on rocks of Western Siberia that 
are similar in filtration-capacitance and elastic-strength properties. 
The results are of practical importance for ensuring the stability of 
boreholes and modeling hydraulic fracturing processes. 
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Введение
Знание достоверных упруго-прочностных свойств 

горной породы в первую очередь необходимо для расчета напря-
женного-деформированного состояния, что в свою очередь являет-
ся ключевым для успешного бурения, заканчивания скважин и про-
ведения геолого-технических мероприятий (в частности, проведе-
ние гидравлического разрыва пласта) [1, 2]. Обеспечение стабиль-
ности ствола скважины и моделирование ГРП напрямую связаны 
с пониманием не только упруго-прочностных свойств, но и поро-
упругих свойств горных пород [3]. Основным способом описания 
пороупругого поведения горной породы является теория эффектив-
ных напряжений, где одним из параметров является коэффициент 
пороупругости или коэффициент Био, который показывает «эффек-
тивность» давления, создаваемого флюидом в поровом пространс-
тве, противодействовать общему (полному) напряжению, действу-
ющему на скелет горной породы [4]. 

На напряженно-деформированное состояние пористой среды 
влияет не только твердая, но и жидкая фаза, которая заполняет пус-
тотное пространство (рис. 1). То есть напряжения в пористых сре-
дах частично передаются за счет жидкой фазы и частично за счет 
твердой. Терзаги  [5] первым показал, что деформация полностью 
насыщенной флюидом пористой среды с заданным поровым давле-
нием (Pp) определяется эффективными напряжениями (σ'). Значения 
эффективных напряжений, действующих на скелет горной породы, 
с учетом коэффициента пороупругости (α) можно представить в ви-
де [6]:

σ� = σ – σPp	 (1)

То есть внешние нагрузки в пористой среде уравно-
вешиваются не только матрицей породы, но и содержащейся в по-
ровом пространстве жидкостью. Напряжения, обусловленные дав-
лением порового флюида, не вызывают сдвиговых деформаций и 
равномерно передаются во всех направлениях среды. Из соотноше-
ния (1) следует, что увеличение порового давления снижает нагруз-
ку на матрицу.
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Рис. 1.		  Схематическое представление пористых тел, заполненных 
флюидов.
Fig. 1. Schematic representation of porous bodies filled with fluids.

	 Источник:	 составлено авторами.
	 Source: 	 compiled by the authors.

Коэффициент Био изменяется в пределах 0 ≤ α ≤ 1 и 
зависит от структуры порового пространства, а также от строения 
самой матрицы горной породы и определяется на основе проведе-
ния лабораторных исследований. При этом для пород с достаточно 
низким значением пористости φ значение коэффициента Био стре-
мится к нулю и, наоборот, для пористых слабоконсолидированных 
сред значение коэффициента Био стремится к единице.

Следует отметить, что вопросами изучения коэффициента Био 
в последние годы озадачены не только зарубежные исследователи, 
но также и ученые из Российской Федерации  [7, 8, 9], что свиде-
тельствует о растущем интересе к данной тематике, как на между-
народном, так и на национальном уровне.



184

Целью данной работы является установление зависимостей 
коэффициента Био с фильтрационно-емкостными свойствами, акус-
тическими и упругими свойствами пород пласта, путем проведения 
лабораторных исследований керна, отобранного из продуктивных 
интервалов БУ16, БУ17, Ач3-4, Ач5 и Ач6 одного из месторождений за-
падной Сибири.

Материалы и методы исследований
Методы определения коэффициента Био. На теку-

щий момент времени существует ряд методов, позволяющих вы-
полнить измерения коэффициента Био. Наиболее распространен-
ным методом является способ, предложенный Био и Уиллисом [10]. 
Согласно предложенной методики эксперимент проводится в два 
этапа: определение сжимаемости зерен и определение общей сжи-
маемости образца керна. Следует отметить, что на практике зачас-
тую используют обратные величины – модули объемного сжатия зе-
рен и образца
			              Kbα = 1 – —— 	 (2)
			              Ks

где	 Kb = 1/β –	 модуль объемного сжатия образца;
	 Ks = 1/βs –	модуль объемного сжатия зерен;
	 β –	 общая сжимаемость образца;
	 βs –	 сжимаемость отдельного зерна. 

Коэффициент Био можно определить с помощью 
одноэтапного метода, предложенного Франкутом и Абассом  [11]. 
При таком подходе замеряется объем жидкости, который вытесня-
ется из образца керна при создании на него внешней нагрузки, а от-
ношение вытесненного объема жидкости к изменению общего объ-
ема образца определяет коэффициент Био:

			              ΔVpα = 1 – ——— 	 (3)
			              ΔV
где	 ΔVp –	 вытесненный объем флюида из образца керна;
	 ΔV –	 изменение общего объема образца. 
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Кроме того, путем анализа изменения проницаемос-
ти горных пород в зависимости от эффективного напряжения мож-
но определить коэффициент Био согласно [12]:

			            Δkpα = 1 – —— 	 (4)
			            Δkc

где	 Δkp – 	 изменение проницаемости из-за изменения порово-
го давления при постоянном давлении обжима; 

	 Δkc –	 изменение проницаемости вследствие изменения 
давление обжима при постоянном поровом давле-
нии. 

В работе [13] предложен еще один способ измере-
ния коэффициента Био. Авторами установлено: когда значение объ-
емной деформация снижается вследствие увеличения порового дав-
ления, требуется большее давление обжима для того, чтобы вернуть 
объемную деформацию к начальному значению. Таким образом, 
коэффициент Био можно вычислить за счет отношения изменения 
давления обжима (ΔPc) к изменению порового давления (ΔPp).

			            ΔPcα = 1 – —— 	 (5)
			            ΔPp

Соотношения (2)–(5) описывают способы вычисле-
ния коэффициента Био по результатам лабораторных исследований. 
Наиболее известные корреляционные зависимости для коэффици-
ента Био (α) представлены в таблице  1, в которой введены следую-
щие обозначения: 
	 φ [д.е.] – 	 пористость; 
	 k [мД] – 	 проницаемость; 
	 Vp[м/с] – 	продольная скорость.

Методика проведения лабораторных исследова-
ний. Эксперименты проводились на специализированном обору-
довании для исследования прочностных и упругих свойств керна. 
В общем виде установка представляет собой камеру прочности со 
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встроенной системой осевого нагружения с гидравлическим при-
водом. Напряжение обжима на образцах создается и поддержива-
ется с помощью камеры псевдотрехосного сжатия и системы насо-
сов. Дополнительно установка оснащена различными системами: 
создания порового давления, системой терморегулирования, сис-
темой измерений деформаций, системой измерений скоростей уп-
ругих волн.

Для испытаний использовались стандартные образцы для про-
ведения псевдотрехосного сжатия, изготовленные из керна перпен-
дикулярно напластованию диаметром 30 мм и с соотношением дли-
ны к диаметру, близкому к 2.0 согласно ГОСТ 21153.0-75.

Все эксперименты проводились на неэкстрагированных об-
разцах с последующим донасыщением рабочей жидкостью (керо-
син) в условиях, приближенных к пластовым (термобарические ус-
ловия) [18]. 

Таблица 1.		  Наиболее распространенные корреляционные 
зависимости для коэффициента пороупругости

		  Table 1. The most common correlation dependencies for the poroelastic 
coefficient

Название Формула

Ванг [2] α = 1 – 0,423 ∙ е–3.8φ

Кашников [7] α = 1.011 – 1,086 ∙ 10–12 ∙ Vp
3.118

Криф [14] α = 1 – (1 – φ) 

Лорент [15] α = 1.75 – φ0,51

Ли [16]

Климентос [17] α = 0,045 ∙ ln k + 0,70

	 Источник: 	 составлено авторами.
	 Source: 	 compiled by the authors.
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Рис. 2.		  Проведение лабораторных исследований по определению 
коэффициента Био [19].
Table 2. Conducting laboratory studies to determine the Bio coef-
ficient [19].

	 Источник:	 составлено по данным [19].
	 Source:	 compiled according to data [19].
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Относительная объемная деформация, у. е.

Сжимаемость скелета:

             ∆σКs = –––            ∆εV

σ

∆σ

∆σ

∆εV

∆εV

             ∆σК = –––            ∆εV

Сжимаемость зерен:

Pпор = const

Pпор = Робж – 0.5 МПа
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Эксперимент проводится в 2 основных этапа: определение 
сжимаемости зерен и определение общей сжимаемости образца. 
Иногда используют обратные величины – модули объемного сжа-
тия зерен и образца (рис. 2). 

Приложение изостатического давления обжима и порового 
давления к образцам в условиях одинаковой контролируемой ин-
тенсивности нагружения является основным лабораторным мето-
дом измерения сжимаемости зерен. При повышении общего напря-
жения, если эффективное напряжение сохраняется постоянным с 
разностью 14 бар между изостатическим давлением обжима и по-
ровым давлением, любая измеренная во время этой процедуры на-
гружения деформация образца связана только с деформацией зе-
рен [20].

Таким образом, первый этап теста происходит за счет посте-
пенного увеличения давления обжима и порового давления с помо-
щью насоса подачи обжимного давления и насоса подачи порового 
флюида до необходимой величины порового давления с постоянной 
разницей между обжимным и поровым давлением в 0,5 МПа. Осу-
ществляется непрерывная запись осевых и радиальных деформа-
ций образца. При этом необходимо контролировать скорость подъ-
ема обжимного давления таким образом, чтобы давление на выходе 
из образца равнялось давлению на входе в образец в любой момент 
времени. Допускается также поэтапный подъем давления, но при 
этом каждый этап подъема давления должен оканчиваться стабили-
зацией значений на датчиках деформации. 

Далее выполняется еще один этап нагрузки, при котором по-
ровое давление поддерживается на постоянном уровне, а давление 
обжима увеличивается до изостатического давления (σiso) с постоян-
ной скоростью. Изостатическое давление определяется как среднее 
значение между тремя главными напряжениями:

                 σV + σH + σhσ = ———————
	                  3

где	 σV –	 вертикальное напряжение; 
	 σh –	 минимальное горизонтальное напряжение; 
	 σH – 	 максимальное горизонтальное напряжение. 
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При проведении лабораторных исследований про-
исходит непрерывная запись деформаций образца, а поровое дав-
ление не изменяется. На данном этапе можно определить общую 
сжимаемость. Далее по результатам измерений деформаций образ-
ца рассчитывается коэффициент Био согласно методике Био и Уил-
лисана (2).

Результаты исследований и их обсуждение
Лабораторные исследования выполнены на образ-

цах керна, отобранных с продуктивных интервалов пластов БУ16, 
БУ17, Ач3-4, Ач5 и Ач6 рассматриваемого месторождения Западной 
Сибири. Литологически образцы керна представлены песчаниками 
с мелко-тонкозернистой структурой и глинисто-карбонатным це-
ментом.

Геолого-физические характеристики пластов представлены в 
таблице 2.  Из таблицы видно широкий охват лабораторных иссле-
дований с точки зрения фильтрационно-емкостных свойств. Плас-
ты характеризуются достаточно низкими значениями пористости и 
проницаемости. При этом для пластов группы АЧ характерно ано-
мально-высокое пластовое давление (АВПД), величина которого 
достигает Кан = 1,72. В таблице 2 дополнительно указаны характер-
ные значения порового давления, вертикального и минимального 
горизонтального напряжений, полученные в результате одномерно-
го геомеханического моделирования с калибровкой модели на фак-
тические данные гидравлического разрыва пласта (ГРП) и бурения 
скважин. 

В результате проведения лабораторных исследований постро-
ены корреляционные зависимости коэффициента Био (табл. 3). 

Установлено, что для терригенных отложений Западной Сиби-
ри изменение пористости в диапазоне 2 % ≤ φ ≤ 18% или 3500 м/с < 
Vp < 5500  м/с приводит к изменению коэффициента Био в диапазо-
не 0,83 ≤ α ≤ 0,97.

Построение корреляционных зависимостей для каждого из 
объектов разработки на текущий момент не целесообразно ввиду 
недостаточной выборки образцов и, как следствие, нерепрезента-
тивной выборки данных для построения отдельных корреляций. 
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Таблица 2.		  Геолого-физические характеристики исследуемых 
пластов

		  Table 2. Geological and physical characteristics of the studied formations

Пласт Глубина, 
АО

Порис-
тость

Проницае-
мость

Темпера-
тура

Pp σV σh

м % мД 0С атм атм атм

БУ16(1–4) 3293.9 11.5 4.1 94 333 763 446

БУ16(2) 3336.5 9.7 0.3 98 357 773 458

БУ17(1–1) 3317.6 10.4 0.6 98 365 769 505

БУ17(1–2) 3367 13.3 1.5 98 370 780 512

Ач3–4 3530.7 16.9 1.9 107 519 821 568

Ач5(2–3) 3572.4 15.8 0.7 108 575 834 630

Ач6(0–2) 3686.6 13.3 0.2 113 607 860 650

Ач6(1–0) 3712.6 14.5 0.19 113 611 866 655

	 Источник:	 составлено авторами.
	 Source:	 compiled by authors.

Таблица 3.		  Корреляционные зависимости коэффициента Био
		  Table 3. Correlation dependencies of Biot’s coefficient

Аргумент Формула корреляции R2 График

Пористость (φ, д.е.) α = 1.0615 φ0.0655 80 % Рис. 3

Скорость пробега 
продольной волны 
(Vp, м/с)

α = 1 – 0.0025 e0.0008 Vp 71 % Рис. 4

Статический модуль 
Юнга (Estat, ГПа)

α = 1 – 0.0224 e0.0573 Estat 76 % Рис. 5

	 Источник:	 составлено авторами.
	 Source: 	 compiled by the authors.
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Рис. 3.		  Зависимость коэффициента Био от пористости.
Fig. 3. The dependence of Biot’s coefficient on porosity.

	 Источник:	 составлено авторами.
	 Source:	 compiled by the authors.
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Рис. 4.		  Зависимость коэффициента Био от продольной скорости.
Fig. 4. The dependence of Biot’s coefficient on the longitudinal ve-
locity.

	 Источник:	 составлено авторами.
	 Source:	 compiled by the authors.
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Рис. 5.		  Зависимость коэффициента Био от статического модуля 
Юнга.
Fig. 5. The dependence of Biot’s coefficient on the static Young’s 
modulus.

	 Источник: 	 составлено авторами.
	 Source: 	 compiled by the authors.
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Рис. 6.		  Статистический анализ данных коэффициента Био по 
пластам. 
Fig. 6. Statistical analysis of Biot’s coefficient data by strata forma-
tions.

	 Источник:	 составлено авторами.
	 Source:	 compiled by the authors.
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При этом из рисунков видно, что результаты лабораторных иссле-
дований описываются едиными трендами для всех представленных 
пластов. 

В качестве способа определения характерных значений ко-
эффициента Био внутри пластов (рис. 6) выбран метод, основан-
ный на построении диаграммы размаха или «ящик с усами» (Box 
and Whisker Plot или Box Plot). Прямые линии, исходящие из ящи-
ка, называются «усами» и используются для обозначения степени 
разброса (дисперсии) за пределами верхнего и нижнего квартилей. 
Данный способ является удобным методом визуального представ-
ления набора числовых данных в статистике. Из рисунка видно, 
что ящик с усами более компактный, и по нему легко можно оце-
нить медианы, квантили, дисперсию и асимметрию данных, а так-
же определить аномальные отклонения значений. Асимметрию 
данных можно увидеть не только по медиане, смещённой к како-
му-либо концу ящика, но и по разной длине отрезков, выходящих 
из ящика.

Из рисунка видно, что характерные значения коэффициента 
Био коррелируют со значениями пористости по данным ГФХ, кото-
рые обозначены треугольниками на рисунке. То есть чем выше зна-
чение пористости, тем выше значение коэффициента Био. 

В результате статистического анализа данных получены ха-
рактерные значения коэффициента Био для пластов БУ16, БУ17, Ач3-

4, Ач5 и Ач6, которые могут быть использованы для предваритель-
ной оценки градиентов начала поглощений и ГРП. При этом для бо-
лее точного и детального описания напряженно-деформированного 
состояния горной породы рекомендуется воспользоваться функци-
ональными соотношениями с привлечением инженеров в области 
геомеханического моделирования.

В качестве примера рассмотрим влияние коэффициента Био 
на напряженно-деформированное состояние горной породы на 
опорной скважине. Для этого выполнен расчет устойчивости ствола 
скважины с постоянным значением коэффициента Био равным 1 и 
рассчитанного согласно установленной в результате проведения ла-
бораторных исследований корреляционной зависимости как функ-
ции от пористости (рис. 3). Моделирование выполнено в симуля-
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Рис. 7.		  Влияние коэффициента Био на расчет устойчивости сте-
нок скважины.
Fig. 7. The effect of Biot’s coefficient on the calculation of the stabil-
ity of the well walls

	 Источник: 	 составлено авторами.
	 Source: 	 compiled by the authors.
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торе «РН-СИГМА», предназначенного для решения как 1D, так и 
3D/4D задач геомеханического моделирования и анализа устой-
чивости ствола наклонно-направленных и горизонтальных сква-
жин  [21, 22]. Результатом моделирования вдоль опорной скважи-
ны является расчет «безопасного окна» бурения, который включает: 
градиент обрушений, градиент ГНВП, градиент начала поглощений 
и градиент ГРП (рис. 7)

Из рисунка видно, что учет коэффициента Био оказывает вли-
яние на градиент обрушений (черная заливка), градиент начала пог-
лощений (бардовая заливка) и градиент ГРП (бирюзовая заливка). 
Отклонения для градиента обрушений достигают 0,10  г/см3, для 
градиента начала поглощений  – 0,09  г/см3, для градиента ГРП  – 
0,07  г/см3. Более того, применение коэффициента Био, позволяет 
более точно прогнозировать изменение градиента обрушений, гра-
диента начала поглощений и градиента ГРП в выработанных зонах, 
то есть в зонах с пониженным пластовым давлением.

Аналогичным образом коэффициент Био влияет на точность 
построения планшетов ГРП и как следствие на профиль трещины 
ГРП, что особенно критично в условиях близкого расположения 
продуктивных зон, прорыв трещины в которые нежелателен. Или, 
наоборот – при необходимости наиболее полного охвата высотой 
трещины всей мощности продуктивного горизонта с высоким коэф-
фициентом расчленённости. 

Таким образом, для успешного прогнозирования стабильнос-
ти ствола скважины в сложных геологических условиях первым де-
лом необходимо корректно рассчитать горизонтальные напряжения, 
а для этого необходимо определить все замыкающие соотношения в 
математических моделях для целей геомеханического моделирова-
ния, в том числе коэффициент Био. При этом использование замы-
кающих соотношений с открытых источников не всегда может при-
носить должный результат (рис. 8).
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Рис. 8.		  Зависимость Коэффициента Био от пористости согласно 
таблице 1 и результатов тестирования керна.
Fig. 8. The dependence of Biot’s coefficient on porosity according to 
Table 1 and the results of core testing.

	 Источник:	 составлено авторами.
	 Source:	 compiled by the authors.
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Заключение
На основе проведения лабораторных исследова-

ний терригенных отложений пластов БУ16, БУ17, Ач3-4, Ач5 и Ач6 од-
ного из месторождений Западной Сибири получены корреляцион-
ные зависимости с достаточно высоким коэффициентом детерми-
нации для коэффициента Био в интервале коллектора в зависимос-
ти от пористости, скорости распространения продольной волны, и 
статического модуля Юнга. Лабораторные исследования охваты-
вают интервал изменения параметров: 2 % ≤ φ ≤ 18 %; и 3500 м/с 
< Vp < 5500 м/с; 12 ГПа < Est < 37 ГПа.

Показано, что для терригенных отложений Западной Сибири, 
изменение пористости в диапазоне 2 % ≤ φ ≤ 18% приводит к изме-
нению коэффициента Био в диапазоне 0,83 ≤ α ≤ 0,97. В результате 
статистического анализа данных получены характерные значения 
коэффициента Био для пластов БУ16, БУ17, Ач3-4, Ач5 и Ач6, которые 
могут быть использованы для предварительной оценки градиентов 
начала поглощений и ГРП. При этом для более точного и детально-
го описания напряженно-деформированного состояния горной по-
роды рекомендуется воспользоваться функциональными соотноше-
ниями с привлечением инженеров в области геомеханического мо-
делирования.

В результате моделирования установлено, что функциональ-
ная зависимость коэффициента Био в зонах АВПД приводит к 
уменьшению градиента обрушений на 0.10 г/см3, градиента начала 
поглощений – 0,09 г/см3, градиента ГРП – 0.07 г/см3.

Представленные корреляционные зависимости рекомендуется 
учитывать при построении геомеханических моделей терригенных 
коллекторов для более корректного расчёта напряжённо-деформи-
рованного состояния горных пород. Применение указанных корре-
ляционных зависимостей позволит более точно спрогнозировать 
градиент начала поглощений, что особенно критично для зон с ано-
мальным пластовым давлением при решении задач бурения. Также 
способствует уточнению геомеханических свойств при проектиро-
вании процессов гидроразрыва и, как следствие, более достоверно-
му моделированию геометрии трещин ГРП.
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