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Подсчет запасов нефти и газа
объемным методом
на различных стадиях
геологоразведочных работ и разработки
1.1. ОБЩИЕ ПОЛОЖЕНИЯ
Объемный метод наиболее часто используется для подсчета запасов на всех этапах и стадиях гео​логоразведочных работ, а также в процессе опыт​ной эксплуатации и разработки месторождений неф​ти и газа.
Сущность объемного метода подсчета запасов заключается в определении массы нефти или объе​ма свободного газа, приведенных к стандартным условиям залегающих в пустотном пространстве по​род-коллекторов [1, 2, 4, 7].
Подсчет запасов объемным методом проводят в следующей последовательности:
· определение объема пород-коллекторов, содер​
жащих углеводороды;
· определение средней пористости пород-коллек​
торов;
· определение средней нефтегазонасыщенности
пород-коллекторов;
· приведение объема углеводородов к стандарт​
ным условиям.
Начальные геологические запасы нефти подсчи​тываются по формуле:
(1.1)
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где Qiif) - начальные геологические запасы нефти, тыс. т; F - площадь залежи, тыс. м2; h, п - эффек​тивная нефтенасыщенная толщина, м; Кп - коэффи​циент открытой пористости, доли ед.; Кн - коэффи​циент нефтенасыщенности, доли ед.; 9 - пересчет​ный коэффициент, учитывающий усадку нефти, доли ед.; oj( - плотность нефти в поверхностных ус​ловиях, т/м3.
Начальные геологические запасы газа, раство​ренного в нефти, определяются по начальным гео​логическим запасам нефти и начальному газосодер​жанию нефти, определенному по пластовым пробам при их дифференциальном разгазировании:
(1.2)
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где Q 0 - геологические запасы растворенного в неф​ти газа, млн. м3; г0 - начальное газосодержание неф​ти, м3/т; QHg - геологические запасы нефти, тыс. т.
(1.3)
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Подсчет геологических запасов попутных ком​понентов (серы, металлов и др.), содержащихся в нефти, проводится по формуле:
О.комп.0 - QnO
где QKOW, 0 - геологические запасы компонента, тыс. т; П т 0 - процентное содержание компонента в нефти; Qii0 - геологические запасы нефти, тыс. т.
Подсчет начальных запасов свободного газа за​лежи объемным методом проводится по следующей формуле:
(1.4)
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где Qf0 - начальные геологические запасы свободно​го газа, млн. м3; F - площадь залежи, тыс. м2; h , г -эффективная газонасыщенная толщина, м; Кп - ко​эффициент открытой пористости; р0 - среднее на​чальное пластовое давление в залежи, МПа; а0 - по​правка, обратно пропорциональная коэффициенту сжимаемости реальных газов Z0 при давлении р0: а() = HZy рдст - среднее остаточное давление, устанав​ливающееся в залежи, когда давление на устье добы​вающих скважин будет равно стандартному, МПа; ао(Ш - соответствующая Ржт поправка на сжимаемость реальных газов, равная at>cm = \lZocm,pcm - давление при стандартных условиях, равное 0,1 МПа; Т- абсо​лютная температура, равная 273 °С; Тст - +20 °С; Tltl - средняя пластовая температура в залежи, °С.
Подсчет геологических запасов стабильного кон​денсата, содержащегося в газе, проводится по фор​муле:
QKa=Q,n-n,
(1.5)
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где QKO - геологические запасы стабильного конден​сата, тыс. т; Q,0 - геологические запасы свободного газа, млрд. м3; П - потенциальное содержание кон​денсата, г/м3.
Подсчет геологических запасов этана, пропана, бутанов, сероводорода, углекислого газа проводят по следующей формуле:
QKMm,o = Q*>-nKiam,
(1-6)
где QKOVI, 0 - запасы компонента, тыс. т; QM - геоло​гические запасы свободного газа, млрд. м3; П • потенциальное содержание компонента, г/м3.
Потенциальное содержание компонента опреде​ляется по формуле:
(1.7)
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где 1кот - процентное содержание компонента в плас​товом газе; gkow, - плотность компонента при 0,1 МПа и 20 °С, г/м3.
1.2. ПОДСЧЕТ ГЕОЛОГИЧЕСКИХ ЗАПАСОВ НЕФТИ И СВОБОДНОГО ГАЗА НА РАЗНЫХ СТАДИЯХ ИЗУЧЕНИЯ ЗАЛЕЖЕЙ
На любой стадии изучения залежей процесс под​счета геологических запасов нефти и свободного газа объемным методом включает следующий комп​лекс последовательно проводимых работ [2]:
1) детальную корреляцию разрезов скважин с це​
лью выделения в разрезе литолого-стратиграфическо-
го комплекса нефтегазоносных горизонтов, пластов,
пропластков и прослоев, а также прослеживание их по
площади залежи и выделения подсчетных объектов;
2) выделение пластов-коллекторов и определение
параметров пласта и насыщающих его флюидов по
пластовым пересечениям в скважинах; на этом эта​
пе в каждой скважине выделяются эффективные и
нефтегазонасыщенные толщины пласта, определя​
ются емкость (пористость) продуктивных пластов в
каждом пластопересечении, нефте(газо)насыщен-
ность, абсолютные отметки ВНК и ГВК, параметры
нефти в пластовых и поверхностных условиях, на​
чальные пластовые давление и температура;
3) построение статической геологической модели
залежей углеводородов (подсчетных объектов) и под​
счет запасов в соответствии со степенью изученности
залежи; на этом этапе проводится: обоснование отме​
ток ВНК, ГНК и ГВК залежи в целом, обоснование и
выделение границ залежи и подсчетных объектов, их
геометризация и обоснование параметров подсчета,
определение границ категорий запасов и составле​
ние подсчетного плана, подсчет запасов по каждому
подсчетному объекту и залежи в целом.

1.2.1. Подсчет геологических запасов на стадии поиска и оценки
Подсчет запасов на стадии поиска и оценки мес​торождений проводится для определения коммерчес​кой ценности открытого месторождения.
Объектом подсчета являются залежи и продуктив​ный пласт в целом. Структурная карта по кровле продуктивного пласта строится по данным бурения и результатам сейсморазведочных работ методом схождения. Контур залежи проводится с учетом оп​ределенного положения межфлюидных контактов (ВНК, ГВК или ГНК). В случае, если межфлюидный контакт не вскрыт скважинами, его абсолютная от​метка принимается с учетом закономерностей изме​нения положения контактов выявленных залежей в пределах зоны нефтегазонакопления или с учетом величины коэффициента заполнения ловушек, опре​деленной по соседним залежам.
В нефтяных залежах абсолютная отметка ВНК может прогнозироваться по характеру уменьшения с глубиной коэффициента нефтенасыщенности в про​ницаемых прослоях по скважинам.
В газовых залежах абсолютная отметка ГВК мо​жет устанавливаться по графику изменения приве​денного пластового давления с глубиной рт =f(ffagc) в газовой и водяной частях залежи, определенного по данным гидродинамического каротажа. Подроб​нее способы обоснования положения межфлюидных контактов рассмотрены в разделе 4.
Параметры залежи определяются по информа​ции, полученной в единичных скважинах, с привле​чением аналогий по соседним одновозрастным и од​нотипным по геологическому строению залежам.
Выделение пород-коллекторов проводится по прямым качественным признакам на диаграммах ГИС или с учетом граничных значений, принятых по аналогии с соседними залежами.
Коэффициент открытой пористости (Кп) прини​мается по данным пробуренных скважин и опреде​ляется по результатам лабораторных исследований керна или по результатам интерпретации материа​лов ГИС. При расчете по керну берется среднее ариф​метическое из всех наблюденных значений в прони​цаемых насыщенных интервалах пласта по залежам, а по ГИС - средневзвешенное по эффективной неф-тегазонасыщенной толщине.
Коэффициент нефте(газо)насыщенности Кп (К^ принимается также по скважинам и рассчитывается по данным лабораторных исследований керна или по результатам интерпретации материалов ГИС. В качестве петрофизической основы интерпретации ис​пользуется обобщенная по региону или по аналогич​ным объектам информация. При расчетах по керну принимается среднеарифметическое значение из всех
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наблюденных значений в нефте(газо)насыщенных прослоях пласта по залежам, а по ГИС - средневзве​шенное по эффективной нефте(газо)насыщенной тол​щине и пористости.
Пересчетный коэффициенте и плотность нефти о0 в поверхностных условиях при подсчете запасов нефти принимаются или по данным анализа пластовых проб, отобранных в пробуренных скважинах, по результа​там дифференциального разгазирования или по ана​логии с соседними одновозрастными залежами.
Начальное пластовое давление/^ и пластовая тем​пература Тт при подсчете запасов газовой залежи определяются по данным замеров в скважине.
Коэффициент сжимаемости Z рассчитывается по составу пластового газа, определенному по пробе, отобранной на устье скважины, или принятому по аналогии с соседней залежью.
1.2.2. Подсчет геологических запасов
на стадии разведки и опытно-промышленной
эксплуатации (ОПЭ) месторождений (залежей)
Подсчет запасов на стадии разведки и ОПЭ про​водится для подготовки информации к проектиро​ванию промышленного освоения месторождения.
В соответствии с требованиями РД153-39.0-047-00 [6] по результатам разведочных работ и ОПЭ долж​на быть создана постоянно действующая геолого-технологическая модель (ПДГТМ). На основе этой модели проводится гидродинамическое моделирова​ние для определения технико-экономических показа​телей разработки и обоснования коэффициента из​влечения нефти.
Статическая геологическая модель включает в себя набор структурных карт, схем корреляции, обо​снования флюидных контактов, геологических про​филей, карт изопахит продуктивной части горизон​тов (пластов).
Подсчетным объектом является залежь. При не​однородном строении резервуара проводится диф​ференциация залежи на подсчетные объекты. Запа​сы подсчитываются по данным бурения скважин; при возможности привлекаются результаты деталь​ных сейсморазведочных работ. Структурной осно​вой для построения подсчетного плана служит кар​та, построенная при совместном использовании ре​зультатов бурения и сейсморазведки. Параметры подсчета запасов по залежи определяются по дан​ным бурения разведочных и опережающих эксплу​атационных скважин.
ВНК, ГНК и ГВК определяются по данным ГИС с использованием результатов опробования и иссле​дования скважин. При обосновании положения ВНК (ГВК) на данной стадии следует учитывать, что в пластах с предельной насыщенностью и высо-

кой проницаемостью двухфазные залежи характери​зуются четкой границей между газом, нефтью и водой. В неоднородных слабопроницаемых пластах суще​ствуют значительные по величине переходные зоны.
Контакт нефть-вода обычно представляет собой поверхность, близкую к горизонтальной или на​клонную. Поверхность ГВК практически всегда го​ризонтальная, однако, имеются случаи и наклон​ных контактов. Для определения контура залежи требуется построение карты поверхности ВНК (ГВК), определенной по скважинам. Точки пересе​чения этой поверхности с поверхностями кровли и подошвы коллекторов залежей соединяются между собой, определяя положение соответственно внеш​него и внутреннего контуров.
При горизонтальном ВНК (ГВК) внешний и внут​ренний контуры нефтегазоносности проводятся по изогипсам на картах кровли и подошвы коллекто​ров продуктивного пласта в соответствии с опре​деленной абсолютной отметкой контактов. В мас​сивной залежи проводится только внешний контур на карте кровли коллекторов пласта.
В сложнопостроенных литологически экраниро​ванных залежах границы выклинивания или лито-лого-фациального замещения пород-коллекторов проводятся по градиенту изменения фильтрационно-емкостных свойств коллекторов с учетом материалов сейсморазведки 3D либо на середине расстояния меж​ду скважинами, вскрывшими и невскрывшими кол​лектор. Картирование малоамплитудных наруше​ний, экранирующих залежь, можно проводить по комплексу данных бурения и сейсморазведки 3D.
Эффективные нефте(газо)насыщенные толщины h, н (h, г) и эффективные толщины продуктивных пластов выделяются по залежам по данным ГИС с учетом опробования скважин. На основе выделен​ных толщин составляются соответствующие карты раздельно по газо- и нефтенасыщенной зонам зале​жей в пределах одноименных пластов.
Коэффициенты открытой пористости Кп и неф-те(газо)насыщешюсти Kit(K) залежей рассчитывают​ся обычно по результатам интерпретации данных ГИС; данные керна используются в качестве пет-рофизической основы интерпретации и для обосно​вания достоверности полученных оценок. При рас​чете средних значений за основу принимаются дан​ные, наиболее полно освещающие разрез и не име​ющие систематических ошибок.
Пересчетный коэффициент и плотность нефти в поверхностных условиях для нефтяных залежей рас​считываются как средние арифметические из имею​щихся определений, полученных в результате ана​лизов глубинных проб при дифференциальном раз-газировании.
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Среднее начальное пластовое давление и пласто​вая температура газовых залежей вычисляются с уче​том глубины центров тяжести залежей.
Коэффициент сжимаемости реальных газов оп​ределяется на основе состава пластового газа из ис​следуемой залежи.
1.2.3. Подсчет геологических запасов разрабатываемых залежей
Подсчет (пересчет) начальных геологических за​пасов разрабатываемых залежей проводится для оценки текущих запасов и для составления или кор​ректировки проектных документов разработки.
Объектом подсчета является разрабатываемая залежь, разбуренная в соответствии с утвержден​ным технологическим документом. При неоднород​ном строении залежь может дифференцироваться на подсчетные объекты.
Для построения геологической модели разрабаты​ваемых залежей, в соответствии с требованиями РД 153-39.0-047-00 [6], должны использоваться данные сейсморазведки (2D, 3D, 4D), результаты бурения раз​ведочных и эксплуатационных скважин, материалы исследования керна и ГИС, данные опробования и исследования скважин, геолого-промысловые и про-мыслово-геофизические исследования скважин.
При пересчете геологических запасов залежей, разбуренных большим числом наклонно-направ​ленных эксплуатационных скважин, необходимо провести разбраковку всей исходной геолого-гео​физической информации и сформировать предста​вительную для подсчета запасов выборку [3].
Для построения структурных карт по кровле и по​дошве коллекторов необходимо использовать все вертикальные скважины и те наклонные скважины, в которых достаточна точность определения абсо​лютных отметок кровли и подошвы коллекторов.
Структурной основой для построения подсчетного плана служит карта, построенная по данным сейс​моразведки, скорректированным по данным бурения.
ВНК, ГНК и ГВК определяют по данным ГИС с учетом опробования и исследования скважин. Для определения отметок межфлюидных контактов не​обходимо использовать данные по скважинам, по которым характер насыщенности не искажен про​цессом разработки. Для обоснования контура зале​жи рекомендуется построение карт поверхности ВНК (ГНК, ГВК).
Эффективные нефте(газо)насыщенные толщины выделяют в разрезе скважин по данным ГИС с уче​том опробования скважин. Массив скважин для оп​ределения эффективных толщин может включать как вертикальные, так и наклонные и горизонтальные скважины. По скважинам, включенным в выборку,

должны отсутствовать явные признаки обводнения, искажающие начальные геофизические характерис​тики, и пласт должен быть вскрыт до подошвы кол​лектора, а для определения эффективных нефте(га-зо)насыщенных толщин - до ВНК (ГВК). На основе этих данных составляют карты эффективных нефте-(газо)насыщенных толщин.
Для литологически экранированных залежей зоны литологического замещения картируются по данным бурения с учетом материалов сейсморазвед​ки 3D. Картирование малоамплитудных наруше​ний, экранирующих залежи, можно проводить по комплексу данных бурения и сейсморазведки 3D.
Коэффициенты открытой пористости и нефте(га-зо)насыщенности рассчитываются по результатам интерпретации данных ГИС; данные керна использу​ются в качестве петрофизической основы интерпре​тации и для обоснования достоверности полученных оценок. Массив скважин для определения коэффици​ента пористости и нефтенасыщенности по данным ГИС должен включать вертикальные и наклонные скважины, по которым отсутствуют признаки обвод​нения и в которых пласт вскрыт до подошвы пласта-коллектора или до ВНК (ГВК). Для построения карт пористости и нефте(газо)насыщенности использует​ся метод, наиболее полно освещающий залежь по площади и разрезу.
Параметры, характеризующие флюидальную си​стему, определяют по данным исследования поверх​ностных и глубинных проб нефти, газа и конденса​та, по которым свойства флюидальной системы не искажены процессом разработки.
Среднее начальное пластовое давление^ и плас​товая температура Тт вычисляются с учетом прове​денных в скважинах замеров.
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Принципы использования
геолого-геофизической информации для
построения геологической модели
и подсчета запасов залежей нефти и газа
Источником информации для построения геоло​гической модели залежи и определения подсчетных параметров при подсчете запасов объемным мето​дом служат результаты геолого-геофизических иссле​дований, проводимых в процессе поисково-оценоч​ных, разведочных работ и эксплуатации оценивае​мого объекта.
Информация, используемая для построения гео​логической модели и подсчета запасов, подразделя​ется на три группы:
1. Прямая - характеризующая непосредственно
геологический объект (образцы пород, пробы флю​
идов и др.).
2. Косвенная - характеризующая свойства геоло​
гического объекта, полученные в результате геофи​
зических методов измерений, которые с помощью
установленных статистических зависимостей позво​
ляют определить необходимые геологические пара​
метры объекта.
3. Априорная - характеризующая общие законо​
мерности геологического строения, полученные на
основе обобщения материалов геологоразведочных
работ, которые используют при геологических пост​
роениях.
Прямая информация связана с бурением глубо​ких скважин, имеет высокую себестоимость и носит дискретный характер, в связи с чем она обычно ис​пользуется в качестве эталонной (базовой), на осно​ве которой оценивают достоверность определения подсчетных параметров.
2.1. ДИСТАНЦИОННЫЕ МЕТОДЫ ИССЛЕДОВАНИЙ
Для построения геологической модели залежей и месторождений нефти и газа могут применяться аэро- и космические фотоснимки (сканерные много​зональные, спектрозональные, синтезированные, тепловые в ближнем инфракрасном диапазоне, ра​диолокационные и др.), топографические и батимет​рические карты.
Дешифрирование аэро- и космических материа​лов с применением прямых и геоиндикационных при​знаков позволяет:


· выявлять складчатые, складчато-блоковые, бло​
ковые элементы тектонического строения различ​
ного порядка, их плановую морфологию и взаи​
мосвязь;
· выделять и прослеживать в плане разломы, ма​
лоамплитудные нарушения, линейные и очаговые
зоны аномальной трещиноватости (разуплотне​
ния), в том числе контролирующие участки с вы​
сокой продуктивностью скважин;
· выявлять наиболее активные зоны, вертикальные,
наклонные, сдвиговые деформации земной поверх​
ности на рельефообразующем этапе, позволяю​
щие прогнозировать активизацию элементов
строения фундамента и осадочного чехла, их вли​
яние на формирование и переформирование за​
лежей;
· прогнозировать зоны относительного растяжения
и аномального сжатия, влияющие на коллектор-
ские свойства пород;
· уточнять контуры отдельных блоков с учетом
дренирующей роли разрывных нарушений, а так​
же аномального поля напряжений;
· использовать, благодаря большой обзорности,
региональные данные и сопоставлять с соседни​
ми месторождениями.
Аэро- и космические материалы должны быть масштабированы и обеспечивать высокую точность привязки результатов дешифрирования и других методов исследований.
Масштабный ряд (от региональных до деталь​ных) материалов аэро- и космических съемок и ве​личина их разрешения должны обеспечивать выде​ление соответствующих разнопорядковых элементов геологического строения и ландшафта.
Методы аэро- и космических съемок, сезонность, время суток их проведения, методы обработки мате​риалов должны обеспечивать получение наиболее полной и достоверной информации.
2.2. ПОЛЕВЫЕ ГЕОФИЗИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ
Площадные сейсморазведочные работы (2D, 3D, 4D) проводятся с целью картирования структурных
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ПО ПОДСЧЕТУ ГЕОЛОГИЧЕСКИХ ЗАПАСОВ НЕФТИ И ГАЗА ОБЪЕМНЫМ МЕТОДОМ
поверхностей, зон замещения и выклинивания пород-коллекторов и малоамплитудных нарушений и др.
Методика полевых работ должна обеспечивать точность и детальность определения геолого-геофи​зических характеристик разреза в межскважинном пространстве, достаточные для решения задач пост​роения геологической модели и подсчета запасов. Для этого используемые материалы сейсморазведки должны обладать не менее 4-кратным отношением сигнал/помеха, широким частотным диапазоном регистируемого волнового поля, а цифровая обра​ботка должна быть направлена на дальнейшее по​вышение отношения сигнал/помеха при сохранении минимального искажения динамических характери​стик полезных волн и полосы частот зарегистриро​ванных колебаний. Граф обработки считается опти​мальным, если получены динамические разрезы, на которых изменения амплитуд отображают измене​ние эффективных коэффициентов отражения.
Состав комплекса геофизических методов и ап​паратуры определяется, исходя из сложности фор​мируемой модели среды, адекватно отражающей гео​метрические особенности формы природных резер​вуаров, степень расчлененности и площадной кон​центрации запасов углеводородов. При этом долж​ны учитываться:
· требуемая глубина исследований;

· разрешающая способность метода по вертикали
и горизонтали;

· контрастность геофизических параметров среды;
· специфические помехи, обусловленные особенно​
стями геологической среды и воздействием тех​
ногенных факторов;

· особенности рельефа дневной поверхности и верх​
ней части разреза.

В процессе обработки и интерпретации данных полевой геофизики выполняют:
· стратиграфическую привязку и сейсмостратигра-
фический анализ;
· корреляцию волн и анализ тектонических нару​
шений;
· построение глубинно-скоростной модели среды
и структурных карт;

· сейсмофациальный анализ и оценку динамичес​
ких параметров волнового поля;
· палеогеоморфологический и палеотектонический
анализы;
· анализ статистических связей между параметра​
ми пласта-коллектора по ГИС и сейсмическими
атрибутами (информационно-геофизическими
характеристиками - ИГХ).
Исходными данными для поиска этих зависимо​стей являются параметры, определенные по данным ГИС, и карты сейсмических атрибутов. К числу ИГХ

относятся: амплитуды экстремумов, интенсивность и неоднородность отражений, контрасты акустичес​кого импеданса, частоты, пластовые и интервальные скорости, приращения А/0 времени пробега сейсми​ческой волны до отражающей границы.
2.3. ГЕОФИЗИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ В СКВАЖИНАХ
Материалы ГИС являются основным видом гео​логической документации разрезов нефтегазовых скважин и, вместе с результатами лабораторных ис​следований керна и пластовых флюидов, испытания пластов, данными опытно-промышленной эксплуа​тации, служат главным источником информации, позволяющим осуществить подсчет запасов углево​дородов, проектирование разработки залежей [1].
Материалы ГИС используются для:
· литологического и стратиграфического расчлене​
ния и корреляции разрезов скважин;

· выделения в разрезе коллекторов;

· разделения коллекторов на продуктивные и во​
доносные, а продуктивных коллекторов на газо-
и нефтенасыщенные;
· определения положения межфлюидных контактов
(ГНК, ВНК, ГВК), эффективных газо- и нефтена-
сыщенных толщин, коэффициентов пористости,
газо- и нефтенасыщенности, проницаемости, вы​
теснения;
· определения пластовых давлений, пластовых тем​
ператур.

Эффективность методов ГИС зависит как от применяемого комплекса ГИС, так и от петрофизи-ческого обеспечения, информативности испытаний, типов изучаемых разрезов, характера строения ре​зервуаров, фазового состояния углеводородов, тех​нологии бурения, горногеологических условий газо​вых, газоконденсатиых и газонефтяных залежей.
Данные по всем скважинам, пробуренным на ме​сторождении, должны участвовать в интерпретации материалов сейсморазведки с целью построения гео​логической модели месторождения [3].
Объемы и качество ГИС в оценочных и разведоч​ных скважинах должны обеспечить определение под-счетных параметров с достоверностью, регламенти​рованной "Классификацией запасов и ресурсов нефти и горючих газов" для соответствующих категорий запасов, получение исходной информации для со​ставления технологических схем и проектов пробной и опытно-промышленной эксплуатации, проектов разработки месторождений.
Объемы и качество ГИС в эксплуатационных сква​жинах должны обеспечить уточнение моделей зале​жей, начальных и текущих запасов нефти и газа, уточ​нение технологий и режимов разработки залежей.
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Комплексы, полнота и качество материалов ГИС, используемых для подсчета запасов, должны соот​ветствовать требованиям "Технической инструкции по проведению геофизических исследований и работ на кабеле в нефтяных и газовых скважинах" [4].
Комплексы ГИС определяются задачами, соот​ветствующими назначению скважин, проектируемы​ми техническими условиями бурения и прогнозиру​емым геологическим разрезом.
По целевому назначению различают:
· комплекс ГИС для решения геологических задач;
· комплекс ГИС для изучения технического состо​
яния открытого ствола бурящихся скважин;
· комплекс ГИС при испытаниях в открытом ство​
ле в процессе бурения;
· комплекс ГИС для изучения технического состо​
яния обсадных колонн и качества цементирова​
ния колонн;
· комплекс ГИС при испытаниях в колонне;

· комплекс ГИС для контроля за разработкой неф​
тяных и газовых залежей.

Комплексы содержат набор методов, обеспечи​вающих успешное решение возлагаемых на ГИС за​дач для различных геолого-технологических ситу​аций. Комплексы ориентированы на методы, осво​енные в настоящее время в отечественной практи​ке. По мере освоения новых методов комплексы могут дополняться. Комплексы ориентированы на применение цифровой компьютеризированной ка​ротажной техники и комбинированных скважинных приборов (модулей).
Комплексы ГИС для решения геологических за​дач включают обязательные и дополнительные ис​следования.
Обязательные исследования состоят из постоян​ной части, единой для всех регионов, и изменяемой части, состав которой определяется задачами, реша​емыми конкретной скважиной, и геолого-техничес​кими условиями в скважине. Постоянную часть обя​зательных исследований составляют общие и деталь​ные исследования. Материалы общих исследований визуализируются обычно в масштабе глубин 1 : 500, детальных 1 : 200.
Для поисковых, оценочных и разведочных сква​жин предусмотрен единый обязательный комплекс ГИС. Для эксплуатационных скважин обязательный комплекс ГИС отличается уменьшением количества выполняемых методов и объема детальных исследо​ваний.
Дополнительные исследования для решения гео​логических задач планируют и выполняют по инди​видуальным программам и по специальным техноло​гиям для выделения и изучения сложнопостроенных коллекторов в отдельных наиболее перспективных

интервалах. Эти исследования включают применение искусственных короткоживущих изотопов (радио​нуклидов) и часть обязательных исследований при смене скважинных условий (на двух ПЖ, повторные измерения во времени по мере формирования или расформирования зоны проникновения и др.).
При изучении сложных типов разрезов с прямы​ми признаками нефтегазоносности в составе допол​нительных исследований проводятся повторные ка​ротажи методом ИК - при бурении на пресных ПЖ, методом БК - при бурении на минерализованных ПЖ. При вскрытии газоносного разреза проводит​ся повторный НК в течение нескольких месяцев по мере испытания объектов в колонне.
На основе обязательного и дополнительного ком​плексов для каждого конкретного района, площади, месторождения или конкретной скважины или груп​пы скважин, проектируемых в данном районе или на данной площади (данном месторождении), в соот​ветствии с проектными условиями бурения и прогно​зируемым геологическим разрезом в составе геоло​го-технического проекта поисково-оценочных, раз​ведочных работ и эксплуатационного бурения со​ставляется проектный комплекс, подлежащий безус​ловному выполнению.
Если одна из оценочных скважин при изучении новых и сложных типов продуктивных разрезов проектируется как базовая, то в ней в интервале про​дуктивных пластов проводится наиболее полный отбор керна и выполняются геофизические иссле​дования по специальным технологиям, включаю​щие методы ГИС, обеспечивающие детальную при​вязку керна по глубине к данным каротажа. Реко​мендуется вскрытие продуктивного разреза в базо​вой скважине проводить на промывочной жидко​сти с углеводородной основой. В базовых скважи​нах, бурящихся на непроводящей промывочной жидкости, вместо электрических каротажей (ПС, БКЗ, БК, БМК, МК) при общих и детальных иссле​дованиях выполняют электромагнитные (ИК, ДК), а в разрезах с высокой минерализацией пластовых вод (свыше 50 г/л) при детальных исследованиях выполняют также ИНК.
В оценочных или разведочных скважинах, запу​щенных в пробную эксплуатацию, должны выпол​няться исследования методами расходометрии и тер​мометрии, дополнительно - влагометрии и шумомет-рии для локализации приточных интервалов и конт​роля за интенсификацией притока.
Исследования в скважинах с углом наклона бо​лее 45° и скважинах с горизонтальным окончанием ствола планируют и выполняют с применением спе​циальных технологий по индивидуальным и типо​вым программам.
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МЕТОДИЧЕСКИЕ РЕКОМЕНДА ЦП И
ПО ПОДСЧЕТУ ГЕОЛОГИЧЕСКИХ ЗАПАСОВ НЕФТИ И ГАЗА ОКЪЕМНЫМ МЕТОДОМ
Технология выполнения геофизических исследо​ваний для решения геологических задач определя​ется сложностью строения месторождения и техно​логией бурения. В однопластовых залежах решение геологических задач обеспечивается выполнением обязательных исследований и, при необходимости (например, выделении низкопоровых трещинных коллекторов, расположенных рядом с поровыми), проведением дополнительных исследований.
В многопластовых и массивных залежах ведущее значение могут приобретать дополнительные исследо​вания, основанные на повторных измерениях теми же видами ГИС во времени без изменения свойств промы​вочной жидкости, когда при изучении призабойных интервалов исследования перекрывают вышезалегаю​щие продуктивные интервалы. Этапность, интерваль-ность и очередность проведения ГИС должны быть определены в проектах на строительство скважин.
Геофизические исследования выполняются в объемах и в сроки, которые предусмотрены комп​лексом ГИС, утвержденным для данного района.
Основу геологической интерпретации данных ГИС составляют петрофизические зависимости типа "керн-керн", "керн-геофизика", "геофизика-гео​физика" [1].
Для построения зависимостей "керн-керн" сопо​ставляемые петрофизические и геологические пара​метры измеряют на образцах керна.
Зависимости "керн-геофизика" получают, когда коллекторские характеристики измеряют на образ​цах керна, отобранных в интервалах разреза, одно​родных по материалам ГИС, геофизические же ха​рактеристики определяют по кривым ГИС, зарегис​трированным против этих интервалов.
Зависимости "геофизика-геофизика" получают пу​тем сопоставления между собой различных геофи​зических параметров либо найденных по результа​там интерпретации данных ГИС фильтрационно-емкостных характеристик пород с учетом результа​тов испытаний пластов.
2.4. ИСПЫТАНИЯ ПЛАСТОВ
С целью получения необходимой для подсчета запасов и составления проектов разработки инфор​мации о фильтрационных характеристиках пластов, пластовых давлениях, добывных возможностях, фи​зико-химических свойствах пластовых флюидов при бурении скважин проводят:
· испытание объектов в процессе бурения в откры​
том стволе пластоиспытателями на бурильных
трубах или приборами на каротажном кабеле с
отбором проб пластовых флюидов;
· испытание объектов в колонне с отбором глубин​
ных и поверхностных проб нефти, газа и воды;


•
работы по интенсификации притоков углеводо​
родов из пластов;
•
пробную эксплуатацию продуктивных скважин.
Технологии проведения указанных исследова​
ний и работ регламентированы соответствующи​
ми технико-методическими инструктивными доку​
ментами.
Испытания пластов приборами на кабеле и инст​рументом на бурильных трубах должны обеспечить:
· вызов притока, отбор герметизированных проб
жидкостей и газов из пласта;

· регистрацию диаграмм давления и притока при
испытании;
•
детальные исследования для точного определения
положений межфлюидных контактов, изучения
гидродинамической однородности пластов.
При испытаниях в колонне должно быть обеспе​
чено вторичное вскрытие пластов путем перфорации
обсадной колонны, цемента и пород (прострелочно-
взрывным, сверлящим или другим методом) с мак​
симальным сохранением фильтрационных характе​
ристик пластов.
Для повышения достоверности результатов ис​пытаний в колонне необходимо их сопровождение геофизическими исследованиями против вскрыто​го перфорацией пласта и соседних с ним неперфо​рированных интервалов. Эти исследования долж​ны проводиться до, в процессе и после испытания скважины.
Геофизическое сопровождение вторичного вскрытия пластов должно обеспечить:
· привязку интервала перфорации к геологическо​
му разрезу;
· контроль и регистрацию факта срабатывания пер​
форатора;
· определение местоположения интервала перфо​
рации и регистрацию забойного давления;
· определение качества вторичного вскрытия.
Геофизические исследования при испытании и
освоении скважин должны обеспечить:
· выявление возможности заколонной циркуляции,
негерметичности изоляционного моста и колон​
ны (контроль качества разобщения объектов ис​
пытания);
· выявление сообщаемости объектов испытания с
соседними пластами в процессе испытания;
· контроль вызова, режима и состава притока;
· контроль процесса и результатов кислотных и
других обработок.
Работы по интенсификации притоков также дол​жны проводиться с геофизическим сопровождением. Эти работы должны обеспечить:
•
обоснование возможности и способов интенсифи​
кации притоков;
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ПРИНЦИПЫ ИСПОЛЬЗОВАНИЯ ГЕОЛОГО-ГЕОФИЗИЧЕСКОЙ ИНФОРМАЦИИ ДЛЯ ПОСТРОЕНИЯ ГЕОЛОГИЧЕСКОЙ МОДЕЛИ И ПОДСЧЕТА ЗАПАСОВ ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА
· воздействие на призабойную зону пластов энер​
гией и продуктами взрыва горения пороховых
зарядов и горюче-окислительных составов;

· акустические, тепловые, электрические, электро​
гидравлические и импульсные депрессионные
воздействия на призабойную зону пластов с по​
мощью аппаратов, спускаемых на кабеле и на
трубах;
•
обоснование выбора способов глушения скважин
перед спуском глубинного оборудования.
Результаты испытаний в колонне следует тща​
тельно анализировать.
Достоверность интерпретации результатов испы​таний по данным исследования в скважинах иногда затруднена прежде всего из-за отсутствия данных о локализации притока пластового флюида в исследу​емом интервале. Возможны следующие основные причины, из-за которых привязка интервала прито​ка к интервалу перфорации может быть ошибочной:
· ошибки в привязке к разрезу интервала перфо​
рации;
· заколонные перетоки пластового флюида между
перфорированным и соседним с ним пластом из-
за негерметичности цементного кольца, изолиру​
ющего заколонное пространство;
· внутриколонные перетоки из перфорированно​
го пласта нижнего объекта, испытанного ранее,
из-за нарушения герметичности разобщающего
моста;

· снижение давления в нефтяном пласте ниже дав​
ления насыщения газом вблизи газонефтяного
контакта, в результате чего из нефтяного пласта
будет поступать, в основном, газ;

· приток воды из нефте- или газоносного пласта,
когда интервал перфорации расположен несколь​
ко выше ВНК или ГВК, под действием депрессии
на пласт;
· вскрытие перфорацией интервала пласта выше и
ниже ВНК. При этом в притоке будет или вода,
или вода с пленками нефти, в результате чего бу​
дет допущено завышение положения ВНК;

· сообщаемость со стволом скважины (по причине
затрубной циркуляции и других причин) одновре​
менно водоносного, газоносного и нефтеносного
пластов. В этом случае нефтеносный (реже газо​
носный) пласт может оказаться не освоенным,
например, из-за коллекторских свойств, и в при​
токе будет отсутствовать нефть или газ. В резуль​
тате этого будет допущен пропуск нефтеносного
или газоносного пласта.
Ошибочная интерпретация данных испытаний может быть связана с потерей проницаемости при-забойной зоны из-за ее кольматации. В результате этого пласт-коллектор будет признан "сухим".

Мероприятия по интенсификации притока, осо​бенно соляно-кислотные обработки, могут быть причиной создания вертикальных каналов между перфорированными и соседними неперфориро​ванными пластами, благодаря чему произойдет пе​реток флюидов.
Интерпретация результатов гидродинамических исследований предполагает знание величины рабо​тающей толщины перфорированного пласта. Рабо​тающая толщина может быть оценена ошибочно, например, из-за недоосвоения перфорированного пласта. В результате этого расчет удельного деби​та и коэффициента продуктивности исследуемого пласта будет ошибочным, и фильтрационная харак​теристика пласта будет оценена неправильно.
2.5. ЛАБОРАТОРНЫЕ ИССЛЕДОВАНИЯ КЕРНА
В интервалах вскрытия нефте(газо)насыщенных или возможно нефте(газо)перспективных горизонтов в поисково-оценочных и разведочных скважинах проводится сплошной отбор керна. В этих интерва​лах керновый материал служит для получения ин​формации о литологии и стратиграфии разреза, характере изменения его фильтрационно-емкостных характеристик, и в качестве опорной информации (петрофизической основы) для интерпретации дан​ных ГИС.
Порядок работы с керном на буровой при его подъеме, первичной документации, герметизации, а также методики изучения фильтрационно-емкостных и других параметров описаны в соответствующих ме​тодических документах.
Общие требования к петрофизической информа​ции, используемой в качестве петрофизической ос​новы интерпретации данных ГИС, сводятся к сле​дующему.
1. Комплекс петрофизических исследований дол​
жен обеспечивать возможность получения перечис​
ленной выше петрофизической информации для ин​
терпретации данных ГИС на этапе оперативной ин​
терпретации и подсчета запасов.
2. Петрофизические связи должны строиться раз​
дельно для каждого объекта подсчета запасов. Воз​
можно использование обобщенных для нескольких
подсчетных объектов связей; при этом необходимо
специальное обоснование такой возможности.
3. При построении петрофизических связей типа
"керп-керп" необходимо использовать не менее
30 образцов керна, равномерно распределенных в
интервале изменения коррелируемых параметров.
4. Для построения петрофизических связей типа
"керн-ГИС" используются опорные пластопересе-
чепия, охарактеризованные керном с выносом не
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МЕТОДИЧЕСКИЕ РЕКОМЕНДА ЦИИ
ПО ПОДСЧЕТУ ГЕОЛОГИЧЕСКИХ ЗАПА СОВ НЕФТИ И ГА ЗА ОБЪЕМНЫМ МЕТОДОМ
менее 70% и плотностью петрофизических анали​зов не менее 3-х на 1 м вынесенного керна.
5. В процессе отбора, транспортировки,хранения
и исследования керна должны быть реализованы
мероприятия, предотвращающие изменение естест​
венных условий упаковки (для слабосцементирован​
ных и рыхлых пород) и смачиваемости.
6. При исследовании пород, характеризующихся
наличием крупных элементов пустотного простран​
ства (трещины, каверны), исследования керна долж​
ны выполняться на образцах большого размера (с
сохранением диаметра керна) [2].
7. При необходимости прямого определения по
керну остаточной водонасыщенности (бурение на
безводной ПЖ) и остаточной нефтенасыщенности
(бурение на водной ПЖ) требуется герметизация
керна на буровой или использование при бурении
с отбором керна герметизированных керноприем-
ников.
Принципиальной разницы в составе петрофизи-ческого обоснования интерпретации данных ГИС при оперативной интерпретации и подсчете запасов нет. Эта разница заключается только в различном объеме петрофизической информации. При опера​тивной интерпретации на поисково-оценочном эта​пе обычно полный комплект петрофизической ин​формации отсутствует. В этом случае возможно ис​пользование информации по объекту-аналогу или обобщенной информации, накопленной к моменту оперативной интерпретации, по району работ.
Петрофизические исследования керна ведутся по пяти основным направлениям, включающим изуче​ние следующих параметров:
· литологических характеристик горных пород
(макро- и микроописание, гранулометрия, кар-
бонатность и т.д.);
· фильтрационно-емкостных характеристик, опре​
деляющих количественные показатели горных
пород как коллекторов газа и нефти (пористость,
проницаемость, газо-, водо- и нефтенасыщеи-
ность и т.п.);

· физических характеристик, сопоставимых с
характеристиками, изучаемых методами ГИС
(электрическое сопротивление, естественная ра​
диоактивность и т.п.);
· динамических характеристик пород-коллекторов,
связанных с моделированием воздействия на них
в результате разработки месторождении (коэффи​
циент вытеснения нефти водой или газом, отно​
сительная фазовая проницаемость и т.п.);

· технологических характеристик, связанных с изу​
чением буримости горных пород, эффективнос​
ти перфорации, влияния промывочных и других
жидкостей на фильтрационные свойства и т.п.


При изучении газовых (газоконденсатных) мес​торождений петрофизические исследования ведут​ся, в основном, по первым трем направлениям. Ра​боты по четвертому направлению реализуются при разведке газонефтяных (нефтегазовых) месторожде​ний для обоснования коэффициента извлечения не​фти и проектирования разработки. Исследования, связанные с изучением технологических характери​стик, ведутся в ограниченном объеме и на камен​ном материале, получаемом, в основном, из горных выработок в связи с необходимостью выполнения исследований на блоках породы большого разме​ра, которые не могут быть получены в результате бурения.
В поисковых скважинах керновый материал слу​жит для получения информации, в первую очередь, о литологии и стратиграфии разреза, его нефтегазо-насыщенности, для уточнения структурных постро​ений и предварительной информации о свойствах пород-коллекторов.
В оценочных, разведочных и эксплуатационных скважинах керновый материал служит для получе​ния информации, в первую очередь, о фильтраци​онно-емкостных и физических характеристиках раз​реза в интервалах выделенных продуктивных гори​зонтов, где реализуется сплошной отбор керна при обязательном выполнении мероприятий, обеспечи​вающих его вынос в объеме не ниже 70 - 80%.
В целях получения более полной информации о каком-либо интервале разреза, не освещенном кер-новым материалом, проводится отбор образцов из стенок скважины керноотборником на каротажном кабеле; интервал отбора устанавливается по дан​ным ГИС.
На крупных и уникальных месторождениях бу​рится одна или несколько скважин (в зависимости от масштаба месторождения и степени неоднород​ности залежи) с применением безводной или не​фильтрующейся ПЖ с целью получения прямой ин​формации о газонефтенасыщенности пород-коллек​торов.
В скважинах, бурящихся на безводных или не​фильтрующихся ПЖ, весь керновый материал дол​жен герметизироваться. В скважинах, бурящихся на обычных ПЖ, герметизируется не менее одного об​разца на 1 погонный метр вынесенного керна.
Петрофизические исследования подразделяются на массовые и детальные.
Массовые петрофизические лабораторные иссле​дования должны включать определение следующих основных фильтрационно-емкостных характерис​тик на образцах керна с плотностью 3-5 образцов на 1 м вынесенного керна: открытая пористость; аб​солютная газопроницаемость; остаточная водо- и
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нефтенасыщенность прямым способом (на гермети​зированном керне); карбонатность; объемная и ми​нералогическая плотность; естественная радиоак​тивность; гранулометрический состав (20 - 30% об​разцов, включающих все вскрытые скважиной лито-типы пород).
В результате определения основных фильтраци-онно-емкостных характеристик исследуемый разрез документируется петрофизической информацией. Совместное использование ее с данными ГИС поз​воляет реализовать надежную привязку керна к раз​резу для построения петрофизических связей типа "керн-ГИС",
Детальные петрофизические лабораторные ис​следования включают:
· капилляриметрические исследования по методи​
ке, обеспечивающей получение неснижаемой
водонасыщенности для всех групп пород-коллек​
торов;
· определение электрических свойств пород при
переменной водонасыщенности в интервале от

Таблица 2.1
Эффективность петрофизических исследований при анализе сложных коллекторов
	Петрофизический параметр 
	Группа сложных коллекторов 

	
	1 
	2 
	3 
	4 
	5 
	6 

	Пористость 
	с 
	н 
	с 
	д 
	У 
	с 

	Проницаемость 
	с 
	н 
	д 
	д 
	н 
	с 

	Остаточная нефте- и водонасыщенность 
	с 
	н 
	с 
	с 
	У 
	с 

	Остаточная водонасыщенность (косвенным способом) 
	У 
	н 
	с 
	с 
	н 
	У 

	Электрическое сопротивление 
	У 
	н 
	G 
	с 
	н 
	У 

	Скорость распространения ультразвука 
	У 
	н 
	с 
	с 
	н 
	с 

	Естественная радиоактивность 
	д 
	д 
	д 
	д 
	д 
	д 

	Диффузионно-адсорбционная активность 
	У 
	н 
	д 
	с 
	У 
	У 


· изучение электрических и акустических свойств
при моделировании термобарических условий
залегания;
· раздельное определение содержания кальцита и
доломита;
· спектрометрические исследования естественной
радиоактивности с определением содержания
урана, тория и калия;
· косвенные (модельные) исследования по опреде​
лению остаточного содержания нефти и газа;
· измерение диффузионно-адсорбционной актив​
ности, магнитных свойств пород;
· ядерно-магнитные исследования;
· определение емкости катионного обмена.
Методические руководства по исследованию кер-
на и обработке результатов регламентируют тех​нологию изучения коллекторов, в основном, просто​го строения. При исследовании сложных коллекто​ров достоверность петрофизических исследований снижается (табл. 2.1); для их изучения следует исполь​зовать специальные методики, описанные ниже.
Определение петрофизических характеристик трещинно-каверново-поровых коллекторов (груп​па 1) требует применения специальных методичес​ких приемов. Суть их сводится к реализации лабо​раторных измерений на образцах большого размера (с сохранением диаметра). Очевидно, что такой под​ход позволяет максимально использовать керновый материал для анализа в условиях, когда отдельные элементы пустотного пространства (каверны, тре​щины) соизмеримы с принятыми размерами образ​цов для стандартных петрофизических исследова-

Условные обозначения к таблице.
Группы сложных коллекторов: 1 - трещинно-каверново-поровые, 2 - трещинные, 3 - низкопоровые, 4 - полимиктовые, 5 - слабосце​ментированные и рыхлые, 6 - с растворяющимся цементом. Результаты петрофизических исследований: "д" - достоверны, "с" - достоверны при использовании специальных технологий, "у" - условны, "н" - недостоверны.
ний (20 - 30 мм). Методика определения основных фильтрационно-емкостных параметров на образцах большого размера описана в работе "Методы и ап​паратура для изучения ФЕС пород-коллекторов на образцах большого размера" [2].
Значительно больше проблем возникает при раз​ведке месторождений с коллекторами трещинного типа (группа 2).
Результаты изучения керна являются практичес​ки единственным источником информации о трещи-новатости пород, однако эта информация связана исключительно с микротрещиноватостью, влияние которой на фильтрационные свойства пород незна​чительно. Действительно, величины проницаемос​ти образцов, характеризующихся наличием трещин при низкой пористости (до 2 - 3%), составляют, обычно, сотые и тысячные доли мД. Такая прони​цаемость не может отражать фильтрационные ха​рактеристики трещинного коллектора, для которо​го свойственны большие притока газа или нефти. Эффективные же трещины, обеспечивающие такие притоки, на керне реального размера (диаметром не более 100 мм) не могут быть изучены из-за рас​калывания образцов по этим трещинам. Изучение объектов с коллекторами трещинного типа долж-
но включать, в первую очередь, данные гидроди​намических и каротажных исследований. Данные исследования керна должны использоваться для изучения вещественного состава пород; важнейшую информацию получают также в результате поплас-тового макроописания керна.
Низкопоровые коллекторы (группа 3) изучают​ся обычными способами, однако методики опреде​ления ФЕС корректируются с учетом повышенных требований к точности аппаратуры из-за малых величин изучаемых параметров. При определении пористости необходимо применение аналитических весов с надежной фиксацией масс образца с погреш​ностью не более 1 мг. Необходимо донасыщение образцов в специальных бомбах с избыточным дав​лением до 15 МПа. При определении проницаемос​ти таких пород методы нестационарной фильтра​ции использовать не рекомендуется. При примене​нии стационарной фильтрации используются газо​меры для измерения малых расходов.
Сложность петрофизических исследований по-лимиктовых коллекторов и, особенно, анализа их результатов (группа 4) связана с присутствием в ске​лете породы, в первую очередь, полевых шпатов, часто сильно измененных, которые определяют по​верхностные свойства (диффузионно-адсорб​ционную активность, поверхностную проводимость и др.) в не меньшей степени, чем глинистый цемент. При изучении емкостных характеристик полимик-товых пород сушка их проводится в вакууме при температуре до 70 °С с насыщением высокомине​рализованными двухвалентными растворами для предотвращения разбухания.
Определение коллекторских характеристик неконсолидированных (рыхлых) пород (группа 5) вызывает большие трудности. Наиболее приемле​мым считается отбор рыхлых пород в резиновый шланг, который удерживает керн от разрушения. Образцы правильной геометрической формы для дальнейших петрофизических исследований или вы-

резают прямо со шлангом, или вначале заморажи​вают в среде жидкого азота (замораживание фик​сирует зерна и агрегаты породы в процессе изго​товления образцов), а затем обрабатывают.
При изучении керна с растворяющимся цемен​том (группа 6) основная сложность заключается в растворении компонент при экстракции и насыще​нии образцов водными растворами; еще в большей степени на величину ФЕС влияет растворение при бурении за счет опережающего проникновения под долото водного фильтрата ПЖ. Для подобных от​ложений используется изучение керна, поднятого из скважин, пробуренных на безводных ПЖ. При оп​ределении пористости применяются газоволюмет-рические методы или насыщение образцов неполяр​ной жидкостью (керосином). Определение остаточ​ной водонасыщенности косвенными методами (ка-пилляриметрия, центрифугирование) затруднено из-за растворения солей.
3

Выделение коллекторов
3.1. ОСНОВНЫЕ ПОЛОЖЕНИЯ
Породой-коллектором называют породу, спо​собную вмещать нефть, газ или воду и отдавать их при разработке в любых, даже незначительных ко​личествах [5, 9, 10, 31]. Именно такое определение коллектора лежит в основе оценки геологических запасов нефти, газа и конденсата. Выделение кол​лекторов реализуется по прямым качественным при​знакам или с использованием количественных кри​териев, обоснование которых по результатам геоло​горазведочных работ (ГРР) и эксплуатации будет подробно рассмотрено ниже.
Вопросу обоснования количественных критери​ев всегда уделялось много внимания. При этом ко​личественные критерии коллекторов назывались нижними [28], абсолютными [4] либо абсолютными нижними пределами фильтрационно-емкостных свойств, геолого-геофизическими кондициями [12], абсолютными пределами запасов [8] и т.п.
Кроме этого выделялась и другая группа количе​ственных критериев, в основу определения которых была положена информация о рентабельных или эко​номически целесообразных дебитах нефти и газа, т.е. технико-экономические кондиции [12]. Эти критерии имеют разнообразную физико-экономическую осно​ву и зависят от коэффициентов извлечения УВ и ми​нимальной эффективной толщины h , коллекторов [12], их динамической емкости, проницаемости и про​дуктивности [4], либо только их продуктивности [8]. Численные значения этих критериев изменяются по мере развития техники и технологии добычи нефти и газа, изменения цен, технологических условий и стандартов на товарную продукцию, создающих ус​ловия для экономически оправданного освоения за​пасов нефти и газа. В некоторых работах [11] к кол​лекторам относят только те породы, в которых жид​кости и газы содержатся в промышленных объемах, а притоки нефти или газа превышают минимальные рентабельные дебиты.
Необходимо отметить, что при подсчете геоло​гических запасов применение для выделения кол-

лекторов подходов, базирующихся на технико-эко​номических критериях, неправомерно. Нельзя при​менять и способы выделения коллекторов, основан​ные на использовании любых величин дебитов, т.к. критерии коллектора для них не остаются постоян​ными. Значения кондиционных пределов в этих спо​собах изменяются во времени и различаются в за​висимости от геологических особенностей разреза. Последнее объясняется тем, что при постоянной депрессии один и тот же дебит можно получить при высокой проницаемости и малой толщине пласта либо при его низкой проницаемости и большой тол​щине. Следовательно, пласты с одинаковыми филь-трационно-емкостными свойствами в разное время и в разных условиях могут быть отнесены к коллек​торам и неколлекторам.
Еще раз отметим, что при определении геологи​ческих запасов УВ к коллекторам относятся поро​ды, способные вмещать нефть, газ или воду и от​давать их при разработке; величина извлекаемых объемов жидкости либо газа и их дебиты при этом не оговариваются. Определенные таким образом коллекторы характеризуются стабильными призна​ками и критериями и содержат геологические запа​сы УВ.
По условиям образования коллекторы нефти и газа относятся преимущественно к осадочным отло​жениям, редко к вулканогенным и вулканогенно-оса-дочным и иногда к изверженным породам кристал​лического фундамента. По вещественному составу различают терригенные, карбонатные, вулканоген​ные коллекторы и их смешанные типы. Известны так​же коллекторы, связанные с галогенными отложени​ями, представленными гипсом, ангидритом и смесью галита с карбонатными породами.
По морфологии перового пространства коллек​торы делятся на поровые (межзерновые, грануляр​ные), трещинные, каверновые и смешанные (поро-во-трещинно-каверновые). Наименования послед​них варьируют в зависимости от вклада отдельных видов пустот в общие емкость и проницаемость кол​лектора.
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ПО ПОДСЧЕТУ ГЕОЛОГИЧЕСКИХ ЗАПАСОВ НЕФТИ И ГАЗА ОБЪЕМНЫМ МЕТОДОМ
Большинство терригенных и карбонатных кол​лекторов поровые. Трещинные коллекторы харак​терны для плотных метаморфизованных низкопори​стых пород, прежде всего для карбонатных, частич​но - для вулканогенных и редко - для терригенных. По-видимому, трещинным является также коллек​тор, представленный битуминозными аргиллитами, нефть и газ в которых содержатся в трещинах и про​странстве между "листочками" аргиллита. Трещин-но-каверновый и порово-трещинно-каверновый кол​лекторы типичны для карбонатных, а также для вул​каногенных [14] отложений и практически не встре​чаются в терригенных породах.
Поровые коллекторы считаются простыми, если они сложены одним породообразующим минера​лом (за исключением цементирующих веществ) и содержат один тип подвижного флюида (нефть, газ либо воду). К сложным относят коллекторы, обла​дающие, по крайней мере, одним из следующих признаков:
· сложным минеральным составом породообразу​
ющих веществ, включая высокое содержание гли​
нистых минералов;

· сложной структурой порового пространства;
· многофазной насыщенностью в пределах одного
пластопересечения [7, 13].
Из-за трудностей количественной оценки по гео​физическим данным параметров тонких пластов к сложным коллекторам следует отнести также все кол​лекторы толщиной менее 1,5 м.
При традиционном аппаратурном и методическом обеспечении геофизических исследований все под-счетные параметры (эффективная толщина - h ,,, ко​эффициенты пористости - Кп и нефтегазонасыщенно-сти - Кн,) в абсолютном большинстве случаев мо​гут быть определены только в пластах и прослоях толщиной А. > 1,5 м. В пластах меньшей толщины (1,5 м > Аэ, > 0,5 м) по материалам ГИС определяют эффективные толщины и коэффициенты пористости; коэффициенты нефтегазонасыщенности могут быть уверенно установлены в отдельных случаях в коллек​торах без проникновения или с малой (Did < 2) глу​биной проникновения. Для тонких одиночных плас​тов (0,5 м > А, > 0,2 м) по кривым ГИС устанавли​вается только h ,; количественные определения дру​гих параметров практически невозможны.
Как уже отмечалось выше, изложенное относит​ся к случаю использования традиционного комп​лекса ГИС со стандартным разрешением. Приме​нение высокоразрешающих методов ГИС, в первую очередь, каротажных акустических и электрических микросканеров (FMS, FMI и др.) позволяет выде​лять в разрезе пласты толщиной до первых санти​метров. Вопросы использования высокоразрешаю-

щих методов ГИС для обоснования подсчетных па​раметров будут рассмотрены ниже в разделе 3.5.
По характеру смачиваемости поверхности твер​дой фазы различают коллекторы гидрофильные, гид​рофобные и частично гидрофобные. У последних лишь часть поверхности твердой фазы избиратель​но смачивается водой.
Еще раз укажем, что выделение коллекторов лю​бого типа проводится с использованием установлен​ных для них прямых качественных признаков или количественных критериев.
Прямым качественным признаком коллектора яв​ляется проникновение фильтрата ПЖ в пласты, ко​торое устанавливается по данным ГИС и является следствием движения пластовых флюидов в поровом пространстве породы. Очевидно, что прямой инфор​мацией о наличии коллекторов в разрезе является получение притоков пластовых флюидов при опро​бовании и испытании пластов, в том числе прибора​ми на каротажном кабеле. Прямые качественные признаки используются как для непосредственного выделения коллекторов в разрезах скважин, так и для обоснования количественных критериев.
Под количественными критериями коллекторов понимают величины фильтрационно-емкостных (Кп, К и др.) или соответствующих им геофизических (апс, A/, W, а, А/ и др.) характеристик, по которым на статистическом уровне пласты разделяются на проницаемые и непроницаемые, т.е. на коллекторы и неколлекторы.
Способы установления прямых качественных признаков и численных значений параметров, ис​пользуемых в качестве количественных критериев, изложены ниже в разделах 3.2 и 3.3.
Определение эффективных газо- и нефтенасыщен-ных толщин включает выделение коллекторов, оцен​ку характера их насыщенности и положений газонеф​тяного, водонефтяного или газоводяного контактов (ГНК, ВПК и ГВК соответственно) между пласто​выми флюидами.
Границы пластов-коллекторов устанавливаются по диаграммам геофизических методов согласно об​щеизвестным правилам, описанным в учебниках и справочниках по интерпретации, а также в соответ​ствующих руководствах по методам ГИС.
Кривые большинства методов ГИС (ПС, БК, ИК, ДК, АК, ЯМК) симметричны. На этих кривых ин​тервалы, в которых амплитуда регистрируемого па​раметра изменяется от значений во вмещающих по​родах до значения в пласте-коллекторе, равны дли​не зонда. Границы пласта соответствуют серединам этих интервалов.
В методах РК (ГК, НК, ГГК) при применении ап​паратуры для аналоговой записи кривые асиммет-
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ричны, сдвинуты в направлении движения прибора за счет влияния интегрирующей ячейки. Границы пластов толщиной более 1 м необходимо определять по началу крутого подъема и спуска кривой. Вместо этого иногда авторы отчетов с подсчетом запасов до​пускают отступления от этого правила и проводят границы пластов по середине интервалов спуска и подъема кривой, что приводит к досадным ошибкам (иногда значимым) при определении толщин выде​ленных коллекторов.
3.2. ВЫДЕЛЕНИЕ КОЛЛЕКТОРОВ ПО КАЧЕСТВЕННЫМ ПРИЗНАКАМ
Среди видов ГИС, применяемых при изучении вскрытых скважиной горных пород, наибольшей ин​формативностью и достоверностью при выделении в изучаемом разрезе проницаемых интервалов, т.е. пластов-коллекторов, обладают так называемые пря​мые методы исследования пласта ОПК и ГДК. Факт получения из пласта флюида в любом количестве и измерения пластового давления аппаратурой ОПК и ГДК является прямым доказательством наличия коллектора независимо от геофизической характе​ристики пласта. Неполучение притока флюида из пласта при ОПК и ГДК в случае благоприятной гео​физической характеристики не является достаточ​ным основанием для отнесения пласта к неколлек​тору. В таких случаях требуется проведение допол​нительных (повторных) исследований.
К сожалению, прямые исследования в нашей стране, за исключением отдельных регионов (Яку​тия, Республики Башкортостан и Татарстан, Аст​раханская и Оренбургская области, шельф о.Саха​лин), практически не применяются или применяют​ся крайне редко (Западная Сибирь), поэтому на практике повсеместно для выделения коллекторов ис​пользуется комплекс качественных (прямых и косвен​ных) признаков, а также количественные критерии.
Прямые качественные признаки являются наи​более надежным способом выделения коллекторов. Они основаны на доказательстве подвижности пла​стовых флюидов. Таким доказательством является установление факта наличия проникновения в пла​сты фильтрата ПЖ и формирования (или расфор​мирования) зон проникновения; эти факты в боль​шинстве случаев являются достаточным признаком коллектора.
Признаками проникновения по данным ГИС яв​ляются:
· сужение диаметра скважин, зафиксированное на
кривой кавернометрии, вследствие образования
глинистой или шламовой корки;
· радиальный градиент сопротивлений, измеренных
•зондами с разной глубинностью исследований;

•
изменение показаний методов ГИС, выполненных
по специальным методикам и фиксирующих фор​
мирование или расформирование зоны проник​
новения.
В коллекторах со сложной структурой пустот​ного пространства прямые качественные призна​ки устанавливаются чаще всего только по мате​риалам ГИС, выполненным по специальным мето​дикам и фиксирующим формирование зоны про​никновения при:
· повторных измерениях во времени при сохране​
нии свойств ПЖ в стволе скважины (методика
временных измерений);
· измерениях на ПЖ с различными физическими
свойствами (методика двух ПЖ с различной ми​
нерализацией, методики с закачкой активирован​
ных меченных жидкостей);
· направленном воздействии на пласты путем со​
здания дополнительной репрессии (методика "ка​
ротаж-репрессия-каротаж") или депрессии ("ка​
ротаж-испытание-каротаж") .
В обсаженных скважинах прямые качественные признаки устанавливаются при повторных измере​ниях стационарными импульсными видами нейтрон​ного каротажа (НК), свидетельствующих о расфор​мировании во времени зоны проникновения.
Весьма информативными для выделения коллек​торов являются также данные ГТИ (данные механи​ческого каротажа, расходометрии, газового карота​жа и результаты анализа шлама и керна).
Косвенные качественные признаки обычно сопут​ствуют прямым признакам и характеризуют поро​ды, которые по своим емкостным свойствам и чис​тоте минерального скелета могут принадлежать к коллекторам. К этим признакам относятся:
· аномалии на кривой самопроизвольной поляри​
зации ПС (отрицательные, если удельное сопро​
тивление ПЖ больше сопротивления пластовой
воды, и положительные при их обратном соот​
ношении);
· низкие показания на кривой гамма-каротажа
(ГК);
· показания ядерно-магнитного каротажа (ЯМК),
превышающие фоновые;
· затухание упругих волн, создаваемое трещинами
и кавернами, при акустическом каротаже.
Косвенные качественные признаки отражают
присутствие, но не движение в исследуемой породе свободных флюидов. Например, показания ядерно-магнитного каротажа, превышающие фоновые, с равным успехом могут характеризовать сообщаю​щиеся и несообщающиеся между собой поры и ка​верны. Увеличенное затухание упругих волн при аку​стическом каротаже может быть вызвано присут-
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ствием в породах открытых либо залеченных тре​щин и каверн и т.п.
В общем случае выделение коллекторов по каче​ственным признакам следует проводить по совокуп​ности прямых признаков, указывающих на наличие проникновения фильтрата ПЖ в пласты, с исполь​зованием косвенных качественных признаков.
Для исключения присутствующих в выделенных пластах-коллекторах тонких плотных высококарбо​натных или глинистых непроницаемых прослоев привлекаются данные всего имеющегося комплекса ГИС (МК, БМК, БК, ГК, НК, АК).
Эффективность выделения коллекторов по пря​мым качественным признакам существенно зависит от времени между разбуриванием и исследованием разреза, а также от ряда технологических и геологи​ческих факторов, к которым прежде всего следует отнести величину репрессии на пласт и свойства ПЖ. Эффективность снижается при низкой водоотдаче ПЖ, в разрезах с аномально высокими пластовыми давлениями (АВПД) или при бурении на равновесии (репрессия на пласт близка к нулю). Снижается эф​фективность выделения коллекторов по прямым ка​чественным признакам и на газовых месторождени​ях с высотой залежей в сотни метров, где в припод​нятых участках залежей репрессии значительно ниже, чем вблизи ГВК (или ГНК).
Известны факты отсутствия прямых признаков проникновения против высокопроницаемых коллек​торов в длительно бурящихся скважинах вследствие кольматации пластов глинистыми частицами, а так​же гематитом и магнетитом при применении утяже​ленных промывочных жидкостей. Кольматация пла​стов с ухудшенными коллекторскими свойствами происходит медленнее, и они дольше сохраняют при​знаки коллекторов.
В породах с пластовыми водами хлоркальцие-вого типа, разбуривающихся на промывочных жидкостях с добавками карбоксилметил целлюлозы (КМЦ), со временем проникновение фильтрата ПЖ в коллекторы прекращается вследствие появления в порах нерастворимого осадка, образующегося при взаимодействии пластовой воды с КМЦ [1]; более того, существовавшие вначале корки исчеза​ют. Скорость образования осадка зависит от ин​тенсивности фильтрации, концентрации КМЦ и со​держания воды в порах. Например, в скважинах Ботуобинского нефтегазоносного района (Якутия), бурящихся на рассолах, исчезновение шламовых корок против низкопористых водонасыщенных коллекторов наблюдается в первые 5 суток после их вскрытия. Против водонасыщенных высокопорис​тых (Кп =16- 24%) коллекторов корки сохраняются до 25 суток. В продуктивных коллекторах процес-

сы закупорки происходят более медленно вследствие малых величин остаточной водонасыщенности Кво. Рассмотрим более детально возможности и эф​фективность для выделения коллекторов вышепере​численных прямых качественных признаков и ме​тодики их установления.
3.2.1.
Наличие глинистой (шламовой) корки
Фильтрация в пласты ПЖ имеет следствием об​разование глинистых или шламовых корок. Если образующиеся корки вызывают заметное уменьше​ние диаметра скважины по сравнению с номиналь​ным, то наличие корок легко устанавливается на кри​вых кавернометрии или профилеметрии.
Толщина глинистой корки зависит от качества ПЖ: чем больше водоотдача ПЖ, тем толще корка. При водоотдаче 6 - 8 см3/30 мин толщина корки обыч​но превышает 1 - 2 см. Шламовые корки, которые образуются при бурении скважин на неглинистых ПЖ, более рыхлые; их толщина достигает 3-5 см.
Судить о наличии корок затруднительно в интер​валах с увеличенным диаметром скважины, напри​мер, против рыхлых или сильно трещиноватых вык​рашивающихся разностей.
Уменьшение диаметра скважины не является при​знаком коллектора в интервалах образования саль​ников против пластичных глинистых пород, в при-забойной зоне с осевшими шламовыми частицами и против тонких уплотненных прослоев, расположен​ных в толще коллектора, против которых происхо​дит "размазывание" корки в ходе спуско-подъемных операций в процессе бурения.
Отсутствие глинистых или шламовых корок при наличии других признаков и критериев коллектора не может служить основанием для отнесения поро​ды к неколлекторам, так как оно может быть след​ствием прекращения проникновения фильтрата ПЖ в коллекторы по ряду перечисленных выше техно​логических и геологических причин.
3.2.2.
Наличие положительных приращений
на кривых микрокаротажа
Превышение показаний микропотенциал-зонда (МПЗ) над показаниями микроградиент-зонда (МГЗ), именуемое положительным приращением, обусловлено наличием корки. Поэтому положитель​ные приращения на диаграммах МК являются надеж​ным признаком коллектора в той мере, насколько надежен признак наличия корки.
При использовании данных МК необходимо об​ращать внимание не только на наличие или отсут​ствие положительных приращений, но и на абсолют​ные величины измеренных зондами МК кажущихся сопротивлений рк. При высоких рк начинает прояв-
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ляться нелинейность аппаратуры, причем для МГЗ она возникает при меньшихр^, чем для МПЗ. По этой причине положительные приращения иногда наблю​даются против плотных прослоев неколлекторов с высоким сопротивлением.
Верхний предел диапазона сопротивлений, в ко​тором обеспечивается линейность измерений рк обо​ими зондами МК, для каждого прибора определя​ется при его эталонировке. Для современной циф​ровой аппаратуры он достигает 50 - 60 Ом-м, для ранее выпускавшейся аналоговой аппаратуры он был значительно ниже и во многих случаях состав​лял 15-20 Ом-м.
С особой предосторожностью следует использо​вать данные МК в неоднородных коллекторах, со​держащих тонкие плотные прослои. При большой толщине корки (более 2 см), а также в случае неплот​ного прижатия башмака микрозонда к стенке сква​жины уплотненные прослои могут не отмечаться на кривых МК.
Положительных приращений на кривых МК мо​жет не быть при бурении скважин на технической воде в условиях отсутствия корок и в скважинах, про​буренных на минерализованных ПЖ (рс < 0,2 Ом-м). В последнем случае показания обоих зондов против коллекторов отличаются несущественно вследствие близости удельных сопротивлений корки и промытой зоны. Однако, в ряде случаев в скважинах с минера​лизованной ПЖ при тонких корках и неглубоких зо​нах проникновения получают кривые МК удовлетво​рительного качества, поэтому эффективность МК для выделения коллекторов должна проверяться в конк​ретных геологотехнических условиях.
3.2.3. Наличие радиального градиента сопротивлений
Изменение удельного электрического сопротив​ления (УЭС) пород в радиальном направлении обус​ловлено проникновением фильтрата ПЖ в пласт и поэтому является однозначным признаком коллек​тора. Наличие радиального градиента сопротивле​ний устанавливается сравнением показаний однотип​ных зондов с разным радиусом исследований (БКЗ, ВИКИЗ [30], многозондовые установки БК и ИК) или показаний комплекса разнотипных разноглубинных зондов БМК-БК-ИК. При использовании данных БМК нельзя забывать, что верхний динамический диапазон УЭС, измеряемых при БМК, ограничен. Для ранее выпускавшейся отечественной аппарату​ры БМК он составлял 150 - 200 Ом-м; для современ​ной цифровой аппаратуры он значительно выше и достигает 800 - 1000 Ом-м.
Если кривые названных методов зарегистрирова​ны (или перестроены) в одинаковом масштабе кажу-

щихся сопротивлений рк, показания зондов исправ​лены за влияние скважины и кривые совмещены меж​ду собой, что легко осуществимо в компьютеризи​рованных системах обработки, то коллекторы до​вольно наглядно выделяются визуально по расхож​дению показаний разноглубинных зондов при усло​вии, что в породах-неколлекторах показания зондов совпадают (рис. 3.1, верхний интервал). При нали​чии в пределах коллекторов плотных прослоев эф​фективность БКЗ снижается из-за влияния экрани​рования (рис. 3.1, нижний интервал).
Формирование радиального градиента сопротив​лений зависит от многих факторов, в том числе от свойств ПЖ и сроков проведения каротажа. В раз​ные сроки проведения каротажа можно получить разные радиальные градиенты. Нередки случаи, ког​да в одних и тех же продуктивных пластах при более
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ранних измерениях фиксируется четкое понижаю​щее проникновение, затем - нейтральное, а при бо​лее поздних измерениях - ярко выраженное повы​шающее проникновение.
При бурении на ПЖ с высокой водоотдачей и проведении каротажа через большой промежуток времени после вскрытия пластов бурением могут образовываться очень глубокие зоны проникнове​ния. В таких случаях радиальный градиент может быть вообще не зафиксирован. Подобная карти​на наблюдается также в случаях нейтрального проникновения, когда УЭС зоны проникновения и неизмененной части пласта одинаковы (рис. 3.1, нижний интервал, ВИКИЗ). Поэтому наличие градиента является качественным признаком кол​лектора, но отсутствие радиального градиента со​противлений по данным ГИС, полученным при статических скважинных условиях, не может слу​жить основанием для отнесения породы к некол​лекторам, особенно при благоприятной геофизи​ческой характеристике, т.е. при наличии косвен​ных качественных признаков (отрицательная ано​малия на кривой ПС, низкие показания на кри​вой ГК и др.).
Следует отметить один фактор, который не свя​зан с проникновением, но при определенных усло​виях может приводить к появлению радиального градиента сопротивлений. Фактор этот связан с отсутствием теплового равновесия в системе "сква​жина-пласт". Охлаждение пород в приствольной зоне в процессе бурения создает температурную во​ронку в радиальном направлении, что может при​водить к появлению ложного эффекта повышаю​щего проникновения даже в непроницаемых пла​стах. Вопросы эти изучены пока весьма слабо. Известно [32], что по сравнению с глинами, а так​же плотными и водонасыщенными терригенными и карбонатными породами нефтегазонасыщенные породы характеризуются значительно меньшей теплопроводностью (в 2 раза и более). Следова​тельно, можно полагать, что в продуктивных пла​стах влияние этого фактора не должно быть суще​ственным.
Таким образом, установленный факт наличия радиального градиента сопротивлений можно ис​пользовать в качестве признака коллектора при ус​ловии, что в явных породах-неколлекторах наличие градиента не отмечается.
3.2.4. Повторные измерения сопротивлений
Данные однократных измерений УЭС разноглу​бинными зондами ЭК или ЭМК при статических скважинных условиях не всегда дают однозначный ответ о наличии или отсутствии коллекторов в изу-

чаемом интервале разреза. Достоверность выделе​ния коллекторов любого типа повышается при вы​полнении измерений УЭС по специальным методи​кам, основанным на фиксации протекания дина​мических процессов формирования или расформи​рования зон проникновения во времени. Такие ис​следования обычно проводят для выделения слож-нопостроенных коллекторов. В разрезах с просты​ми перовыми коллекторами они применяются редко, однако их роль бывает решающей при обосновании граничных количественных критериев коллекторов и изучении неоднородных и глинистых пластов.
Для повторных измерений УЭС чаще всего при​меняют БК и иногда БМК (в скважинах с электро​проводящими ПЖ), а также ИК (в скважинах с элек​тронепроводящими ПЖ). При анализе материалов повторных измерений УЭС необходимо учитывать время контакта пластов с ПЖ до первого измере​ния (tj) и между измерениями (t2), состояние ствола скважины при первом и последующих замерах, па​раметры ПЖ (особенно ее сопротивление, водоот​дачу и плотность), состояние скважины за период между замерами (бурение или испытание, простаи​вание, ликвидация поглощений и применяемые при этом технологии, проработка ствола и т.д.). Для учета скважинных условий при каждом измерении УЭС пород выполняют также замеры каверномером (или профилемером, что важно при применении БМК) и скважинным резистивиметром. Для исклю​чения влияния различного рода аппаратурных по​мех первые и повторные измерения УЭС желатель​но выполнять одним и тем же комплектом скважин-ной и наземной аппаратуры.
Коллекторы при повторных измерениях УЭС вы​деляются по закономерному изменению во времени или после направленного воздействия на пласты по​казаний применяемых методов, исправленных за вли​яние скважинных условий измерений. При этом про​тив явно непроницаемых глинистых и плотных пла​стов исправленные за условия измерений показания должны остаться неизменными.
В отечественной практике опробованы с положи​тельными результатами и применяются различные методики повторных измерений УЭС. Они перечис​лены в начале данного раздела. Рассмотрим особен​ности этих методик.
Повторные измерения сопротивлений во времени при сохранении всех свойств ПЖ в стволе скважины -методика временных измерений. Эти исследования применяются широко, поскольку не требуют специ​альной подготовки скважин. Характер изменений сопротивлений во времени существенно различен при бурении скважин на минерализованной (р. = рв) и пресной (р , > 5рв) жидкостях.
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При вскрытии на высокоминерализованной жид​кости водонасыщенные коллекторы не отмечаются изменениями сопротивлений независимо от времен ts и t-,. Нефтегазонасыщенные коллекторы обычно характеризуются уменьшением сопротивлений, что обусловлено снижением Кнг в зоне проникновения за время между измерениями. Благоприятные усло​вия для выделения нефтегазонасыщенных коллек​торов создаются при выполнении первого измере​ния вскоре после вскрытия пластов (малое значение tj) и второго измерения - при большом времени 12 между измерениями.
Кривые повторных измерений БМК неэффектив​ны для выделения коллекторов независимо от вре​мени проведения первого измерения. Промытая зона успевает сформироваться через 1 - 2 сутки после раз-буривания проницаемого пласта, и ее неизменяемое в дальнейшем сопротивление измеряется зондом БМК уже при первом каротаже. При последующих повторных измерениях показания БМК изменяются мало или не изменяются совсем.
При вскрытии па пресной жидкости водонасы​щенные коллекторы характеризуются увеличениями сопротивлений, что обусловлено уменьшением со​держания невытесненной пластовой воды в зоне про​никновения в период между измерениями.
Нефтегазонасыщенные коллекторы чаще также отмечаются увеличениями рзл, особенно при невы​соком значении Кнг и высоком сопротивлении фильт​рата (р, > 0,5 Ом-м). Однако возможно уменьше​ние рзп этих пластов или его незначительное изме​нение.
При очень продолжительном контакте пород с пресными ПЖ отмечаются случаи, когда сопротив​ление увеличивается во времени в породах-коллек​торах вследствие диффузного опреснения пластовой воды на значительную глубину по отдельным мало​мощным проницаемым прослоям. При позднем про​ведении измерений зоны проникновения в таких слу​чаях не обнаруживаются.
Эффективность выделения коллекторов зависит от времени проведения измерений, которое устанав​ливают опытным путем. Целесообразно проводить первый замер вскоре после вскрытия пластов буре​ния, а второй - по окончании бурения скважины.
Повторные измерения сопротивлений при различ​ной минерализации ПЖ - методика двух ПЖ. Экспе​риментально доказано [22], что принципиально без​различно, в какой последовательности изменяется со​противление ПЖ в скважине: вначале пресная жид​кость, а затем минерализованная, или наоборот. Эф​фективность выделения коллекторов определяется, в основном, различием в свойствах ПЖ и времена​ми t j и t2 проведения измерений.

Когда первое измерение выполняют на пре​сной, а повторное на минерализованной ПЖ, то против проницаемых пластов, независимо от ти​пов и величин пористости, характера насыщенно​сти и степени трещиноватости, обычно отмечает​ся уменьшение сопротивлений при повторном из​мерении. Однако, иногда при втором измерении, выполненном после осолонения ПЖ, отмечаются увеличения сопротивлений против пластов-кол​лекторов. Это может наблюдаться, когда повыше​ние минерализации ПЖ произошло спустя дли​тельное время после первого измерения, а второе измерение выполнено вскоре после осолонения. При этих условиях коллекторы выделяются и по​вышением, и понижением сопротивлений, а раз​личный характер измерений рзп отражает особен​ности строения коллекторов. Повышениями сопро​тивлений характеризуются коллекторы грануляр-но-кавернового типа, в которые вследствие низ​кой проницаемости не успел глубоко внедриться минерализованный фильтрат, а рост рот произошел за время контакта пород с пресной жидкостью пос​ле первого измерения. Снижением рзп характери​зуются коллекторы с развитой трещиноватостью независимо от их общей пористости, минерализо​ванный фильтрат в которые проникает в течение короткого промежутка ?,.
Когда первое измерение выполняют на минера​лизованной, а второе на пресной ПЖ, все прони​цаемые пласты независимо от величин и типов по​ристости и характера насыщенности выделяются увеличениями сопротивлений на кривых повтор​ных измерений. Увеличение тем больше, чем выше отношение сопротивлений ПЖ и больше промежут​ки времени t, и ?,.
Общим правилом применения методики двух ПЖ является выполнение первого измерения непосред​ственно перед изменением свойств ПЖ в скважине, а второго измерения - как можно позже после заме​ны ПЖ. Удельное сопротивление минерализованной ПЖ должно быть близким к сопротивлению рв пла​стовых вод, а сопротивление пресной ПЖ должно превышать рв не менее чем на порядок.
Повторные измерения сопротивлений при на​правленном воздействии на пласты путем создания дополнительной репрессии или депрессии - методи​ки "каротаж-репрессия-каротаж" и "каротаж-испытание-каротаж". Измерения с нагнетанием ПЖ в пласты (методика "каротаж-репрессия-ка​ротаж") выполняют непосредственно перед созда​нием избыточного давления в 2 - 5 МПа на устье скважины и как можно быстрее после снятия дав​ления и освобождения устья. Существуют разно​образные варианты методики, различающиеся
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тем, на какой - пресной или минерализованной -жидкости бурилась скважина и жидкость какого сопротивления нагнетается в пласт. Общим пра​вилом для них является условие, что нагнетаемая жидкость (чаще всего порция свежей промывочной жидкости с известными свойствами, доставленная в исследуемый интервал через буровую колонну без долота) должна обладать максимальной водо​отдачей и отличаться по удельному сопротивле​нию в 5 - 10 раз от пластовой воды и жидкости, на которой бурилась скважина.
Эффективность измерений для выделения коллек​торов повышается с увеличением перепада давлений на пласты и объемов внедрившейся в них жидкости. Проницаемые пласты выделяются увеличением со​противлений, если нагнетается пресная жидкость, или их уменьшением - если нагнетается минерализо​ванная вода. В последнем случае водонасыщенные коллекторы не выделяются. С учетом небольших объемов нагнетаемых жидкостей (6-10 м3) и малых сроков проведения всех операций по закачиванию жидкости и проведению ГИС, более четкие призна​ки проникновения получают на кривых БМК по сравнению с кривыми БК.
Измерения по методике "каротаж-испытание-ка​ротаж" выполняют до и после испытания исследуе​мого интервала гшастоиспытателем на трубах ИП. Проницаемые интервалы характеризуются при этом изменениями сопротивлений за счет поступления пластовых флюидов к стенке скважины и, как след​ствие, расформирования зоны проникновения.
Положительные результаты по этой методике до​стигаются для неглубоко залегающих (800 - 1200 м) отложений при условии, что второе измерение вы​полняется не позже чем через 8 часов после прове​дения испытаний [27]. В скважинах глубиной бо​лее 2500 - 3000 м при бурении на ПЖ повышенных плотности и водоотдачи за время подъема ИП и спус​ка геофизического прибора в испытанном интерва​ле обычно успевает восстановиться зона проникно​вения с теми же параметрами, которые были до ис​пытания. По этой причине положительные резуль​таты достигаются в единичных случаях.
Эффективность выделения коллекторов по этой методике повышается, если используется автоном​ная аппаратура БК и БМК, монтируемая непосред​ственно в сборке ИП. Такой комплекс позволяет об​наружить изменение сопротивлений при исследова​нии коллекторов различной проницаемости даже в случае интенсивного восстановления зоны проник​новения после снятия депрессии. К сожалению, та​кие исследования проводятся крайне редко, посколь​ку автономная аппаратура БК и БМК серийно пока не выпускается.

3.2.5. Повторные измерения ГК
при принудительном задавливании
в пласты индикаторной (меченой) жидкости,
содержащей растворенные вещества
с повышенной естественной радиоактивностью, -
методика "ГК-активация-ГК"
Методику применяют для выделения коллекто​ров в разрезах, в которых широко распространены сложнопостроенные коллектору. В качестве акти​ваторов используют радон [21] либо короткоживу-щие изотопы натрия, приготовленные на базе либо непосредственно на скважине [15, 16].
Технология исследований и работ в скважинах с мечеными жидкостями описана в новой "Техничес​кой инструкции" [29], а также в соответствующих методических документах, указанных выше.
Выделение поглощающих пластов (коллекто​ров) ведут по аномалиям гамма-активности, по​явившимся в результате контролируемого воздей​ствия и превышающим погрешность измерений более чем в два раза. Отсутствие таких аномалий против заведомо непроницаемых пород (ангидри​тов, глин и т.п.) является критерием достоверного выделения коллекторов.
Наиболее широко применяется методика "ГК-активация-ГК" с использованием радона, получив​шая название ИМР (индикаторный метод по ра​дону). В промышленных масштабах ИМР приме​нялся на месторождениях Тенгиз (Казахстан) и Па-мятно-Сасовское (Волгоградское Правобережье). При подсчете запасов этих месторождений данные ИМР были основными при обосновании /^„по скважинам. В частности, на Памятно-Сасовском месторождении исследования ИМР были выполне​ны в большинстве пробуренных скважин. По по​лученным данным ИМР в продуктивной рифоген-ной толще евлановско-ливенского горизонта ниг​де не было зафиксировано непроницаемых интер​валов (рис. 3.2), что при подсчете запасов позволи​ло рассматривать всю нефтенасыщенную толщу как единую гидродинамическую систему.
Особую ценность представляют данные ИМР при выделении сложнопостроенных карбонатных кол​лекторов с низкими емкостными свойствами или с повышенной гамма-активностью (в случае отсут​ствия замеров спектрометрического ГК), при выде​лении коллекторов в тонкослоистых разрезах, пред​ставленных чередованием карбонатных и терриген-ных разностей с различной степенью глинистости и карбонатности, а также при оценке экранирующих свойств пород-покрышек.
В качестве примера на рис. 3.3 представлены ре​зультаты изучения по ИМР карбонатных отложе​ний с низкими емкостными свойствами. В разрезе
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преобладают известняки с общей пористостью ме​нее граничного значения 7%, установленного в данном районе для поровых коллекторов. Тем не менее все пласты по ИМР характеризуются высо​кими гамма-аномалиями, превышающими уро​вень естественной гамма-активности в десятки раз, что свидетельствует об их проницаемости, обус​ловленной трещинами.
Пример оценки по данным ИМР экранирую​щих свойств покрышек приведен на рис. 3.4. На первом этапе разведки Памятно-Сасовского мес​торождения предполагали, что покрышкой нефтя​ной залежи в евлановско-ливенских отложениях является преимущественно глинистая уметовско-линевская толща. Однако исследования ИМР по​казали, что эта толща не может быть экраном не​фтяной залежи. Истинной покрышкой (флюидоу-пором) для этой залежи является подошвенная часть задонского горизонта, в которой не выявле​но признаков проникновения индикаторной жид​кости (ИЖ). Проницаемость пород покрышки не превышает 10"3 мД, поскольку при изучении пород с проницаемостью менее 10"3 мД концентрация ра​дона в ИЖ 10~5 Ки/л, обычно используемая при ИМР, уже не обеспечивает значимого приращения интенсивности гамма-излучения.
3.2.6. Повторные измерения НК при задавливании в пласты жидкости, содержащей вещества с высоким сечением поглощения нейтронов, -методика "НК-активация-НК"
По своему назначению, технологии проведения исследований и способу выделения коллекторов ме​тодика "НК-активация-НК" аналогична выше​описанной. На практике она применяется доволь​но редко. Положительный опыт использования ме​тодики накоплен при выделении сложнопостроен-ных коллекторов в карбонатных отложениях Пер​мской области [6].
В качестве веществ с аномальными нейтроно-по-глощающими свойствами применяют воднораство-римые соединения (соли) бора или кадмия. По дан​ным работы [6] для качественного выделения про​ницаемых зон с эффективной пористостью 1% тре​буются растворы с концентрацией бора 4 г/л при Кп - 2% и 15 г/л при Кп = 20%. Соответствующие концентрации кадмия должны быть в 3 раза выше. При большей величине Кп , требуемые концентра​ции уменьшают обратно пропорционально величи​не К,
Описанные способы повторных измерений РК (ГК и НК) с применением активаторов весьма эффективны для выделения коллекторов любого типа.

3.2.7. Выделение коллекторов в разрезах скважин, бурящихся с применением ПЖ на нефтяной основе
Промышленное применение получили ПЖ на не​фтяной основе двух типов - безводные (известково-битумные - ИБР) и водоуглеводородные инвертные (обращенные) эмульсии - ВИЭР. Содержание воды в безводных жидкостях не превышает 2 - 5%, а в ин-вертных эмульсионных может достигать 60%. Даже при высоком содержании воды жидкости всех типов на нефтяной основе имеют низкую (часто нулевую) водоотдачу, обладают высокой условной вязкостью (до 150 секунд и более), высоким (практически бес​конечным) удельным электрическим сопротивлени​ем и достаточно свободно отдают фильтрат в пори​сто-проницаемые пласты. Фильтратом обычно явля​ется неполярная углеводородная жидкость; в отдель​ных случаях наблюдается также внедрение в породу неразрушенной водонасыщенной эмульсии.
Исследования в скважинах, пробуренных на ПЖ с нефтяной основой, и интерпретация полученных материалов имеют некоторые отличия от исследо​ваний (и интерпретации материалов) в скважинах, бурящихся на обычных ПЖ. В практике бурения на​метились два подхода к проведению геофизических исследований в скважинах, бурящихся на жидкости с нефтяной основой: первый, когда исследования вы​полняются только на этой жидкости, и второй, ког​да ГИС проводят дважды - при заполнении скважи​ны жидкостью с нефтяной основой и после ее заме​ны (иногда с расширением ствола скважины) на обычную ПЖ с водной основой.
Основное отличие комплекса ГИС для скважин с электронепроводящей ПЖ - существенное ограниче​ние методов ЭК. В таких скважинах выполняют толь​ко ЭМК (ИК, ДК). В остальном комплексы ГИС включают те же методы и их модификации, что и ком​плексы ГИС для скважин с ПЖ на водной основе.
Выделение коллекторов по данным ГИС, выпол​ненных в скважинах с ПЖ на нефтяной основе, зат​руднено из-за отсутствия прямых качественных при​знаков. Их уверенное выделение возможно при про​ведении ГИС последовательно на ПЖ с нефтяной и водной основой, что является своеобразной модифи​кацией методики двух ПЖ.
При вскрытии разрезов на ПЖ с нефтяной ос​новой, особенно при вскрытии на ИБР, против кол​лекторов образуется очень тонкая непроницаемая битумная корка, которая препятствует образова​нию глубоких зон проникновения. Нефть и газ, присутствующие в прискважинной зоне продук​тивных пластов, оказывают существенное влия​ние на показания ИК, ДК, НК, ИННК, ГГКП и АК по затуханию; меньшим изменениям подвер​жены показания АК по скорости. После замены
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ЛБР и заполнения скважины промывочной жид​костью на водной основе и при снятии битумной корки при проработке или расширении ствола скважины в проницаемые породы проникает вод​ный фильтрат промывочной жидкости. В газона​сыщенных коллекторах проникновение должно проявить себя изменениями показаний большин​ства перечисленных видов каротажа, в нефтена-сыщенных - части из них (ИК, ДК, ИННК).
Как и в обычной методике двух ПЖ, коллекто​ры выделяют по расхождениям кривых, записан​ных при ПЖ с разной основой. Успешному реше​нию задачи выделения коллекторов способствует также возможность выполнения разноглубинных видов ЭК после замены ПЖ электронепроводящей с нефтяной основой на электропроводящую с вод​ной основой.
При использовании материалов ГИС, получен​ных после замены ПЖ, необходимо обращать вни​мание на то, как проводилась замена ПЖ и какие операции проводились в скважине в промежутке вре​мени между окончанием замены ПЖ и выполнени​ем ГИС (проработка, расширение ствола и т.п.). При спокойной (без проработки и расширения ствола) смене ПЖ битумная корка против коллекторов на стенках скважины может сохраниться. Выполнение ГИС сразу же после такой замены не даст ожидае​мого эффекта. Мало того, будут искажены (завыше​ны и "изрезаны") показания микрометодов с при​жимными башмаками (МК, БМК), занижены амп​литуды ПС против продуктивных пластов. Так, опыт работ на Туймазинском месторождении показал, что после удаления битумной корки амплитуда ПС про​тив нефтенасыщенных песчаников возрастала в 1,5 -2 раза, а против водонасыщенных не изменялась [20]. Поэтому ГИС после замены ПЖ целесообразно про​водить дважды - сразу после замены, а затем после снятия битумной корки, что наилучшим образом до​стигается путем расширения ствола скважины после замены ПЖ.
Полученные таким образом данные ГИС в со​четании с данными, полученными при заполнении ствола скважины ПЖ на нефтяной основе, весьма эффективны для выделения коллекторов в разрезах скважин, бурящихся с применением ПЖ на нефтя​ной основе. Кроме того, что особенно важно, эти данные вместе с результатами исследования керна (в скважинах на безводных ПЖ обычно реализует​ся сплошной отбор керна) являются надежной ос​новой для обоснования количественных критериев выделения коллекторов, определения положения контактов между флюидами, обоснования методик определения К1Г и оценки достоверности определя​емых по данным ГИС величин Кн,.

3.2.8. Выделение коллекторов по повторным замерам ПС при цементных заливках
В основе способа лежит обнаружение интервалов смещения кривой ПС на повторных замерах после цементных заливок.
Чаще всего цементные заливки назначают для изоляции проницаемых трещиновато-кавернозных пород, интенсивно поглощающих ПЖ, и глинистых интервалов, склонных к размывам и обвалообразо-ваниям. В интервалах заливок цемент внедряется в породы с высокими коллекторскими свойствами, прежде всего в кавернозно-трещинные, трещинные и закарстованные, образуя в них зоны кольматации пород цементными частицами. В интервалах с уве​личенными диаметрами на стенках скважины обра​зуется непроницаемая цементная корка ("цементный стакан").
Выделению коллекторов способствует одна важ​ная особенность цементного камня - его аномально низкая электрохимическая активность. Поэтому внедрение цемента в проницаемые породы, образо​вание цементной корки или заполнение цементом каверн в стволе скважины вызывают смещение кри​вой ПС в область отрицательных значений. Сме​щение тем значительнее, чем больше цемента при​сутствует на данном участке скважины. Фактичес​ки на кривых ПС величина смещения изменяется от -5 до -75 мВ при наиболее часто встречающихся зна​чениях в 10 - 20 мВ при рс > 0,5 Ом-м [13]. Сдвиг в область отрицательных значений увеличивается с ростом числа трещин и каверн, однако четкой свя​зи между величиной сдвига и вторичной пористос​тью не установлено. В гранулярных породах кри​вые ПС не изменяются, так как глубина проникно​вения глинистых и цементных частиц в межзерно​вые поры незначительна, вследствие чего за незна​чительной по глубине зоной кольматации находят​ся только фильтрат ПЖ и невытесненные пласто​вые флюиды.
Искажения кривых ПС, вызванные внедрени​ем цемента в породы, позволяют установить ин​тервалы залегания высокопроницаемых трещин-но-каверновых коллекторов. Лучшие результаты получают по кривым повторных замеров ПС, вы​полненных на ПЖ с рг > 0,5 Ом'м до цементной заливки и после разбуривания мостов. При высо​кой минерализации ПЖ (кривая ПС слабо диффе​ренцирована), при неоднородном сопротивлении ПЖ по стволу скважины и при изменяющемся по разрезу сопротивлении пластовых вод выделение трещиновато-кавернозных пород с проникшим в них цементом по повторным замерам ПС затруд​нено или невозможно.
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ПО ПОДСЧЕТУ ГЕОЛОГИЧЕСКИХ ЗАПАСОВ НЕФТИ И ГАЗА ОБЪЕМНЫМ МЕТОДОМ
3.2.9.
Выделение коллекторов по данным ГИС,
выполняемых в обсаженных скважинах
В скважинах, обсаженных стальной колонной, выделение коллекторов возможно по повторным из​мерениям стационарными (НГК, ННК) и импульс​ными (ИННК) видами нейтронного каротажа. В скважинах с обсадкой продуктивного интервала не​металлической стекловолоконнои колонной необхо​димо выполнение более полного комплекса ГИС, включающего, помимо НК, также АК, ДК, ИК. Вы​деление коллекторов основано на фиксации при вре​менных измерениях названными методами измене​ний соответствующих параметров прискважинной части пласта (водородо- и хлоросодержания, водо-насыщенности, удельного сопротивления) в процес​се расформирования зоны проникновения, что ана​логично временным измерениям в открытом стволе при формировании зоны проникновения.
Временные исследования в обсаженных скважи​нах в большинстве районов проводят с целью оцен​ки характера насыщенности коллекторов, выделен​ных по данным ГИС до спуска колонны, определе​ния положения газожидкостных контактов и конт​роля за перемещением водонефтяных и газожидкос​тных контактов в ходе разработки нефтяных и газо​вых месторождений.
3.2.10.
Использование данных ГТИ
для выделения коллекторов
Среди многочисленных параметров, регистриру​емых непосредственно или вычисляемых при прове​дении ГТИ, наиболее информативными для выделе​ния коллекторов являются механическая скорость бу​рения, расход и объем ПЖ, газонасыщенность ПЖ углеводородными газами, компонентный состав уг​леводородных газов, люминесценция и пористость шлама и керна.
При вскрытии коллектора происходит резкое из​менение механической скорости бурения (обычно в сторону увеличения) и наблюдаются поглощение ПЖ или приток в скважину пластового флюида.
Песчано-глинистые коллекторы, залегающие на относительно небольшой глубине (до 2,5 - 3 км), практически всегда уверенно выделяются по скоро​сти бурения. Для них характерны незначительные поглощения ПЖ с быстрым снижением интенсивно​сти поглощения. При вскрытии коллектора очень часто отмечается снижение давления в нагнетатель​ной линии.
Аналогичная картина наблюдается в карбонат​ных коллекторах порового типа. Вскрытие кавер-новых, порово-каверново-трещинных коллекторов часто сопровождается провалами бурового инстру​мента, ростом скорости бурения (в 2 - 4 раза и бо-

лее), значительным поглощением ПЖ с его медлен​ным затуханием. В коллекторах порово-трещинно-го и трещинно-порового типов скорость проходки возрастает обычно в 1,5 - 2 раза по отношению к покрывающим породам, а характер поглощения ПЖ в значительной степени определяется интенсив​ностью трещиноватости и раскрытостью трещин. При значительной трещиноватости спад интенсив​ности поглощения ПЖ происходит медленно, при микротрещиноватости процесс поглощения - быст-розатухающий.
Глубокозалегающие терригенные и карбонат​ные коллекторы по результатам интерпретации ди​аграмм механического каротажа выделяются не всегда, так как для них обычно характерны низ​кие значения пористости. Применение расходомет-рии как наиболее информативного метода для оп​ределения момента вскрытия глубокозалегающих коллекторов сложного строения обусловлено ха​рактером фильтрации ПЖ при вскрытии коллек​торов трещинного или трещинно-кавернового типа и вскрытием глубокозалегающих отложений с большими репрессиями на пласт. При вскрытии коллектора наблюдается поглощение ПЖ с интен​сивностью, сравнительно медленно убывающей во времени. Практическая несжимаемость ПЖ позво​ляет по времени начала поглощения уверенно оп​ределять глубину вскрытия кровли коллектора. По кривой изменения давления ПЖ на входе в сква​жину определение момента вскрытия коллектора затруднено вследствие высокого уровня помех, обусловленных целым рядом причин (изменение фи​зико-химических свойств ПЖ, изменение гидравли​ческого сопротивления в затрубном пространстве в результате обвалов, сальникообразования и т.д.).
Повышение газопоказаний, соответствующее с учетом времени отставания моменту вскрытия кол​лектора, является дополнительным важным призна​ком коллектора.
Изучение шлама существенно повышает досто​верность выделения коллекторов. При этом реша​ющее значение имеют данные люминесцентно-би-туминологического анализа ЛБА, оценки пористо​сти, плотности и литологии пород. В сложных слу​чаях достоверность выделения коллекторов может быть повышена за счет проведения исследований дополнительными методами: газометрией шлама, анализами окислительно-восстановительного по​тенциала (ОВП) пород, ЯМР-анализами, ИК-спект-рометрией, фотокалориметрией и др.
Диагностика наличия коллектора в том или ином интервале разреза по данным обязательных методов ГТИ проводится с использованием интер​претационного кода (см. табл. 3.1).
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Таблица 3.1
	Изменение значения Наименование                 параметра, баллы
Мбр                                                                              
 1 
 1 
 1 

п/п                параметра                нет   ела- сред- силь-бое    нее     ное
1     Механическая                          01         23 скорость бурения
2     Изменение расхода                01         23 или объема ПЖ
3     Газосодержание ПЖ              01         23 4    Люминисценция шлама         01         23 5     Пористость пород                  01         23 


При сумме баллов (0 - 3) - объект неперспектив​ный в отношении наличия коллектора; (4 - 6) - не​возможность выдачи по имеющейся информации заключения о наличии коллектора; (7 - 10) - веро​ятный коллектор; (10 -14) - коллектор;(13 -15) - кол​лектор с высокими емкостными свойствами.
Изложенные критерии выделения коллекторов по существу являются качественными, рекомендован​ными в практике ГТИ достаточно давно.
В то же время разработан целый ряд количествен​ных, в том числе и петрофизически обоснованных, критериев выделения коллектора, которые с успехом могут применяться как в терригенном, так и в карбо​натном разрезах [17,18]. Такими критериями являют​ся комплексные параметры буримости горных пород, учитывающие (в отличие от механической скорости бурения) многие или практически все влияющие фак​торы. Для практического использования рекоменду​ются следующие комплексные параметры буримости:
· относительный коэффициент буримости К^0, оп​
ределяемый с начала рейса;

· "буровая" пористость K6,j,, определяемая по
*L;
•
удельная энергоемкость горных пород Е д;
•
"буровая" пористость К %   , определяемая по£' д.
Относительный коэффициент буримости К'6о оп​
ределяется как отношение скорости бурения интер​
вала проходки, равного 1,0 или 0,4 м, к текущей ос-
редненной скорости бурения с начала долбления
(рейса) с учетом характера износа того или иного
типа долота. Диапазон изменения К'ба от 0,1 до 10.
Граничные значения К'6д для уверенного выделения
коллектора определяются из опыта работы в конк​
ретном районе. Например, для терригенного разре​
за неокомских отложений Западной Сибири коллек​
торы уверенно выделяются при значении К'бо > 1,5.
Понятие "буровая" пористость было предложе​но западными специалистами в 70-х годах, когда было начато определение свойств горных пород по

технологическим параметрам непосредственно в процессе бурения. "Буровая" пористость не может заменить пористость, определяемую по керну и дан​ным ГИС, поэтому ее использование носит оценоч​ных характер. Зависимость "буровой" пористости от относительного коэффициента буримости выража​ется уравнением Kfl(1) = Л^К'^, где А - граничное значение пористости для коллекторов конкретного разреза. Диапазон изменения Кбп(1) от 4 до 40%. Для условий, например, Кпг = 12% и К'бог =1,5 гра​ничное значение К6п„, будет равно 14,7%.
Методика определения удельной энергоемкости горных пород (методика энергокаротажа) достаточ​но подробно изложена в работах [17,18]. По величи​не удельной энергоемкости Е д (кВт-ч/м3) горные по​роды разбиты на десять классов, причем каждый пос​ледующий класс характеризуется удвоением значе​ний Е ,й предыдущего. Для первого класса Е ,д< 15,6, для второго 15,6 - 31,2, для третьего 31,2 - 62,5, для четвертого 62,5 - 125, для пятого 125 - 250, для шес​того 250 - 500, для седьмого 500 -1000, для восьмого 1000 - 2000, для девятого 2000 - 4000, для десятого
Е д > 4000 кВт-ч/м3. При прочих равных условиях для пород-коллекторов величины Evd меньше, чем для пород-неколлекторов. Например, разрезы неф​тегазовых месторождений Западной Сибири сложе​ны породами II-VIII классов, коллекторам соответ​ствуют породы II-IV классов удельной энергоемкос​ти. Пример непрерывного определения Е ,д по одной из скважин Западной Сибири приведен на рис. 3.5. Связь между "буровой" пористостью и опреде​ляемой по данным ГТИ удельной энергоемкостью горных пород Е ,д описывается уравнением:
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где Кпта^ - максимальная пористость, принимаемая равной 40%; Е д тах - максимальное значение удель​ной энергоемкости в изучаемом интервале разреза (в примере на рис. 3.5 Е ,дтаг = 250 кВт-ч/м3 на уров​не глин); п - показатель степени (для условий За​падной Сибири и = 2 до глубины 1000 м, 2,5 - в ин​тервале 1000 - 1600 м и 3 - для глубин более 1600 м). Граничные значения Кбп(2>, используемые для выде​ления коллекторов, определяются из опыта работы в конкретном районе.
3.3. ВЫДЕЛЕНИЕ КОЛЛЕКТОРОВ
ПО КОЛИЧЕСТВЕННЫМ КРИТЕРИЯМ
Как уже отмечалось, наиболее надежно выделение коллекторов реализуется с использованием прямых качественных признаков. При отсутствии информа​ции для этого выделение коллекторов реализуется на статистическом уровне с использованием количе​ственных критериев коллектора. Основными причи​нами отсутствия информации для выделения коллек​торов по прямым признакам являются следующие:
· отсутствие в выполненном комплексе ГИС ди​
аграмм методов, по которым устанавливается
проникновение фильтрата ПЖ в пласт (МК, ка​
верномер, БК+БМК, многозондовые БК, ИК,
ВИКИЗ и др.); в абсолютном большинстве ре​
гионов в эксплуатационных скважинах эти ди​
аграммы не записывают;
· плохое качество диаграмм вышеназванных ме​
тодов;
· бурение скважин на токонепроводящих, малофиль​
трующихся или высокоминерализованных ПЖ;
· бурение скважин на равновесии.
Выделение коллекторов с использованием коли​чественных критериев основано на следующих пред​посылках:
1) в исследуемом разрезе породы-коллекторы от​личаются от вмещающих пород-неколлекторов зна​чениями фильтрационно-емкостных свойств, а, сле-

довательно, и значениями геофизических характе​ристик, отражающих эти свойства;
2) граница между коллекторами и неколлекто​рами на статистическом уровне характеризуется граничными значениями фильтрационно-емкост​ных (проницаемость К' , пористость Кп , , глини​стость Кг7 , относительная глинистость г),? г и др.) или геофизических (относительная амплитуда ада г , интервальное время Д/ объемная плотность аг , двойной разностный параметр Д/ , Д-/„и„ , Д-^г и др.) характеристик.
Выделение коллекторов проводят сравнением из​меренных значений фильтрационно-емкостных или геофизических характеристик с найденными гранич​ными значениями.
Граничное значение каждого параметра опреде​ляют раздельно для коллекторов с различной насы​щенностью (газ, нефть, вода).
Количественные критерии коллектора могут быть найдены для любой фильтрационно-емкостной или геофизической характеристики породы, однако чаще всего устанавливают граничное значение пористос​ти Кп , как параметра, оценка которого по данным исследования керна и ГИС выполняется достаточно надежно и в массовом масштабе. Для Западной Си​бири в качестве такого параметра часто выбирают относительную амплитуду ПС ада.
Количественные критерии, определяющие на ста​тистическом уровне границу "коллектор-неколлек-тор", устанавливаются двумя принципиально раз​личными способами - статистическими, определя​ющими количественный критерий по результатам статистической обработки данных непосредственно​го разделения пластов в разрезе базовой скважины (или нескольких скважин) на коллекторы и некол​лекторы, и корреляционными с оценкой численных значений количественных критериев из данных со​поставления различных фильтрационно-емкостных и геофизических характеристик пород.
3.3.1. Статистические способы
Суть статистических способов обоснования ко​личественных критериев заключается в разделении разреза базовой скважины (базового интервала) на проницаемые и непроницаемые пласты по прямым качественным признакам или результатам опробо​ваний (испытаний) с последующим определением численного значения количественного критерия по результатам статистической обработки полученных данных. Перечень прямых качественных признаков и методика их установления в разрезах скважин при​ведены в предыдущем разделе.
Статистическая обработка полученной инфор​мации реализуется путем построения интегральных
ВЫДЕЛЕНИЕ КОЛЛЕКТОРОВ
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распределений (куммулят) пористости Кп по ГИС или какого-либо геофизического параметра (&.пс, А/,„, А/ и др.) для двух подвыборок - коллекторов и не​коллекторов. Распределения рекомендуется накап​ливать по количеству пластов (рис. 3.6) или по про​центам от общего количества пластов раздельно по 2-м подвыборкам - для коллекторов и неколлекто​ров. Возможно применение и более простого вари​анта построений - рис. 3.7.
При использовании в качестве основного крите​рия прямых качественных признаков коллектора для построения куммулят используют материалы ГИС по всем скважинам, в которых существовали реаль​ные предпосылки для выделения коллекторов по пря​мым признакам. Обычно это скважины, пробурен​ные на месторождении на глинистой ПЖ с водной, чаще всего пресной основой, а также скважины, в которых выполнены исследования по специальным методикам, направленным на выделение коллекто​ров. Полученные граничные значения используют​ся для выделения коллекторов в другой части сква​жин, пробуренных на безводной, малофильтрующей​ся, иногда на высокоминерализованной промывоч​ных жидкостях, не обеспечивающих существование прямых признаков проникновения, а также в случа​ях отсутствия информации для выделения коллекто​ров по прямым признакам.

При использовании в качестве основного крите​рия результатов испытаний пластов граничные зна​чения выбранных параметров (Кп, Д/, апс и др.) по​лучают по точкам пересечения интегральных функ​ций распределения усредненных значений этих па​раметров (например, пористости) для объектов, дав​ших притоки и бесприточных. Некоторые авторы строят указанные распределения, откладывая по оси ординат количество объектов для выборок с при​точными и бесприточными пластами [3], то же в про​центах от числа объектов в каждой выборке [13] или от общего числа объектов, эффективные толщины пластов в процентах [25]. При этом получают су​щественно различные значения граничных пара​метров с использованием одних и тех же выборок.
В связи с изложенным статистическую обработ​ку результатов испытаний пластов для оценки ко​личественных критериев коллектора целесообразно проводить наиболее простым способом прямого со​поставления как на рис. 3.7.
Следует отметить, что количества испытанных интервалов в большинстве случаев бывает недо​статочно для формирования значимых по объему подвыборок. Кроме того, как правило, при испы​тании одним объектом нескольких неоднородных по ГИС прослоев приток относят к прослою с луч​шими фильтрационно-емкостными свойствами, не устанавливая реально отдающие интервалы сред​ствами геофизического сопровождения испыта​ний. С другой стороны, причиной частого несоот​ветствия оценок граничных значений по испыта​ниям пластов и по другим методам является то, что объекты с небольшими дебитами и низкими кол-лекторскими свойствами относят к бесприточным, хотя в скважине не были выполнены работы по ин​тенсификации притоков.
Вариантом оценки граничных значений с ис​пользованием результатов испытаний является со​поставление значений усредненных для интервала испытанных пластов Кп либо геофизических харак​теристик с коэффициентом удельной продуктивно​сти пород г\прод(\род = Q/Др • Нф где Q - дебит, по​лученный при испытании скважины, Др - депрес​сия, при которой выполнялось испытание, h, - эф​фективная толщина испытанного интервала)* -рис. 3.8. Величина Кп или выбранной геофизичес​кой характеристики в точке, вторая координата которой г\п од = 0, определяет искомое граничное значение. Граничные значения находят отдельно для интервалов с различной насыщенностью (газ, нефть, вода). Способ применим также при отсут-
где
* Для газонасыщенных пластов r\npm> = Q/(p2n, - P'CK)h^, p^vtptitii — пластовое давление и давление в скважине.
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ствии пластов, не давших притоков пластовых флю​идов. Недостатком способа является отсутствие, обычно, точек на графике, соответствующих низ​копроницаемым пластам, в связи с чем дальняя эк​страполяция графика н а ось ординат снижает на​дежность оценки граничных значений пористости или других параметров.
Важно отметить, что пласты с минимальными, но превышающими граничные ФЕС, не могут и не дол​жны обеспечивать рентабельные дебиты при разра​ботке. В массивных и пластово-массивных залежах, разрабатываемых или предназначенных для разра​ботки в естественном режиме, прослои с небольши​ми дебитами могут вовлекаться в разработку в ре​зультате вертикальных перетоков и дренажа через вмещающие высокопроницаемые пласты. Подтвер​ждения этому получены на разрабатываемых место​рождениях в скважинах, пробуренных на участках, на которых текущее пластовое давление изменилось по сравнению с первоначальным более, чем на 10%. С помощью аппаратуры ГДК на Медвежьем газо-конденсатном месторождении (скв.'438 и др.) в про​слоях алевролитов, исключенных из эффективных толщин, измерены те же значения пластовых дав​лений, что и в коллекторах с высокими ФЕС.
Необходимо указать, что, хотя "самой прямой" информацией о наличии коллекторов в разрезе яв​ляются результаты испытаний пластов, надежно обо​сновать численные значения количественных крите-

риев коллектора по этой информации часто бывает затруднительно.
В большей степени реальному распределению в разрезе коллекторов и неколлекторов соответству​ют результаты статистического анализа результа​тов испытаний пластов приборами на каротажном кабеле.
Обоснование количественных критериев коллек​тора статистическими способами всегда предпочти​тельнее других, т.к. они базируются на статистичес​кой обработке прямой информации о наличии кол​лекторов, причем эту информацию получают в ре​зультате реальных скважинных, а не модельных из​мерений.
При использовании статистического способа обоснования граничных значений фильтрационно-емкостных или геофизических параметров обычно реализуется разделение выборки на два класса по одному из этих параметров. Для выделения коллек​торов ачимовской толщи Западной Сибири пред​ложена методика комплексной интерпретации с ис-
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пользованием двух параметров - ГК и НКТ [19]. По результатам статистической обработки данных ГДК (рис. 3.9,а) и прямых качественных признаков БК-МБК (рис. 3.9,6) проницаемые интервалы (пла​сты-коллекторы) выделяются в одной и той же зоне показаний ГК и НКТ, что свидетельствует о высо​кой эффективности методики.
3.3.2. Корреляционные способы
При обосновании количественного критерия "коллектор-неколлектор" корреляционным спосо​бом используется, в основном, петрофизическая ин​формация. Для этих целей выполняются следующие построения.
1. Сопоставление общей пористости Кп и эффек​тивной Кп зф (для газовых залежей) или динамичес​кой К д (для нефтяных залежей) пористости, где К„,зф = Кп(\ - KJ, Кпдин = К„(1- Кво - KJ, Кт - оста-точная (неснижаемая) водонасыщенность, Кт - ос​таточная нефтенасыщенность.
В данном случае под величиной Кт понимают со​держание остаточной нефти, неизвлекаемой из по​роды при заводнении. Значения Кна находят по ре​зультатам лабораторного моделирования процессов вытеснения нефти водой или прямым определением экстракционным методом на герметизированных об​разцах керна, отобранного на ПЖ с водной основой.
Очевидно, что выполнение условия/<Гп , (Кп дин) > О свидетельствует о наличии в породе эффективного пустотного пространства, которое может быть заня​то нефтью или газом. Граничные значения Кп и

КпР,гр> отвечающие условию Кпэф (Кп дин) = О, устанав​ливают по корреляционным графикам между Кп и
кп,эф (Кп,ди,)> КпР и Кп,эФ (Кп.ди>) РЗ]- Пример подобных построений приведен на рис. 3.10. Фактически опи​санный подход равноценен отысканию на графиках кп - к«0 и КпР - к«о значений Кп и Кпр, для которых Кт становится меньше 1(или 1 - К^.
2.
Сопоставление пористости Кп и эффективной
проницаемости Кп э., где К   3, - проницаемость при
наличии в пустотном пространстве исследуемого
образца остаточной (неснижаемой) водонасыщен-
ности.
По физическому смыслу величина пористости, сот ответствующая нулевому значению эффективной проницаемости, является граничной. Эта величина на статистическом уровне делит пласты на прони​цаемые и непроницаемые. Значения Л"п; з, находят по результатам лабораторного моделирования процес​сов фильтрации через образцы пород газа или не​фти в присутствии остаточной воды. Принцип опре​деления ясен из рис. 3.11.
Преимуществом данного способа по сравнению с первым является использование в качестве зна​чимой фильтрационной, а не емкостной характе​ристики коллектора.
3.
Установление наличия либо отсутствия про​
никновения фильтрата ПЖ в пласты, которые оп​
ределяются по результатам специальных исследова​
ний керна. При этом оценивается превышение из​
меренных значений текущей водонасыщеннОсти
(Кв) над остаточной водонасыщенностью (Кво). Воз-
[image: image13.png]]
] E
A
I
. T
1
174 I
1
o K, T 1.
14 Knpap 16 18 20 22 2 26
K, %
1.0 i 1a
T
0
D
02 4
P ey 5
o
0,172 1 10 100 1000
K,y w1

Puc. 3.11. Conocmasnenue omnocumenshoii 3gppexmus-
Hoil nponuyaemocmu (K, ""‘;&) ¢ nopucmocmwio K, (esep-
Xy) u abconomnoii nponuyaemocmoio I( (8Hu3y. )




[image: image14.png]Koag, %

20
15
®
10
5
0 T
0 5 10 15 20 25
Konzp K, %

Puc. 3.10. Conocmasnenue s¢pexmusnoii nopucmocmu
K ¢ € Nopucmocmbio K,

n,




[image: image15.png]100 A
]
80 +
X 60
; !
X0 f e
X T = |
20
[
0 l
0,01 0.1 1 10 100 1000
K, w1

Puc. 3.12. Conocmasnenue ocmamouno K,, u mexyweti
K, 600onacsiyentocmu ¢ nporuyaemocmyio I(nl,, Jayne-
mabadckoe mecmopocoenue

60

,+ { K,
50 1 T ]
° I
S0 B ya =i
g s :
gzo d
2id.
i T Il e ~
0 =
(S S S AT S [y L Wy i L 1) 1)
K, %

Puc. 3.13. Conocmasnerue npupayeruti 6000HaCbIYEHHO-
cmu AK, u neghmenacouyennocmu AK, napuvix ckeasicurt ¢
nopucmocmeio K, Open6ypeckoe mecmopodicdenue




можны два варианта реализации определении, от​личающихся способами измерения Кв и Кт [25]. В одном из них Кв измеряется прямым дистилляцион-но-экстракционным способом на предварительно герметизированных на скважине образцах пород, отобранных из продуктивных пластов на водной ПЖ, а Кео - на тех же образцах капилляриметри-ческим способом. Поскольку подвижная вода мог​ла проникнуть только в проницаемые породы, то к коллекторам относят образцы, для которых (Кв -Кво) > 0. Абсцисса точки (Кв - Кво) = 0 определяет нижнее граничное значение проницаемости коллек​торов (рис. 3.12).
Во втором варианте сопоставляются величины водо- и нефтенасыщенности, определенные прямым дистилляционно-экстракционным способом на об​разцах пород, отобранных из продуктивных кол​лекторов в соседних скважинах, которые пробуре​ны на ПЖ с водной и нефтяной основой. Прираще​ние А/Св или &Кн, установленное для коррелируемых пластов в двух скважинах, свидетельствует о нали​чии проникновения водного или углеводородного

фильтрата ПЖ в пласт, т.е. о том, что этот пласт является коллектором. Приведенное на рис. 3.13 со​поставление по 3-м парам базовых скважин, про​буренных на Оренбургском месторождении на вод​ной и углеводородной ПЖ, свидетельствует о том, что коллекторы присутствуют практически во всем диапазоне изменения пористости.
4. Анализ результатов измерения минерализации
воды в поровом пространстве образцов керна [24].
Вследствие проникновения в поры коллектора филь​
трата ПЖ, обладающего иной по сравнению с плас​
товой водой минерализацией, текущая минерализа​
ция воды в порах будет различной в породах-кол​
лекторах и неколлекторах. При разбуривании раз​
резов на пресной (по сравнению с пластовой водой)
ПЖ минерализация воды в коллекторах будет мень​
шей, чем в неколлекторах (рис. 3.14); при разбури​
вании на минерализованной ПЖ - наоборот.
5. Сопоставление относительной глинистости
Г]гл = Кгч 1(Кг1 + Кп) с К   или Кп. На этом сопостав​
лении (рис. 3.15) линии постоянных значений Г]г7
делят совокупность точек для пород в разрезе на
коллекторы и неколлекторы, а область, соответ​
ствующую коллекторам, - на подобласти (классы)
существования пород с различными коллекторски-
ми свойствами.
Значения Г]гт г изменяются от района к району и от степени метаморфизма пород. Для молодых (кай​нозойских) терригенных продуктивных отложений со значительным содержанием монтмориллонито-вого цемента Г|г7, составляет 0,3 - 0,4 (Северный Кавказ); для большей части продуктивных отложе​ний мезозоя и верхнего палеозоя Волго-Уральской провинции, Западной Сибири, Мангышлака оно равно 0,4 - 0,5 при глубине залегания коллекторов до 4000 м; для глубоко залегающих (более 4000 м) пород палеозоя и мезозоя Днепровско-Донецкой
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впадины (ДДВ), Северного Кавказа и Прикаспия г)., достигает 0,5 - 0,6 [2].
о. Сопоставление относительной глинистости ^гл с относительной амплитудой кривой собствен​ной поляризации пород (осп(7), определяемой как апс = &.UncIEs, где Д£/лс - амплитуда ПС в интерпре​тируемом пласте, Es - максимальная амплитуда ПС в исследуемом интервале разреза против наиболее чистых неглинистых песчаников.
Конкретный вид зависимости между Г]Л7 и апс не​сколько различается для разных районов (рис. 3.16). Для разрезов Волго-Уральской провинции, ДДВ, Мангышлака с высокой минерализацией пластовых вод (Св > 100 - 150 г/см3) и незначительной актив​ностью глинистого каолинитово-гидрослюдистого цемента зависимость выполаживается в области не​больших значений г\^ и становится более крутой в области неколлекторов. С уменьшением минерали​зации пластовых вод (большинство нефтегазовых месторождений Западной Сибири) и ростом актив​ности глин зависимость спрямляется, имея пример​но одинаковый наклон во всем диапазоне измене​ния г\^. При дальнейшем снижении минерализации вод и повышении активности глинистого материа-
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ла (нефтяные месторождения о. Сахалин, ачимовс-кая толща Большого Уренгоя) зависимость ада и ц^ становится вогнутой с ростом крутизны в области коллекторов.
В среднем для коллекторов с рассеянной глинис​тостью характерны значения осп = 0,4 - 0,5; для слоистых глинистых коллекторов - 0,2 - 0,3. При рав​ных условиях сс„ несколько ниже для газоносных отложений чем нефтеносных. Конкретные значения апсг для изУчаемых отложений находят, пользуясь способами определения граничных значений геофи​зических характеристик по корреляционным зависи​мостям между апс, К , Кп, К^ и результатами испы​таний пластов.
1. Сопоставление общей пористости, определен​ной по комплексу НГК-АК, с пористостью по БК (объемная водонасыщенность, равная произведению Кп Кв). Методика предложена В.И. Лузиным для вы​деления порово-трещинно-каверновых карбонатных коллекторов нижнего девона Западно-Лекейягинс-кого месторождения (Ненецкий автономный округ Архангельской области). Эта методика была рас​смотрена на экспертно-техническом совете ГКЗ МПР России и рекомендована для использования при под​счете запасов. К коллекторам относятся интервалы, гдеКпнгк+ак-КпКв> 3%. Граничное значение приве-
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денной разности (3%) принято как произведение средних для рассматриваемых коллекторов величин пористости (Кп - 8%) и остаточной нефтенасыщен-ности (Кнас = 36%). Таким образом, в качестве эф​фективных толщин выделяются интервалы разреза, содержащие подвижную нефть.
К сожалению, точно такие же коллекторы, как в нефтенасыщенной по испытаниям части разреза, выделяются в его водонасыщенной части. Авторы методики объясняют эту ситуацию повышающим проникновением фильтрата ПЖ в пласт. В связи с изложенным оценка характера насыщенности по стандартному комплексу ГИС не реализуется и по​ложение ВНК определяется только по данным испы​таний. Пример выделения и оценки коллекторов по описанной схеме приведен на рис. 3.17.
Существуют и другие способы обоснования ко​личественных критериев коллектора, основанные на установлении наличия эффективного пустотно-

го пространства в породе или эффективной прони​цаемости.
3.3.3. Особенности выделения коллекторов
с использованием количественных критериев [23]
Выделение коллекторов с использованием коли​чественных критериев носит статистический, а не детерминистский, как при использовании качествен​ных признаков, характер. Однако, если определение граничных значений выполнено методически верно на надежной петрофизической основе, то результа​ты выделения являются статистически надежными. Суммарная по достаточно большой выборке эффек​тивная толщина определяется без смещения, хотя очевидно, что при использовании граничных значе​ний для отдельных пластопересечений возможны ошибки обоих знаков.
Рассматривая способы обоснования количествен​ных критериев коллектора, нельзя не отметить час-
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то встречающуюся ошибку в обосновании эффектив​ных толщин с использованием не одного, а несколь​ких количественных параметров или одновременно​го использования прямых признаков и количествен​ного критерия (например, Кп ). Действительно, по​лучив каким-либо способом граничное значение па​раметра, можно, используя различные зависимости, найти соответствующие ему граничные значения и других параметров. Очевидно, что если граничное значение какого-либо параметра получено на стати​стическом уровне с разделением обучающей выбор​ки на проницаемые и непроницаемые пласты (образ​цы), одновременное использование в качестве гра​ничных двух или более параметров непременно при​ведет к искусственному занижению эффективных толщин. Точно так же нельзя, выделив эффективные толщины в какой-либо скважине (интервале) по ко​личественному критерию, исключать из них затем пласты из-за отсутствия против них прямых призна​ков коллектора.
Для обоснования изложенных положений при​ведем следующие доводы. Пусть граничное значе​ние пористости Кп г , равное, например, 6%, полу​чено по результатам статистической обработки дан​ных выделения коллекторов по прямым качествен​ным признакам. При этом, естественно, суммарная эффективная толщина коллекторов, выделенная по Кп соответствует реальному соотношению в раз​резе проницаемых и непроницаемых интервалов. Построим для изучаемой части разреза попласто-вое сопоставление пористости и проницаемости (рис. 3.18). Суммарная эффективная толщина кол​лекторов, как следует из вышеизложенного, состоит из пластов, лежащих на графике выше линии 1 -1, для которых выполняется условие Кп > Кп .
Кроме этого из сопоставления следует, что гра​ничному значению пористости формально соответ​ствует граничная проницаемость К = 0,07 мД.

Пусть для пластов изучаемого разреза кроме пори​стости определена и проницаемость (по данным ЭК, ГДК или по керну). Возникает желание повысить достоверность выделения коллекторов и кроме Кп г дополнительно использовать в качестве гранично​го и Кп . В этом случае из числа проницаемых не​минуемо будут исключены пласты, лежащие на гра​фике левее линии 2-2. Ясно, что в этом случае сум​марная эффективная толщина коллекторов будет искусственно занижена. Еще большее занижение возникнет при использовании еще одного количе​ственного критерия (например, при определении глинистости по ГИС и наличии петрофизической связи Кп - Кгд).
Несмотря на очевидность изложенных положе​ний, во многих отчетах по подсчету запасов допус​кается одновременное применение нескольких ко​личественных критериев. Еще чаще количественные критерии применяются вместе с качественными признаками, что также неверно.
Рассмотрим еще одну особенность выделения коллекторов с использованием количественных критериев. Пусть на одном из месторождений ко​личественный критерий (граничное значение пори​стости Кп ) был установлен по базовым скважи​нам, в которых геолого-технические условия про​ведения ГИС позволили выделить коллекторы тра​диционным способом по наличию глинистых ко​рок, связанных с проникновением фильтрата ПЖ в проницаемые пласты. Значение Кп определялось с использованием статистической обработки путем построения куммулят для двух подвыборок плас​тов: с наличием и отсутствием глинистых корок (рис. 3.19).
На рисунке видно, что статистической границе коллектора отвечает значение А" = 3,2%. Важно ука​зать, что суммарная эффективная толщина ~SLh^ при выделении коллекторов по прямым признакам и с ис-
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пользованием К     одинакова, так как на рис. 3.19 количество пластов-коллекторов сКп<Кп   (зона "а") равна количеству пластов-неколлекторов с Кп > Кп (зона "б").
Однако наиболее важно то, что средняя порис​тость пластов сКп> Кп будет больше средней пори​стости коллекторов, выделенных по прямым каче​ственным признакам. Естественно, что и величины Кнг при выделении коллекторов по количественному критерию будут искусственно завышены по сравне​нию с реальными.
При выделении коллекторов по количественным критериям при правильной оценке суммарной эф​фективной толщины изучаемого объекта ряд выде​ляемых в качестве коллекторов пластов собствен​но коллекторами не является, однако по толщине эти пласты компенсируются проницаемыми плас​тами с Кп < Кп Рассмотрим еще раз сопоставле​ние разрезов одной из скважин, в которой h3. было выделено по прямым качественным признакам и по количественному критерию (рис. 3.20). Для обоих вариантов выделения 2/гэ, практически равны, од​нако распределения в разрезе проницаемых интерва​лов существенно отличаются друг от друга.

В этом случае в процессе разведочных работ мо​гут быть допущены следующие ошибки, существен​но влияющие на результат.
· Истинная отметка кровли первого коллектора на
41 м ниже установленной по ГИС с использова​
нием количественного критерия Кпг . В резуль​
тате будет допущена ошибка в построении струк​
турной карты и подсчетного плана.
· При опробовании в колонне интервала 1313 -
1337 м приток пластового флюида не должен
быть получен из-за отсутствия в интервале пла​
стов-коллекторов. На этом основании будет сде​
лан ошибочный вывод о необходимости исклю​
чения из суммарной эффективной толщины вы​
деленных по данным ГИС пластов-коллекторов
и, как следствие, вывод о неадекватности алго​
ритма выделения проницаемых интервалов.
· При возможном опробовании интервала 1356 -
1386 м будет получен приток пластового флюи​
да, и тогда из-за отсутствия в интервале выделен​
ных пластов-коллекторов порового типа будет
сделан вывод о развитии в нем коллекторов, на​
пример, трещинного типа.
Таким образом, установлены следующие особен​ности методики обоснования подсчетных парамет​ров и в целом технологии проведения геологоразве​дочных работ при выделении коллекторов по коли​чественным критериям.
1). Поинтервальные испытания пластов в колон​не, выполняемые с целью подтверждения нефтегазо​носное™ участков разреза или площади изучаемой залежи, следует выполнять в скважинах, где эффек​тивные толщины выделены по прямым качествен​ным признакам. В скважинах, где эффективные тол​щины выделены по количественным критериям, ис​пытания целесообразно проводить в интервалах, ФЕС которых выше максимальных для пластов-не​коллекторов (с Кп > 7% на рис. 3.19).
2). Геологические построения, связанные с выде​лением и прослеживанием отдельных продуктивных пластов (профили, схемы опробования и т.п.), сле​дует проводить по скважинам, эффективные толщи​ны в которых выделяются по прямым качественным признакам.
3). Величины Кп и Кнг по данным ГИС следует определять по скважинам, эффективные толщины в которых выделяются по прямым качественным признакам. В скважинах, где h3, выделены по гра​ничным значениям ФЕС, возможна приближенная оценка Кп и Кнг при учете характера распределения в разрезе проницаемых и непроницаемых интер​валов.
4). Выделение коллекторов возможно с исполь​зованием только одного статистического критерия;
ВЫДЕЛЕНИЕ КОЛЛЕКТОРОВ
использование нескольких критериев, в том числе со​вместно с выделением по прямым качественным при​знакам, неправомочно.
Граничные значения основных параметров (К и Кп г ) изменяются в широких пределах. Для кар​бонатных газонасыщенных коллекторов К в большинстве случаев равно 0,2 - 1,0 мД, для нефте-насыщенных - 0,4 - 2,0 мД. Этим значениям соот​ветствуют граничные значения пористости, рав​ные 3 - 8% для газонасыщенных пород, 4 - 5% для нефтенасыщенных доломитов и 6 - 8% - для неф-тенасыщенных известняков [13]. Минимальные зна​чения К1г г наблюдаются для крупнопоровых рифо​вых коллекторов, максимальные - для тонкопоро-вых и тонкозернистых пород. Нельзя исключить и то, что низкие значения Кп могут частично объяс​няться определенной трещиноватостью карбонат​ных пород.
Для неглинистых газонасыщенных терригенных коллекторов Кп составляет 1-5 мД, для нефтена​сыщенных - 2 -10 мД. Соответствующие им гранич​ные значения пористости изменяются еще в боль​ших пределах: они тем меньше, чем древнее и ин​тенсивнее метаморфизованы породы. Так, для ниж​некембрийских песчаников Восточной Сибири Кп г равно 4 - 6% в газонасыщенных и 5 - 7% в нефтена​сыщенных интервалах. Для нефтенасыщенных де​вонских песчаников Урало-Поволжья Кп , состав​ляет 10 - 12%, а для песчаников нижнего карбона -15 - 17%. Для газоносных сеноманских песчаников Западной Сибири величина Кп равняется 20 - 27%, для более глубоко залегающих нефтенасыщенных ме​ловых песчаников и алевролитов она уменьшается до 14 - 18% и в юрских отложениях - до 11 - 13% [2].
3.4. РАЗДЕЛЕНИЕ КОЛЛЕКТОРОВ ПО СТРУКТУРЕ ПОРОВОГО ПРОСТРАНСТВА
Тип коллектора определяется на основе анализа всей имеющейся геолого-геофизической информации по изучаемому объекту или интервалу разреза.
По данным ГИС с достаточной степенью досто​верности возможно разделение коллекторов на три основных типа: поровый, порово-каверновый, тре​щинный. Более дробное уверенное разделение кол​лекторов по структуре порового пространства воз​можно по комплексу данных ГИС, ГТИ, петрофизи-ческих исследований и испытаний лишь в редких благоприятных случаях при наличии достаточной информации.
Паровые коллекторы обычно выделяются по на​личию прямых качественных признаков. По косвен​ным количественным критериям выделяют их толь​ко в скважинах, в которых по имеющимся материа-

лам ГИС невозможно надежно установить проник​новение ПЖ в пласты из-за технологических усло​вий бурения скважин или недостаточности выпол​ненных исследований. При этом пористости пластов превышают нижние граничные значения (Кп > Кп ). Петрофизическим признаком порового коллектора является наличие тесных корреляционных связей между фильтрационными и емкостными параметра​ми пород, а также между физическими свойствами и емкостными параметрами пород.
Порово-каверновые коллекторы не имеют устойчи​вых прямых качественных признаков и выделяются, как правило, с использованием косвенных количе​ственных критериев. Основные геофизические призна​ки: расхождение значений Кп, определенных по дан​ным РК (ПК, ГГКП) и по АК, на величину, превы​шающую погрешности определения этого парамет​ра (±2 - 3% от объема пород); как правило К£к > К^к; превышение общей пористости (по данным РК) над Кпг . Другие геофизические признаки (состояние стенки скважины, величина затухания продольных колебаний и др.) являются неустойчивыми и счита​ются вспомогательными. Для порово-кавернового типа коллекторов характерна меньшая теснота кор​реляционных связей между физическими параметра​ми пород и их фильтрационными и емкостными свой​ствами.
Трещинные коллекторы по геофизическим при​знакам характеризуются: повышенным затуханием продольных и поперечных акустических колебаний; повышенной интенсивностью волн Лэмба-Стоунли; неравномерным увеличением фактического диамет​ра скважины; наличием трещин на стенках ствола скважины, фиксируемым на диаграммах высокораз​решающих акустических и электрических сканеров; низкой общей пористостью пластов (меньше ниж​него граничного значения, установленного для кол​лекторов порового типа). Все перечисленные гео​физические признаки трещинного коллектора не яв​ляются обязательными. Обязательным считается факт установления проникновения фильтрата ПЖ или получения притока флюида при низкой (мень​шей граничного значения) общей пористости пород. Наличие трещиноватости в керне и повышенной за счет этого фактора его проницаемости еще не явля​ется критерием наличия в разрезе трещинных кол​лекторов. Трещинные коллекторы не имеют косвен​ных количественных критериев. Для них не харак​терны определенные значения Кп ; взаимосвязь между Кп и К отсутствует. При разбуривании ин​тервалов с трещинными коллекторами часто отме​чаются поглощение промывочной жидкости и уве​личение скорости бурения, фиксируемые на диаг​раммах ГТИ.
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3.5. ВЫДЕЛЕНИЕ И ОЦЕНКА
ФИЛЬТРАЦИОННО-ЕМКОСТНЫХ
ПАРАМЕТРОВ ТОНКОСЛОИСТЫХ
И ТРЕЩИННЫХ КОЛЛЕКТОРОВ
ПО ДАННЫМ ВЫСОКОРАЗРЕШАЮЩИХ
МЕТОДОВ ГИС
Использование обычных видов каротажа для изучения тонкослоистых разрезов с прослоями от нескольких десятков до первых сантиметров при​водит к пропуску проницаемых интервалов в пере​мычках между толстыми пластами-коллекторами и к завышению эффективных толщин за счет неучета тонких плотных или заглинизированных проплас-тков. Этот учет возможен при применении различ​ных моделей слоистого коллектора [3], однако при этом необходима достоверная информация о пара​метрах этих моделей, многие из которых достовер​но не оцениваются.
3.5.1. Выделение тонких пластов с использованием микросканеров
В последнее время при исследовании тонкосло​истых разрезов все шире начинают применяться электрические и акустические микросканеры, раз​работанные компанией Schlumberger [35]. При ис-

пользовании этих приборов возможно получение непрерывной картины поверхности пород стенки скважины. Так, электрический микросканер FMI охватывает практически весь периметр скважины и дает развертку поверхности ствола, аналогичную развертке поверхности керна. При этом возможно выделение отдельных деталей разреза размером от 0,5 см и более.
Высокие возможности выделения тонких пластов различной литологии по данным микросканера под​тверждаются непосредственным сопоставлением с фотографиями керна. В качестве примера рассмот​рим возможности выделения тонких элементов раз​реза в интервале общей толщиной 5 м по одному из месторождений шельфа острова Сахалина (рис. 3.21). Из анализа рисунка следует, что в разрезе по дан​ным FMI надежно выделяются:
· массивные продуктивные песчаники (темные
зоны на развертке FMI и светлые - на фотогра​
фиях керна);
· относительно выдержанные по толщине интерва​
лы неколлекторов, представленных плотными ар​
гиллитами (светлые зоны на развертке FMI и тем​
ные - на фотографиях керна);

· тонкие прослои коллекторов во вмещающих не​
проницаемых породах и наоборот.
Важно указать, что в данном примере измене​ние литологических характеристик разреза, уста​навливаемых по внешнему виду керна, подтверж​дается результатами определения основных ФЕС -пористости и проницаемости. В частности, пропла-сток толщиной в 10 см (2166,05 - 2166,15 м) при про​ницаемости в 500 мД очевидно должен быть отне​сен к коллекторам.
По результатам исследований высокоразрешаю​щими методами производится расчленение разреза на пропластки и создается попластовая модель. Дан​ные современных высокоразрешающих методов ГИС, как правило, представлены набором кривых. Например, картина, получаемая микросканером, со​стоит из более чем 100 кривых; запись наклономера состоит из 4 - 8 кривых в зависимости от модифика​ции прибора. Для разделения на пропластки ис​пользуется лишь одна кривая. Выбирается та кри​вая, которая характеризуется наилучшим каче​ством и коррелируется с данными стандартных ме​тодов ГИС, или рассчитывается новая кривая из ком​бинации исходных. Важно отметить, что разбивка на пласты базируется на относительных различиях между смежными пластами по двум возможным ал​горитмам - мин/макс значений или точки переги​ба (равенства нулю второй производной). Абсолют​ные значения свойств или природа контраста не су​щественны для алгоритма определения границ. В
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случае, если по кривым наклономера или микроска​нера обнаруживаются различия свойств смежных слоев, программа автоматически выделит границу. На рис. 3.22 показан пример создания слоистой модели на основании диаграммы микросканера с шагом дискретизации 3 см. Значения удельного со​противления, зарегистрированного его электродами нормированы по показаниям микробокового каро​тажа. Границы пропластков определяются на осно​ве кривой нормализованного удельного сопротивле​ния, зарегистрированного прижимным башмаком микросканера, SRES (слева), с помощью одного из двух алгоритмов (мин/макс амплитуды и точки пе​региба). Для уменьшения числа выделяемых пластов входные данные микросканера сглаживаются для удаления высокочастотного шума (< 3 см).
3.5.2. Оценка параметров тонких пластов
После выделения в разрезе пластов различной тол​щины необходима оценка их петрофизических харак​теристик по результатам ГИС. Результаты большин​ства методов ГИС, несмотря на достаточно большую

глубинность, в условиях тонкослоистого разреза или в одиночных тонких пластах не обеспечивают надеж​ного выделения и оценку геофизических параметров тонких прослоев коллекторов. С другой стороны, мик​рометоды - микрозонды, микробоковой, пластовый наклономер, а также электрический и акустический микросканеры обеспечивают выделение тонких про​пластков, однако из-за малой глубинности не позво​ляют оценить геофизические параметры коллекторов в незатронутой проникновением части пласта.
Для оценки петрофизических параметров просло​ев коллекторов тонкослоистых разрезов компанией Schlumberger разработана методика SHARP [36], в основу которой положен принцип последовательных итерационных конволюций геофизических парамет​ров геологической модели разреза.
Методика предусматривает комплексное исполь​зование результатов микрометодов с высокой раз​решающей способностью и методов ГИС, обладаю​щих достаточной глубинностью для оценки геофи​зических характеристик пород. По кривым микро​методов или по данным микросканеров проводится детальное расчленение разреза и строится морфоло​гическая модель разреза. Затем строится первое при​ближение геофизической модели тонкослоистого разреза. Геофизические параметры глинистых и плотных пропластков задаются по значениям в тол​стых пластах, залегающих по соседству с исследуе​мым интервалом. Геофизические параметры коллек​торов задаются на основании результатов интерпре​тации комплекса ГИС по стандартной методике и петрофизической модели. Затем с помощью специ​альных фильтров проводится конволюция парамет​ров геофизической модели разреза и получение рас​четных кривых отдельных методов ГИС, сравнение расчетных и зарегистрированных кривых, уточнение отдельных параметров модели разреза и повторная конволюция. Итерация повторяется до получения приемлемой невязки между расчетными и зарегист​рированными кривыми методов ГИС. Последова​тельность этапов работы по методике SHARP пред​ставлена в табл. 3.2.
Важно отметить, что для выделения тонких про​пластков используются не только данных микроска​нера, но и микробокового каротажа и микрозондов. При этом получаются вполне приемлемые и сопос- . тавимые оценки параметров тонких пропластков. В то же время наиболее тонкие пропластки (h < 5 см), выделяемые по микросканеру, по МБК не выделя​ются. Другими словами, методика SHARP позво​ляет проводить анализ тонкослоистого разреза с вертикальным разрешеним самого высокоразреша​ющего метода ГИС из комплекса, имеющегося в на​личии.
Таблица 3.2
	Этап                                      Действия
1        Создание первого приближения слоистой мо​дели среды. Установление границ пропластков по кривым ГИС высокого вертикального разре​шения (микросканер, акустический сканер, мик​робоковой каротаж, наклономер и т.п.).
2       Задание значений различных геофизических параметров в зависимости от комплекса ГИС по выделенным пластам. Первое интерактивное редактирование морфологической модели.
3       Выполнение одномерной свертки пластовой модели разреза со специальными фильтрами, определяющимися вертикальными геометричес​кими характеристиками для конкретного типа аппаратуры. Получение расчетных (реконстру​ированных, восстановленных) кривых отдельных методов.
4       Сравнение реконструированной и зарегистри​рованной кривых. Оценка сходимости по мини​муму среднеквадратичного отклонения.
5       Изменение принятых значений геофизических параметров по пластам для соответствующего метода ГИС в случае большой невязки. Повто​рение шагов 1-4 для данной кривой. Реализация процесса итераций до получения минимальной невязки.
6       Повторение процесса для всех методов комп​лекса ГИС. 


К основным ограничениям методики SHARP от​носятся следующие.
· Результаты анализа SHARP не единственны и мо​
гут быть эквивалентны, т.к. одинаковые (в пре​
делах погрешности) реконструированные (рас​
считанные) кривые могут быть получены при ис​
пользовании различных моделей разреза. По мере
уменьшения толщины использованных в модели
пропластков неопределенность анализа значи​
тельно возрастает.
· В настоящее время реализована только индиви​
дуальная процедура свертки для каждого из ме​
тодов ГИС.
· Фильтры одномерной свертки являются лишь
аппроксимациями истинных геометрических фак​
торов приборов.
· Радиальные характеристики методов ГИС непос​
редственно не учитываются.

· Использование процедуры одномерной свертки с
помощью фильтров для разных методов позволя​
ет получать геофизические параметры тонких пла-

стов с разной погрешностью в зависимости от фи​зических основ метода и модификации аппарату​ры, что необходимо учитывать при дальнейшем использовании результатов SHARP при количе​ственной интерпретации и оценке применимости данной методики для конкретного объекта.
3.5.3. Возможности микросканеров
при исследовании трещинных коллекторов
Применение высокоразрешающих методов при исследовании сложных карбонатных коллекторов позволяет принципиально повысить эффективность комплекса ГИС. В трещинных коллекторах с помо​щью микросканеров не только можно увидеть тре​щины на стенке скважины, но и количественно оце​нить некоторые параметры трещиноватости. При исследовании каверново-поровых коллекторов уда​ется установить форму и размеры каверн, участки развития коллекторов перового типа. Существую​щая методика количественной обработки комплек​са ГИС и данных микросканера позволяет оценить долевое участие каверновой и поровой составляю​щих в общем объеме пустот коллектора.
Трещины распознаются как аномалии проводи​мости, плоскость которых пересекает залегание пла​стов. На рис. 3.23 вертикальные и субвертикальные трещины выделяются более темными участками, что свидетельствует об их раскрытости. Исследования показывают, что открытые трещины заполняются флюидом с большей проводимостью при бурении скважин на ПЖ с водной основой. Поэтому элект​ропроводность трещин выше по сравнению с элект​ропроводностью матрицы породы. При бурении скважин на ПЖ с нефтяной основой открытые тре​щины также выделяются достаточно четко скорее всего за счет деэмульгации в трещинном простран​стве воды, которая добавляется в ПЖ для улучше​ния ее реологических свойств.
Таким образом можно констатировать, что чет​кость выделения трещин определяется контрастом электропроводности открытых трещин и матрицы по​роды. Поэтому могут быть случаи, когда трещины не отражаются на материалах микросканирования в слу​чаях, если они заполнены нефтью. Трещины, залечен​ные глинистым или другим электропроводящим ве​ществом, могут быть ошибочно отнесены к открытым. В этих случаях выделить и провести количественную оценку трещиноватости невозможно, однако счита​ется, что вероятность таких искажений невелика.
Количественная интерпретация результатов ис​следований микросканеров включает в себя опре​деление углов падения и азимутов простирания, оценку плотности и кажущейся раскрытости тре​щин. Определение углов падения и азимутов про-
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стирания трещин проводится с помощью методи​ки, аналогичной методике интерпретации резуль​татов пластового наклономера. На рис. 3.23 приве​дены результаты определения пространственного расположения трещин. В рассматриваемом приме​ре трещины практически вертикальные с простира​нием ЮЗ-СВ.
Принципиальная возможность оценки кажущей​ся раскрытое™ трещин определяется следующим выражением:
[image: image26.png]W=adA/hE/kptp'Y.




где W - кажущаяся раскрытость трещин в мм; а- 0,218; l/к, b - переводные коэффициенты, индиви​дуальные для каждого типа приборов, учитывающие охват ствола скважины и фактический диаметр сква​жины в точке замера; рт - сопротивление ПЖ, Ом-м; рхо - сопротивление ближней зоны плотной части по​роды, Ом-м; Е - суммарное превышение электропро​водности в трассе трещины над полем плотной по​роды внутри выделенного прямоугольного окна; h - длина линейного сегмента трассы трещины в окне; dA - площадь текущего прямоугольного окна.

Оценка кажущейся раскрытое™ трещин и их плот​ности проводится с помощью программы Borview в автоматическом режиме [34]. Перед запуском про​граммы проводится калибровка изображений с помо​щью кривых бокового каротажа средней глубиннос​ти LLS или микросферического MSFL метода. В ин​терактивном режиме интерпретатором проводится трассировка трещин, классификация их по характеру раскрытое™: открытые - электропроводящие (тем​ные на изображениях) и залеченные (закрытые) -электронепроводящие (светлые); задаются и контро​лируются величины сопротивлений рт и рхд.
Затем программа проводит полную количествен​ную интерпретацию подготовленного изображения по заданным параметрам и в результате оценивает следующие характеристики разреза:
· пространственные характеристики положения
трещин;
· кажущуюся раскрытость трещин непрерывно по
разрезу;
· среднюю плотность трещин;

•
средний объем трещин - "трещинную емкость".
Высокие разрешающие возможности микроэлек​
трических сканеров позволяют проводить визуаль​
ный контроль техногенных трещин, которые обыч​
но (в отличие от естественных трещин) регистриру​
ются только на двух башмаках сканера и не секут
оси скважины.
3.5.4. Возможности микроэлектрических сканеров при исследовании каверново-поровых коллекторов
Использование микроэлектрических сканеров при исследовании кавернозно-поровых пород по​зволяет получить непрерывно по разрезу скважи​ны принципиально новую качественную и количе​ственную характеристику коллекторов этого типа. На рис. 3.24 показаны результаты исследования уча​стка разреза, представленного кавернозно-поровы-ми доломитами. На изображении (трек 2) каверны четко выделяются более темными участками. Более светлыми участками выделяются коллектора поро-вого типа и почти белыми пятнами характеризует​ся плотная матрица. Как видно из примера, кавер​ны располагаются хаотично,-в отличие от трещин, которые на имиджах отражаются в виде определен​ной системы.
Появление микросканеров с высокими разреша​ющими возможностями позволили разработать но​вую методику анализа их результатов для количе​ственной оценки емкостного пространства каверно​во-поровых коллекторов [34]. Методика базируется на использовании классического уравнения Арчи-Дахнова рп/ря = о/К" К™ и реализуется с помощью
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программы PoroSpect. Программа реализует следу​ющие основные этапы обработки.
Откалиброванные электрические изображения, полученные с помощью пластового микросканера FMI или FMS, представляют картину электропро​водности пород на стенке ствола скважины - карту проводимости. Поскольку глубинность метода изме​ряется несколькими сантиметрами, то измеренные ве​личины проводимости характеризуют электрические параметры зоны проникновения, а скорее всего, в коллекторах - полностью промытой зоны. Тогда ве​личина проводимости, зарегистрированная каж​дым электродом прибора FMI или FMS, может быть пересчитана в значения пористости. Поскольку в нефтеносных пластах величина Кв промытой зоны неизвестна, пересчет к значениям пористости осу​ществляется по формуле:

В результате изображение переводится из масшта​ба проводимости в масштаб пористости и получает​ся картина азимутального распределения пористости по стволу скважины - "карта пористости скважины".
На следующим этапе строится распределение ко​эффициентов пористости по глубине интервала в окне глубин 3 см. На рис. 3.24 показаны дифферен​циальные распределения пористости (гистограммы) в виде цветовой закраски, дублированной кривыми (трек 3). Интегральные кривые распределения коэф​фициентов пористости показаны на треке 4.
После построения распределений проводится их анализ с целью выделения из величины общей пори​стости доли, приходящейся на каверны. В каверно-во-поровых породах распределения пористости ха​рактеризуются большой дисперсией, а часто и двух​вершинными распределениями. В породах- порово-го типа распределения одновершинные и характери​зуются низкой дисперсией. Выделение каверновой составляющей из общей емкости пустот каверново-поровых коллекторов базируется на решении стати​стической задачи разделения сложного распределе​ния величины (в данном случае пористости) на про​стые составляющие. Программа выделяет распреде​ление коэффициента пористости для поровой части из суммарного распределения пористости, рассчиты​вает статистические характеристики этого распре​деления (среднее арифметическое, стандартное от​клонение) и устанавливает граничное значение по​ристости для разделения последней на матричную и вторичную. Часть распределения для значений по​ристости выше установленного граничного значения принимается за распределение вторичной пористо​сти и по нему рассчитывается средняя величина ка​верновой составляющей.
Рассчитанные величины общей и каверновой ем​кости в виде непрерывных кривых выводятся в 5-й трек графической формы результатов обработ​ки имиджей с помощью программы Poro Spect. На рис. 3.24 показаны результаты выполненной интер​претации.
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где Kni - коэффициент пористости; т - коэффициент уравнения Арчи-Дахнова; рбк, Сп! - удельное элек​трическое сопротивление зоны проникновения, из​меренное зондом бокового каротажа со средней глу​бинностью исследования, и проводимость, замерен​ная каждым электродом прибора FMI;К™с - пори​стость по данным нейтронного, плотностного или других методов ГИС.
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Оценка характера насыщенности
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4.1. ОСНОВНЫЕ ПОЛОЖЕНИЯ
Оценка характера насыщенности коллекторов включает разделение их на водоносные и нефтегазо-содержащие, установление типа насыщающих угле​водородов (газ, нефть) и оценку возможности полу​чения притоков нефти или газа. Трудности и досто​верность решения этих задач существенно различны для поровых коллекторов, содержащих один тип на​сыщающего флюида (газ, нефть, воду), и для коллек​торов со сложной структурой пустотного простран​ства либо насыщенных двумя-тремя флюидами.
В пределах нефтяных (газовых) залежей выделя​ются сверху вниз две зоны:
· однофазной фильтрации нефти (газа),
· двухфазной фильтрации нефти (газа) и воды.
Нижней границей зоны однофазной фильтрации
нефти (газа) является водонефтяной (газоводяной) контакт ВНК* (ГВК*).
Нижней границей зоны двухфазной фильтрации и залежи в целом является водонефтяной (газоводя​ной) контакт ВНК (ГВК).
В пределах зоны однофазной фильтрации может быть выделена подзона предельной насыщенности с Кв = Кео и подзона непредельной насыщенности с Ква < Кв< К*. В отдельных случаях при малой высо​те вся залежь находится в зоне двухфазной фильтра​ции, и с самого начала из нее добывают нефть с во​дой. Примерами таких залежей являются залежи в терригенных отложениях викуловской свиты Крас-ноленинского свода Западной Сибири, в карбонат​ных верхнемеловых и терригенных нижнемеловых отложениях месторождения Лесное в Ставропольс​ком крае и др.
Структура нефтяной залежи хорошо видна из весьма популярного в Западной Сибири сопостав​ления удельного электрического сопротивления рп с каким-либо параметром, характеризующим пори​стость изучаемых пластов, - обычно апс (рис. 4.1). С помощью таких графиков по результатам интер​претации данных электрического (электромагнитно​го) каротажа возможно выделение продуктивных

пластов, работающих безводной нефтью или нефтью с водой.
Таким образом, при построении геологической модели и подсчете запасов за нижнюю границу зале​жи принимается водонефтяной (газоводяной) контакт ВНК (ГВК), являющийся границей, ниже которой при опробовании получают однофазный приток воды, а выше - приток нефти (газа) с водой. Эту границу на​зывают также уровнем свободной воды (УСВ).
Уровень безводного притока нефти ВНК* (ГВК*) - верхняя граница зоны двухфазной фильтра​ции - может определяться тогда, когда это необходи​мо для решения технологических вопросов освоения залежи.
Оценка характера насыщенности реализуется с испол ьзованием:
• прямой информации о нефтегазонасыщенности разреза, получаемой в процессе проводки сква​жин - при интерпретации данных ГТИ и прямых определений (наблюдений) остаточной нефтена-сыщенности по керну и шламу;
ОЦЕНКА ХАРАКТЕРА НАСЫЩЕННОСТИ
· прямой информации о нефтегазонасыщенности
разреза, получаемой при испытании пластов в
процессе бурения и в колонне, в том числе прибо​
рами на каротажном кабеле;
· результатов измерения пластового давления в
открытом стволе с помощью приборов на каро​
тажном кабеле;
· результатов интерпретации данных ГИС.
Нельзя не отметить, что в сложившейся практике
геологоразведочных работ наиболее применяемыми для оценки характера насыщенности являются испы​тания пластов в колонне и в открытом стволе и ме​тоды ГИС; остальные методы, хотя и рассматрива​ются как весьма эффективные, используются редко из-за малых объемов их выполнения.
4.2. ОЦЕНКА ХАРАКТЕРА НАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ ГТИ, КЕРНА И ИСПЫТАНИЙ ПЛАСТОВ
4.2.1. Оценка характера насыщенности по данным ГТИ и керна
Данные ГТИ используются обычно на каче​ственном уровне, чтобы определить наличие или отсутствие в изучаемой части разреза нефтегазо-насыщенных пород, а также оценить приближен​ное местоположение межфлюидных контактов. В то же время, современное аппаратурное и методичес​кое обеспечение ГТИ принципиально позволяет по​высить разрешающую способность метода при обосновании положения этих контактов и исполь​зовать их не только при оперативной обработке ре​зультатов бурения скважин, но и при подсчете за​пасов. Методика интерпретации данных ГТИ при этом заключается в следующем.
При ГТИ мерой продуктивности коллекторов служит так называемый остаточный газовый фактор флюида пласта G. (м3/м3), определяемый через приве​денную газонасыщенность горной породы Г (м3/м3) и ее пористость Кп.
Величина Гп рассчитывается одним из двух спо​собов:
· через объемную газонасыщенность ПЖ Гоб, оп​
ределяемую акустическим методом в потоке ПЖ
на выходе из скважины или рассчитываемую че​
рез плотность ПЖ, измеренную на входе в сква​
жину и на выходе из нее (с учетом "отставания");
· через суммарные газопоказания газоанализато​
ра Гт1 с учетом коэффициента разбавления Е и
коэффициента дегазации Кд применяемого дега​
затора.
Определение Г.п первым способом предпочти​тельнее, т.к. при втором способе большие погреш​ности при измерении Гп> могут дать нестабиль-

ность Кд и неучет неуглеводородных компонентов в составе газа. При расчетах Г через Гдб использу​ется не абсолютное значение Гоб, а его приращение Л/"об над фоновым значением.
В целом, методика определения G, и использу​емых при этом параметров Г , Гоб, Г и других подробно изложена в работах [14, 15] и поэтому здесь не рассматривается.
Граничные значения G, , используемые для раз​деления коллекторов на продуктивные и непродук​тивные, определяются из опыта работы в конкрет​ном регионе. Например, для Волго-Уральской НГП G, г = 1,0 м3/м3, для Западно-Сибирской НГП -2,5 м3/м3. В любом случае значения G. > 4 м3/м3 со​ответствуют продуктивным коллекторам, посколь​ку эта величина является предельным значением ра​створимости углеводородных газов в пластовой воде.
Оценка характера насыщенности продуктив​ных коллекторов, выделенных по значению G, , ре​ализуется с использованием данных о составе газа, извлеченного из ПЖ при термовакуумной (по от​дельным пробам) и непрерывной принудительной высокоэффективной дегазации, а также с исполь​зованием результатов количественных люминесцен-тно-битуминологического весового и ИК-спектро-метрического анализов по пробам шлама (керна). Наиболее эффективен комплексный подход.
Для определения характера насыщенности пла​стов-коллекторов по составу газа предложено боль​шое количество методик, приемов, флюидных коэф​фициентов, обобщенных показателей углеводород​ного состава (ОПУС) и т.п. [15], имеющих различ​ную эффективность при применении в различных горно-геологических условиях.
Главной проблемой определения характера на​сыщенности коллекторов по составу газа является то обстоятельство, что большинство предложенных зависимостей [15] основано на анализе состава до​бываемого природного или попутного газа, отби​раемого из продукции скважины в условиях, резко отличающихся от условий отбора газа при прове​дении ГТИ как по начальным концентрациям (до 3-4 порядков), так и по условиям разгазирования, от которых серьезно зависит извлекаемый состав.
К составу добываемого природного и попутно​го газа достаточно близки газы, получаемые при опробовании и испытании пластов, если последние проведены в оптимальные сроки и если извлечены представительные пробы пластового флюида.
Хуже обстоит дело с представительностью дан​ных о составе газа, извлеченного непрерывным де​газатором из промывочной жидкости. Здесь реша​ющее значение имеет начальная газонасыщен-
4-2
ность ПЖ и степень извлечения газа. Трудно ожи​дать представительных данных по составу газа при содержании суммы углеводородных газов в соста​ве газовоздушной смеси, извлеченной, например, из поплавкового дегазатора, на уровне нескольких со​тых и даже десятых объемных долей процента. По​этому для получения высокой степени дифференци​рованное™ по разрезу скважины главной задачей при проведении газового каротажа является дости​жение максимально возможной (до 100% по свобод​ному газу) степени дегазации с минимальной посто​янной времени.
Именно по этой причине в РД 153-39.0-069-01 "Техническая инструкция по проведению геолого-технологических исследований в нефтяных и газо​вых скважинах" применение поплавкового дегаза​тора запрещено.
Учитывая тот факт, что загрязнение ПЖ нефте​продуктами практически неизбежно даже для разве​дочных скважин, предпочтение следует отдавать кри​териям определения характера насыщенности, осно​ванным на использовании наиболее защищенной (по​мехоустойчивой) части извлекаемых газов, таких, как метан, этан, пропан, практически полностью де​газируемых из добавленной нефти за один цикл цир​куляции, в то время как углеводороды С4 - С6 могут оставаться в ПЖ очень долго.
Поэтому для практического использования ре​комендуются критерии, основанные на вариациях легких углеводородов С[ - С3. Основой являются

ОПУС3 = С, • С21(С2 + С3)2, соотношение С,/С, и их произведения (ОПУС3) • С,/С, и (ОПУС3)2- С2/С3. Количественные критерии определения типа плас​тового флюида по этим соотношениям [15] приведе​ны в табл. 4.1, которая составлена по данным о со​ставе газов (свободных и растворенных в нефти), собранным практически по всем известным отече​ственным и зарубежным месторождениям.
Методика проведения указанных выше люми-несцентно-битуминологического и ИК-спектро-метрического анализов шлама изложена в рабо​тах [14, 15]. При этих анализах по пробам шлама (керна), привязанным к истинным глубинам, ко​личественно определяется удельная битумонасы-щенность (условно остаточная нефтенасыщен-ность) пород дно (мг/г), а также тип битума (по ха​рактеру люминесценции извлеченного экстракта). Результаты представляются в виде кривой quo в функции глубин с указанием наряду с глубиной цвета люминесценции (может быть отражен цве​том на кривой днд) и типа битумоида. Нефтенасы-щенные объекты на такой кривой выделяются в десятки раз контрастнее по отношению к водона-сыщенным, т.е. пропуск нефтенасыщенных объек​тов по свежим правильно привязанным пробам шлама (керна) заведомо исключен.
Для корректного определения характера насы​щенности выделенных пластов-коллекторов реко​мендуется использование данных как по составу газа, извлеченного из ПЖ принудительным дега-
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зтгором непрерывного действия, так и по содержа​нию остаточной нефти (битума), определяемому с помощью вышеизложенных методик.
Более надежным источником информации для оценки характера насыщенности являются, есте​ственно, результаты исследования керна. При дос​таточном выносе керна в интервале межфлюидных контактов (по крайней мере более 70%) в процессе послойного макроописания керна на буровой легко устанавливается переход от водоносной к нефтена-сыщенной части разреза. Более того, по разгазиро-ванию керна, длящемуся иногда несколько часов пос​ле его подъема на поверхность (особенно в плотных разностях), возможно по данным макроописания выделение и газоносных пластов.
Еще более точно оценка характера насыщенно​сти реализуется по результатам лабораторных ана​лизов керна. В качестве примера на рис. 4.2 приве​дено распределение остаточной нефтенасыщеннос-ти по высоте залежи Лянторского месторождения; здесь для более полного использования керновой информации по ряду скважин результаты опреде​ления остаточной нефтенасыщенности были норма​лизованы по толщине нефтяной залежи. Еще раз от​метим, что при достаточном отборе керна в зоне контакта его положение определяется вполне на​дежно (рис. 4.3) [2].
4.2.2. Оценка характера насыщенности
по результатам испытаний в процессе бурения
и в колонне
В открытом стволе бурящихся скважин испыта​ния проводят с помощью испытателей пластов на бурильных трубах (ИПТ) и опробователей (испы​тателей) пластов на каротажном кабеле (ОИПК). Последние обладают высокой избирательностью и позволяют получить пробу пластового флюида с за​мером пластового давления в любой точке пласта-коллектора с надежной привязкой ее по глубине к

диаграммам ГИС, что очень важно при испытании пластов с неоднородным по высоте характером на​сыщенности (газ-нефть-вода) и пластов, близко рас​положенных друг к другу, относящихся к разным за​лежам.
Оценка характера насыщенности по результатам испытания с помощью ОИПК основана на том, что даже при интенсивном проникновении в продуктив​ные пласты фильтратов ПЖ в зоне проникновения остается часть газа и нефти, объемное содержание которых в порах составляет не менее 10 - 30% и ко​торые поступают в баллон ОИПК вместе с фильт​ратом за счет больших депрессий, создаваемых при отборе проб.
Благоприятными условиями для получения од​нозначных результатов испытания являются бли​зость гидростатического давления ПЖ и пластово​го давления, малая водоотдача ПЖ (не более 10 см3 за 30 мин), повышенная вязкость пластовой нефти, слабо вытесняемой фильтратом.
При незначительном проникновении фильтрата ПЖ в пласт интерпретация результатов испытания проста: характер отобранной пробы соответствует насыщенности пласта. При значительном проник​новении фильтрата ПЖ в пласт отбор нефти и пла​стовой воды затруднен, так как глубинность мето​да ограничена (20 - 40 см [5]). В этих случаях харак​тер насыщенности определяют по составу и коли​честву газа, поступающего из остаточного флюида зоны проникновения вследствие его дегазации при испытании, а также по содержанию пластовой воды
Таблица 4.2.
Критерии определения характера насыщенности
пластов по данным опробователей (испытателей)
пластов на каротажном кабеле [10]
	Пласты нефтесодержащий       водоносный      газосодержащий
Основные  критерии
Наличие нефти             Наличие          Количество газа в пробе             пластовой воды         в баллоне, в пробе                   равное нескольким десяткам или Компонентный         Компонентный       сотням литров состав                      состав углеводородных     углеводородных газов, характерный            газов, для нефтеносного   характерный для пласта                водоносного пласта
Вспомогательные критерии
Содержание УВ      Сопротивление           Высокое в газе более 15%          жидкости               суммарное при отсутствии в       в пробе ниже       содержание УВ пробе пластовой      сопротивления      при отсутствии воды.                   фильтрата         пластовой воды Сопротивление жидкости близко к сопротивлению фильтрата 


в пробе (табл. 4.2). В хорошо проницаемых поро​дах дополнительно проводят зондирование пласта пробосборниками увеличенной емкости и сопостав​ляют результаты.
Если количество газа, замеренное при нормаль​ных условиях, более чем в 3 раза превышает объем пробосборника, а содержание пластовой воды в пробе составляет не более 10% объема поступивше​го в пробосборник фильтрата ПЖ, то это свидетель​ствует о наличии свободного газа в объекте испы​тания. Чем больше газа отобрано и чем меньше пла​стовой воды содержится в пробе, тем больше веро​ятность получения безводного газа при стандарт​ном испытании через колонну.
Наличие нефти и конденсата в исследуемых пла​стах устанавливают как по их присутствию в про​бах, так и по количеству и составу газообразных УВ в газовоздушной смеси. Для газоконденсатных и не​фтяных пластов характерно наличие тяжелых УВ в пробах (С,//'п + высшие), а относительное содер​жание метана редко превышает 85 - 90% при абсо​лютном содержании УВ в газовоздушной смеси бо​лее 0,5 - 1%.
При наличии нефти в пробе необходимо по ре​зультатам анализов контрольной пробы ПЖ и по

записям в акте на подготовку скважины к проведе​нию исследований удостовериться, что полученная в процессе испытания нефть не из ПЖ.
Получение вместе с нефтью и фильтратом значи​тельного количества (более 10% общего объема жидкости) пластовой воды указывает на ее при​сутствие и подвижность в объекте испытания. Со-,держание пластовой воды в пробе Спв (%) при ис​пользовании ПЖ на основе пресной воды рассчи​тывают по формуле:
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где рв, р,, рж - удельное электрическое сопротивле​ние соответственно пластовой воды, фильтрата ПЖ, фильтрата пробы, Ом-м. Если пластовая вода и филь​трат ПЖ близки по минерализации, то для их разли​чия следует использовать данные химического ана​лиза пластовой воды и проб фильтрата, отобранных при испытании.
В коллекторах перового и каверново-порового типов успех оценки характера насыщенности по ре​зультатам испытания с помощью ОИПК тем выше, чем больше их пористость и проницаемость и мень​ше глубина зоны проникновения и продолжитель​ность времени между разбуриванием и испытани​ем. При уменьшении пористости, а также в коллек​торах трещинного типа эффективность применения ОИПК снижается вследствие увеличения количе​ства бесприточных точек, вызванных прижатием отверстия стока скважинного прибора к отдельным непроницаемым участкам породы.
Более уверенно характер насыщенности коллек​торов, особенно сложного строения (трещинных, ка-верновых, глинистых), определяется по результатам их испытаний с помощью ИПТ. Результаты испы​таний практически всегда однозначны в газонасы​щенных коллекторах. В нефтенасыщенных коллек​торах положительных результатов достигают толь​ко при проведении испытаний в минимальные сро​ки (1 - 2 суток) после разбуривания коллекторов. При поздних сроках испытаний уменьшается веро​ятность получения притоков нефти и воды, увели​чивается количество "сухих" объектов. Эффектив​ность применения ИПТ уменьшается с глубиной скважин. Неоднозначные результаты испытаний получают в объектах с неоднородным характером насыщенности. Как правило, на притоке получают наиболее подвижный флюид (газ или газ с водой) из объектов, содержащих газо-, нефте- и водонасы-щенные интервалы, и воду с фильтратом, иногда с пленками нефти, если в пределах объекта испыта​ний расположен ВНК.
Испытания в колонне являются в настоящее вре​мя наиболее массовым источником прямой инфор-
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мации о нефтегазонасыщенности пластов-коллекто​ров. Достоверность оценки характера насыщеннос​ти по данным испытаний в колонне снижается при следующих условиях:
· совместное испытание пластов, принадлежа​
щих двум и более залежам; даже при получе​
нии в этом случае однофазного притока нефти
или газа без каротажного контроля за испыта​
ниями (т.е. локализации в разрезе работающих
интервалов) испытанные пласты не могут быть
отнесены к содержащим запасы промышленных
категорий;

· плохое или неизвестное качество цементирова​
ния колонны в интервале перфорации;
· применение методов интенсификации притока,
в результате чего возможно формирование ис​
кусственных каналов гидродинамической связи
интервала перфорации с выше- и нижележащи​
ми пластами, насыщенными отличающимся по
составу от интервала перфорации флюидом;
· испытание зон двухфазной фильтрации, когда
результаты существенно зависят от режима ис​
пытаний.
4.2.3. Оценка характера насыщенности по данным анализа градиентов давлений
Оценка характера насыщенности по данным анализа градиентов давлений, получаемым с помо​щью приборов на каротажном кабеле, используется и может быть использована при достаточном коли​честве измерений рт. В качестве примера на рис. 4.4 приведено распределение пластового давления по высоте залежи, полученное с помощью прибора МОТ с погрешностью замера давления, не превыша​ющей 0,1 кгс/см2. Из рисунка видно закономерное изменение градиента давления при последователь​ном переходе от воды к нефти и газу.

Строго говоря, изменение градиента давлений должно быть более плавным и отражать существо​вание зоны двухфазной фильтрации, однако точное распределение давлений в зоне контактов на рас​сматриваемом месторождении установить трудно из-за недостаточного количества замеров рт в зоне двухфазной фильтрации, а также из-за того, что эта зона относительно невелика - для коллекторов с проницаемостью более 100 мД размер ее для систе​мы нефть-вода не должен превосходить 4 - 6 м. В целом, размеры зоны двухфазной фильтрации уве​личиваются с ухудшением ФЕС пород-коллекторов. Для рассматриваемого месторождения эта тенден​ция иллюстрируется рисунком 4.5.
Таким образом, по данным анализа градиентов давлений по пересечению прямых определяется обыч​но некий промежуточный контакт, отметка которо​го находится внутри зоны двухфазной фильтрации. Для пластовых залежей с высотой более 30 - 40 м и коллекторами с высокими ФЕС (Кп > 100 мД) пос​леднее уточнение практически не меняет геологичес​кую модель залежи и никак не влияет на оценку ее запасов. Для них точку пересечения прямых можно считать уровнем свободной воды (подошвой зоны двухфазной фильтрации и залежи в целом). Для мас​сивных залежей, залежей с малой высотой и коллек​торами с низкими ФЕС следует уточнить строение зоны двухфазной фильтрации и определить ее кров​лю и подошву.
Теоретически возможна оценка положения меж​флюидных контактов и по данным анализа давле​ний, получаемым при испытании пластов в колон​не. Очевидно, что погрешность отметки контакта в этом случае существенно возрастает из-за следую​щих причин:
• обычно больших интервалов испытаний и одно​временно неизвестного положения в разрезе ра​ботающего интервала;
МЕТОДИЧЕСКИЕ РЕКОМЕНДАЦИИ
ПО ПОДСЧЕТУ ГЕОЛОГИЧЕСКИХ 'ЗАПАСОВ НЕФТИ И I'AJA ОБЪЕМНЫМ МЕТОЛОМ
· невысокой чувствительности манометров;
· нестабильной плотности пластового флюида и др.
Можно отметить, что сколько-нибудь надеж​
ная оценка положения контакта по данным изме​
рения давлений при испытании возможна только
при наличии близкорасположенных интервалов
перфорации для контактирующих флюидов. Одна​
ко в этой ситуации вполне удовлетворительный ре​
зультат даст и обычно применяемый подход, когда
отметка контакта определяется как средняя между
подошвой коллектора, насыщенного верхним флю​
идом, и кровлей коллектора, насыщенного нижним
флюидом.
4.3. ОЦЕНКА ХАРАКТЕРА НАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ ГИС
4.3.1. Оценка характера насыщенности по электрическому сопротивлению
Удельное электрическое сопротивление рл плас​та и в редких случаях удельное электрическое сопро​тивление рпз прискважинной зоны пласта, полностью промытой фильтратом ПЖ, были и остаются основ​ными характеристиками пласта, используемыми для выделения нефте(газо)содержащих пластов, оценки подвижности УВ в пласте, количественного опреде​ления нефтегазонасыщенности Кнг  пласта и остаточ​ной нефте(газо)насыщенности Кн(г)0 в промытой зоне, прогнозирования состава притока при испы​тании. Так как нефть и газ в равной степени не элек-тропроводны, то по электрическому сопротивлению нефтегазонасыщенность коллекторов обычно оцени​вают без их разделения на нефте- или газонасыщен​ные интервалы. Такое разделение бывает возможно в отдельных конкретных случаях, которые будут опи​саны ниже.
Удельное сопротивление рп определяется по дан​ным комплекса БКЗ-БК-ИК. Рекомендуется исполь​зовать для этих целей так называемую изорезистив-ную методику, реализованную в компьютерной про​грамме ЭКАР НПЦ "Тверьгеофизика". В терригенных разрезах весьма эффективно для определения рп применение ВИКИЗ [24] и многозондовой аппарату​ры ИКЗ с набором зондов ИК разной глубинности.
Удельное сопротивление рпз определяется по дан​ным БМК, глубинность исследования которого со​ставляет 8 -10 см. Для образования промытой зоны такой глубины необходимо, чтобы диаметр D всей зоны проникновения превышал 3dc. В случае глу​бокого (D > 6dc.) проникновения pпз может быть оп​ределено также по данным малых зондов БКЗ или ВИКИЗ.
Задача оценки характера насыщенности по элек​трическому сопротивлению удовлетворительно решается для простых коллекторов перового типа. В коллекторах сложного строения эффективность решения задачи существенно ниже. Основной при​чиной снижения эффективности является резко вы​раженная зависимость рл от структуры порового пространства, вследствие чего породы разного строения различаются по величине рл в несколько раз при равных значениях Кп и Ке. Влияние струк​туры пор на рп увеличивается с уменьшением Кп.
Для коллекторов смешанного типа, в которых пу​стотное пространство состоит из межзерновых пор, каверн и трещин, и пористость матрицы Кп 1( кото​рых больше граничного значения пористости Кп г , ус​тановленного для поровых коллекторов, считает​ся, что если в порах содержатся углеводороды, то трещины и каверны также насыщены ими. С уче​том известных данных, по которым А";|, трещин и каверн достигает почти 100%, можно полагать, что в таких коллекторах по величине рл оценивается нефтегазонасыщенность межзерновой матрицы. Поэтому полученные результаты в той или иной сте​пени достоверны для смешанных трещинно-поро-вых, каверново-поровых, трещинно-каверново-по-ровых коллекторов. Характер насыщенности тре​щинных и каверновых коллекторов по данным ГИС достоверно не определяется.
Классическая методика выделения нефтегазосо-держащих коллекторов заключается в сопоставлении измеренных рл или рпз с расчетными величинами удельных сопротивлений пласта рт или его промы​той зоны рвш для условий 100%-ной насыщенности пласта водой, а промытой зоны - фильтратом ПЖ на водной основе.
Значения pвп и pвпз находят как pвп = Pn • рв и рвпз= Рп ρф, где Рп - относительное сопротивление (параметр пористости), определяемое согласно уста​новленной для изучаемого пласта (горизонта) пет-рофизической связи Рп - Кп. Петрофизические зави​симости, а также значения рв и рф, должны быть ус​тановлены для термобарических условий залегания данного пласта. Способы их нахождения приведены ниже в разделе, где описываются методики количе​ственных определений коэффициентов нефтегазона​сыщенности Кнг.
Пласт содержит нефть или газ, если pn > pвп или ρпз>ρвпз.  При ρп≈ρф пласт водоносен. При ρпз<рвпз характеристика пласта по насыщенности неодно​значная.
В некоторых случаях продуктивные коллекторы уверенно выделяются по понижающему характеру проникновения, когда рпз « рп. Характер проник​новения может быть установлен без количествен​ного определения рпз и рп по сопоставлению исправ​ленных за влияние скважины и толщины пласта по-
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казаний однотипных разноглубинных зондов БКЗ, ВИКИЗ, ИКЗ или БМК-БК. Понижающее проник​новение может быть только в продуктивных коллек​торах с предельной нефте(газо)насыщенностью и низкими значениями Кво. На практике такие случаи встречаются сравнительно редко.
Наличие подвижных углеводородов определя​ют путем сопоставления Кнг с Кнго или (что то же самое) путем сопоставления отношений рп/рвп 
с рпз/рвпз.
Если Кнг=Кнго(рп/рвп=рпз/рвпз), пласт не 

содержит подвижных углеводородов.  При Кнг>Кнго (рп/рвп>рпз/рвпз) часть углеводородов
 в пласте подвижна.
Отношение рп /рвп принято называть коэффици​ентом увеличения сопротивления или параметром насыщенности Рн, который обычно связан с коэф​фициентом водонасыщенности Kв зависимостью Рн=аn/Kn где ап и п - константы, устанавливаемые экспериментально для данного пласта (горизонта) на представительной коллекции образцов керна.
Факт установления наличия подвижных углево​дородов в пласте, за исключением случаев с четким понижающим проникновением, не служит гарантией того, что из него будет получен безводный приток нефти или газа. Характер предполагаемого при​тока устанавливают, сравнивая полученные для ис​следуемого пласта значения рп, Рн или Кв с критичес​кими значениями этих параметров для границы, раз​деляющей области безводных притоков нефти (газа) и притоков воды, в том числе смеси воды с нефтью (газом). Критические значения рп,кр (Рн,кр, Ке,кр) оп​ределяют путем статистической обработки резуль​татов достоверных поинтервальных испытаний, со​поставляя кривые интегральных распределений со​ответствующего параметра для испытанных продук​тивных и водоносных пластов. Построение кривых интегральных распределений рекомендуется прово​дить в процентах от общего числа испытанных объектов. Критическим значениям соответствуют точки пересечения кривых распределений. Чем мень​ше диапазон перекрытия распределений, тем надеж​нее применение данного параметра.
Рассмотренный способ определения критических значений требует большого числа испытаний про​дуктивных и водоносных пластов и может быть реа​лизован лишь на завершающей стадии разведки; на начальном этапе разведки применяют критерии, ус​тановленные для соседних месторождений района. К тому же найденные таким способом критические значения необходимо использовать с особым внима​нием, если коллекторские свойства пород изменяют​ся в широких пределах. Это вызвано тем, что на прак​тике часто испытывают наиболее хорошие коллек​торы, и найденные критерии справедливы для кол-

лекторов этой группы. Применение установленных критериев для коллекторов с худшими коллекторс-кими свойствами может привести к неправильным заключениям о характере притока.
Широко применяются и другие варианты сопос​тавлений и статистического анализа рп по испытан​ным пластам. Из них наиболее распространены (осо​бенно в Западной Сибири [3], где преобладают тер-ригенные в разной степени глинистые коллекторы порового типа) сопоставления рп с апс по испытан​ным пластам с разным характером притока (см. рис. 4.1). Этот вариант также требует большого числа ис​пытаний.
Для установления типа углеводородов (газ или нефть), насыщающих продуктивные пласты, данные ЭК и ЭМК физической основы не имеют, посколь​ку нефть и газ в равной степени неэлектропровод-ны. Тем не менее, в отдельных случаях это бывает возможно, о чем упоминалось в самом начале дан​ного раздела.
Так, например, по данным А.Н. Бабушкиной и В.Г. Фоменко [16] в отложениях ачимовской свиты Уренгойского месторождения величины рп по испытанным пластам изменяются в следующих пределах: для водоносных коллекторов - от 5,0 до 14,0 Ом-м, для нефтеносных - от 19,5 до 32,5 Омм, для газонос​ных - от 39,0 до 154,0 Омм. Таким образом, в дан​ном конкретном случае по величине рл возможно разделение коллекторов на продуктивные и водоносные, а продуктивных - на газо- и нефтеносные. Обращает на себя внимание довольно значительная разница в рп для газо- и нефтенасыщенных пластов. По мнению авторов работы [16], это может быть обуслов​лено следующими тремя факторами:
· фобизацией пород ачимовской толщи в газокон-
денсатной зоне месторождения;
· способностью газа заполнять более тонкие поры
по сравнению с нефтью. В ачимовских отложе​
ниях Уренгойского ГКМ преобладают мелкозер​
нистые песчаники и алевролиты с низкими Кп
(от 0,01 до 1 мД, редко до 10 мД) и преимуще​
ственно малым размером пор (от 1-3 мкм до
0,01 мкм и менее), что создает предпосылки для
различных Кео в газо- и нефтенасыщенных по​
родах;

· возможным испарением в газонасыщенных кол​
лекторах части остаточной воды в объем, запол​
ненный газом, за счет высокой пластовой тем​
пературы, достигающей 100 - 120 °С при глуби​
нах залегания 3500 - 4000 м. Превращение части
воды в парообразное состояние приводит к уве​
личению рп газонасыщенных пород по сравне​
нию с нефтенасыщенными при одной и той же
пористости.
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Подобные явления, но менее контрастные, на​блюдаются иногда также в меловых отложениях на некоторых газонефтяных месторождениях Запад​ной Сибири.
4.3.2. Оценка характера насыщенности с использованием кривых относительной фазовой проницаемости
Для оценки характера насыщенности пластов-коллекторов в конце 70-х - начале 80-х гг. отече​ственными исследователями было предложено не​сколько способов, основанных на законах фазо​вой проницаемости.
В 1979 году Б.Ю. Вендельштейн [6] предложил использовать способ, основанный на построении палетки с семейством зависимостей рп =f(Kn), шиф​ром которых являются различные значения коэффи​циента относительной водонасыщенности Кв,отн, ха​рактеризующей водонасыщенность эффективного объема пор, в том числе критические значения К*в,отн и К**в,отн (рис. 4.6). Относительная водонасыщенность вычисляется как Кв,отн = (Кв - Кво)/(1 - Кво). Палетка строится для конкретного объекта с использова​нием данных о рв, петрофизических зависимостей 
Рп=f(Кп), Рн=f(Кв), Кво=f(Кп) и кривых относительной
  проницаемости, полученных для пород с

разной пористостью. Кривые относительной фазо​вой проницаемости используются для установления
связи Кв,отн* и Кв,отн** с пористостью.
Кривая на палетке с шифром Кв,отн = 0 отражает изменение рп от Кп для предельно нефтегазонасы-щенных пластов, когда Кв = Кво; кривая с шифром Кв,опт =1 отражает изменение рп от Кп для водона-сыщенных пластов, когда Kв = 100 %. Линии с шиф​рами К*в,отн и К**в,отн разделяют области, в которых значения координат рп и Кп соответствуют пластам, отдающим при испытании безводные углеводороды, воду с углеводородами и чистую воду.
К сожалению, в процессе геологоразведочных ра​бот на нефть и газ кривые относительной фазой про​ницаемости на образцах керна получают редко, а если и получают, то только на отдельных образцах, представляющих средние фильтрационно-ем костные характеристики изучаемых пород-коллекторов. В то же время для получения петрофизической основы оценки характера насыщенности с использованием кривых относительной фазовой проницаемости пос​ледние необходимо получить в широком диапазоне изменения ФЕС. Кроме того, практически всегда эти кривые стоятся так, что Кв* = Кво, т.е. в пределах зоны однофазной фильтрации отсутствует подзона непре​дельной насыщенности с Кво <Кв< Кв*. Другими сло​вами ставится под сомнение, например, наличие не​фтяных залежей в отложениях неокома и юры в За​падной Сибири, где из-за низкой высоты залежей на​чальная водонасыщенность практически всегда выше Кво; если же Кв* = Кво, то эти залежи сразу на начальной стадии разработки должны давать при​токи нефти (газа) с водой.
В связи с этим в 1982 году была предложена [18], а затем достаточно широко внедрена технология, заключающаяся в использовании для решения опи​санных задач петрофизической информации, полу​чаемой при капилляриметрических исследованиях. Суть технологии заключается в следующем.
1. Получаемые при петрофизических исследова​ниях кривые капиллярного давления перестраивают​ся в кривые относительной фазовой проницаемости по одному из известных соотношений, вычисленных в соответствии с принимаемой моделью породы. Наиболее часто принимается модель Бурдайна, по которой кривые относительной фазовой проницае​мости вычисляются как [2]: • для смачивающей фазы (вода)
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Где Квпр,отн,Кнпр,отн - относительная фазовая прони​цаемость для воды и нефти, соответственно; Кв - те​кущая водонасыщенность; Кво - остаточная водона-сыщенность; Кно - остаточная нефтенасыщенность; рк - капиллярное давление.
Пример пересчета кривых капиллярного давле​ния в кривые относительной фазовой проницаемо​сти приведен на рис. 4.7. Авторами работы [18] не​однократно проводилось сопоставление полученных описанным способом кривых относительной фазо​вой проницаемости с непосредственно измеренны​ми на керне; при одной и той же величине остаточ​ной водонасыщенности Кво сопоставляемые кривые расходятся незначительно.
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•   для несмачивающей фазы (нефть)
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2. При расчете относительных фазовых проницаемостей остаточная водонасыщенность Кво принимается по данным капилляриметрических измерений, коэффициент остаточной нефтенасыщенности Кно - как среднее значение из результатов, полученных по данным лабораторных определений, выполненных для изучаемых отложений данного месторождения.
3. Важным элементом методики, опубликован​
ным в 1982 г. [18], является использование для на​
хождения критических значений водонасыщенности уравнения движения фаз в многофазном потоке, устанавливающего зависимость доли флюида от соотношения вязкостей и проницаемостей [2]:
[image: image41.png]1

14 Kpomn 1y

Koponn Mu

So=





где fв - доля воды в продукции; uв - вязкость воды в пластовых условиях, сП; цн - вязкость нефти в плас​товых условиях, сП.
Вязкость флюидов в пластовых условиях прини​мается по результатам лабораторных исследований.
4. Подставив в приведенное соотношение вели​
чины вязкостей воды и нефти и fв (принимается, что на уровне ВНК fв = 0,98, а на уровне безводного притока fв = 0,01; указанные величины могут быть изменены), получают величины отношения фазовых проницаемостей по нефти и воде на уровне ВНК и ВНК*. По этим величинам на кривых относительных фазовых проницаемостей находят соответствующие имзначенияКввнки Кв*.
В результате строят сопоставление пористости
с остаточной Kвo и критическими Кв* и Кввнк значе​
ниями водонасыщенности (рис. 4.8). Оценка харак-
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тера насыщенности реализуется с использованием полученного сопоставления по результатам оценки по данным ГИС величин пористости и водонасыщен-ности Кв пластов. При этом явно безводные притоки нефти (или газа) будут получены из коллекторов, для которых Кво < Кв < Кв*. К явно водоносным относят объекты, у которых Кв > Кввнк. При Кв* <Кв< Кевнк возможна двухфазная фильтрация воды с нефтью (или газом).
Рассмотренная методика опробована на месторож​дениях Западной и Восточной Сибири, Тимано-Пе-чорской провинции и др. Такой путь оценки характе​ра притока имеет неоспоримое преимущество при ин​терпретации данных ГИС на ранних стадиях развед​ки месторождений. Методика достаточно эффектив​на для изучения терригенных и карбонатных коллек​торов порового типа при условии достоверного оп​ределения исходных параметров пласта - рп и Кп.
В 1989 г. описанная методика авторами была усо​вершенствована [19]. В частности, предложено по​лученную в лаборатории экпериментальным путем зависимость водонасыщенности от капиллярного давления перестраивать в график распределения во​донасыщенности по высоте залежи по формуле:
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где h - высота над уровнем с нулевым капиллярным давлением, м; рк - капиллярное давление при лабо​раторных условиях, МПа; сигмапл - поверхностное натя​жение на границе раздела "нефть-вода" при пласто​вых условиях, дн/см или Н/м; сигмалаб - поверхностное на​тяжение на границе раздела "газ-вода" в лаборатор-

ных условиях, дн/см или Н/м; сигмав - плотность воды при пластовых условиях, г/см3 или кг/м3; сигман - плотность нефти при пластовых условиях, г/см3 или кг/м3.
Используя данные лабораторных исследований воды и нефти и подставляя их в вышеприведенную формулу, реализуют пересчет кривых капиллярных давлений в кривые h - Kв, на основе которых строят номограмму Кп - Кв с шифром кривых h (высота рас​положения над контактом) - рис. 4.9.
Наиболее важным результатом описанного усо​вершенствования методики является возможность с помощью этой номограммы прогнозировать по​ложение ВНК при наличии данных по скважине (скважинам), вскрывшей исследуемую залежь выше ВНК. Прогноз реализуется по результатам оценки величин пористости Кп и водонасыщенности Kв по данным ГИС. Для этого необходимо на номограм​му нанести точку с координатами Кп и Кв-положе​ние этой точки позволит определить расстояние от исследованного пласта вниз по разрезу до уровня ВНК или ВНК*.
Такая методика позволяет спрогнозировать по​ложение контактов уже на стадии открытия место​рождения.
С другой стороны, методика позволяет оценивать величину насыщенности пласта при известных по​ристости и расстоянии пласта над уровнем ВНК, ког​да по каким-либо причинам оценка Кв по ГИС не​возможна (обычно для пластов малой толщины). Последняя возможность реализации методики будет описана в разделе 6.
Анализ накопленных при применении описанно​го способа результатов показал [11, 13], что крити​ческие значения относительной водонасыщенности для всех классов терригенных коллекторов изменяют​ся в относительно узком диапазоне: К * в,отн = 0,25-0,35 при наиболее вероятном значении 0,3; КВНКв,отн=0,8. С учетом этого было предложено при отсутствии фактических кривых относительной проницаемости использовать для оценки характера насыщенности коллекторов и ожидаемого притока из них следую​щие критические значения водонасыщенности К* и KвBНK, вычисленные через усредненные критические значения относительной водонасыщенности:
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Величину Kво для каждого пласта оценивают че​рез его пористость по зависимости Кво =f(Кп), кото​рую обычно получают по данным анализа керна из поисковых и первых разведочных скважин на мес​торождении. Оценку характера насыщенности пла​ста осуществляют сопоставлением найденного че-
рез рп и Кп значения Кв с определенными по выше​приведенным формулам значениями К*в и Кв внк
Критические значения Кв и Кв внк, найденные по кривым относительных проницаемостей, и соответ​ствующие им критические значения Рн* и рп*, а также Рввнк и рввнк которые находят с использованием пет-
рофизических зависимостей Рн =f(Кп) и Рп = f(Kn) при известных pв и Кп, существенно изменяются в зависимости от фильтрационных свойств пород. На​пример, для терригенных коллекторов I - V классов (по А.А. Ханину) величина Кв*, являющаяся важней​шей характеристикой продуктивного коллектора, из​меняется от 30 до 80% [11]. Чем ниже К , т.е. чем хуже коллекторские свойства, тем выше значения К* и ниже соответствующие им значения Рн* и рп*.
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а другая Ботменом [20] для случая фильтрации газа и воды:
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В принципе, кривые относительной фазовой про​ницаемости при отсутствии прямых измерений на керне могут быть получены не только по формуле Бурдайна. Среди прочих отметим две формулы, одна из которых предложена С.Д. Пирсоном [20] для слу​чая фильтрации нефти и воды в гидрофильных по​родах:
4.3.3. Оценка характера насыщенности по комплексу ГИС
Рассмотренные выше методики оценки характе​ра насыщенности требуют, помимо количественных определений УЭС пласта и его промытой зоны, при​влечения результатов большого количества испыта​ний продуктивных и водоносных пластов, а также проведения лабораторных исследований керна с це​лью получения необходимых петрофизических зави​симостей и кривых фазовой относительной прони​цаемости.
Для оперативного выделения в изучаемом раз​резе нефтегазонасыщенных коллекторов можно ис​пользовать способы, базирующиеся исключитель-

но на зарегистрированных показаниях методов ГИС и не требующие знания истинных величин рп, Кп, рв,, Рн, Кв и критических значений тех или иных параметров.
Наибольшее распространение получил, особен​но при изучении карбонатных отложений, так на​зываемый способ нормализации [1, 8, 11, 21]. Спо​соб основан на перестроении и изображении кри​вых, отражающих сопротивление (БК или ИК) и по​ристость (НК, ГГКП или АК), в едином масштабе сопротивлений или пористости. При нормирова​нии, например, кривых БК и НГК (или АК) по по​ристости кривую БК перестраивают в логарифми​ческий масштаб НГК (или арифметический масш​таб АК), для чего модули (коэффициенты) перестро​ения выбирают таким образом, чтобы кривые со​впадали в опорных водоносных пластах с высокой и низкой пористостью. Кривая НГК (или АК) эк​вивалентна при этом кривой БК в случае водона-сыщенности пород. Перспективные на нефть и газ пласты выделяют по расхождению нормированных кривых (в данном случае по превышению показа​ний кривой БК над кривой НГК) (рис. 4.10). Этот способ прост, нагляден и не требует специальной
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обработки диаграмм и сложных расчетов. Он дает возможность быстрого просмотра значительных интервалов исследуемых пород и выделения перс​пективных участков для дальнейшей детальной ин​терпретации. Недостаток способа заключается в том, что подобно нефтегазонасыщенным интерва​лам такими же расхождениями нормированных кривых, отражающих сопротивление и пористость, характеризуются породы другого литологическо-го состава (например, доломиты, глинистые и за​гипсованные разности среди известняков), а так​же породы, содержащие твердый битум, и кавер​нозные породы, обладающие другим структурным коэффициентом т по сравнению с породами, пус​тоты в которых представлены только межзерно​выми порами.
Установить тип углеводородов (нефть или газ), которыми насыщены коллекторы, выделенные по расхождению нормированных кривых, не представ​ляется возможным, что вытекает из физических ос​нов этого способа (нефть и газ в равной степени неэлектропроводны).

При совместном использовании кривых только методов пористости (НК, ГГКП, АК) в благопри​ятных случаях (высокая пористость, неглубокие зоны проникновения) возможно выделить газона​сыщенные пласты. Для этого надо кривые методов перестроить и изобразить их в едином масштабе одной из кривых, например, кривые водородосодер-жания W(НК) и объемной плотности а (ГГКП) про​нормировать по масштабу кривой интервального времени дельта t (АК). Затем нормированные кривые надо сопоставить вместе таким образом, чтобы они со​впали в основной части разреза. При этом в газона​сыщенных пластах нормированные кривые НК и ГГКП по отношению к кривой АК и по отношению друг к другу разойдутся в противоположные сторо​ны (рис. 4.11). Обусловлено это разным характером влияния газа на показания методов НК и ГГКП. Плотность газа в пластовых условиях меньше плот​ности нефти и воды, вследствие чего при одинако​вых пористости и литологии газонасыщенные ин​тервалы с неглубокими зонами проникновения (ме​нее 2dc) будут иметь характеристики по НК более плотных пород (W будет занижено), по ГГКП - бо​лее пористых пород (а будет занижено). На интер​вальное время дельта t (АК) влияние газа в пластовых ус​ловиях сказывается, как правило, незначительно.
Общеизвестен способ выделения газонасыщен​ных пластов по данным повторных измерений НК в обсаженных скважинах в процессе расформиро​вания зоны проникновения (водородосодержание W при этом во времени уменьшается).
В зонах АВПД в ряде случаев удается выделить газонасыщенные коллекторы по материалам АК. При невысоких репрессиях на пласты ПЖ в стволе скважины против газонасыщенных пластов газиру​ется, а содержание газа в зоне проникновения оста​ется высоким. Это явление отмечается ослаблением на один-два порядка амплитуд сигналов АК, увели​чением интервального времени At и частыми "поте​рями фаз", т.е. частыми срывами на кривой дельта t (для отечественной аппаратуры АК потеря одной фазы ве​дет к скачкообразному увеличению дельта t на 40 мкс/м).
5

Определение пористости
5.1. ОСНОВНЫЕ ПОЛОЖЕНИЯ
 Пористость пород характеризуется коэффициен​том пористости Кп, который численно равен отно​шению объема пор к общему объему породы и вы​ражается в долях единицы или в процентах.
Различают пористость общую (полную), пред​ставленную всеми пустотами, открытую, образо​ванную открытыми пустотами, сообщающимися между собой и составляющими единую систему пор, и закрытую, образованную изолированными пус​тотами, не сообщающимися друг с другом и с ос​новной системой открытых пор.
В лабораторных условиях на образцах пород ве​личину общей пористости определяют пикномет-рическим методом с парафинированием поверхнос​ти образцов (метод Мельчера) [23, 49] или методом гидростатического взвешивания [34]. Величину от​крытой пористости получают методом насыщения жидкостью (метод Преображенского) [23, 49] или газом (газоволюметрический метод).
На практике иногда наблюдается превышение (до 1,5 - 4% и более) величины общей пористости над открытой, вследствие чего укоренилось мнение о на​личие закрытой пористости не только в карбонат​ных и гидрохимических отложениях, но и в терри-генных породах с гранулярной (межзерновой) пори​стостью. На самом же деле причины этого заключа​ются в абсолютном большинстве случаев в погреш​ностях лабораторных определений, причем при ис​пользовании метода жидкостенасыщения может за​нижаться Кп за счет недонасыщения образцов, а при использовании метода Мельчера может завышаться Кп в результате неучета при парафинировании об​разцов изменения плотности парафина в тонких пленках, покрывающих поверхность образцов.
Было установлено [34], что различие между от​крытой и полной пористостью может иметь разный знак и находится в пределах погрешности измере​ний. Точно также исследования, выполненные для продуктивных карбонатных и терригенных отло​жений разных районов, позволили [24, 35] сделать

вывод о практическом отсутствии закрытых пор в породах с гранулярной (межзерновой) пористос​тью. Закрытые поры редко встречаются в плотных кристаллических известняках и доломитах, мета-морфизованных песчаниках с регенерационным си​ликатным цементом, гидрохимических, карбонат-но-гидрохимических, вулканогенных и вулкано-генно-осадочных породах; обычно эти породы к коллекторам нефти и газа не относятся.
Пустоты по их форме различают трех видов: меж​зерновые поры, трещины и каверны. Доли объема породы, соответствующие этим видам пустот, со​ставляют коэффициенты межзерновой (Кп,м ), тре​щинной (Кп,т) и каверновой (Кп,к) пористости (ем​кости). При наличии в породе пустот всех трех ви-
Межзерновые поры типичны для терригенных и части карбонатных коллекторов. Трещинные пус​тоты характерны для карбонатных коллекторов, а также для терригенных, подвергшихся значитель​ному метаморфизму, причем вероятность появления трещиноватости в терригенных отложениях возра​стает с глубиной. Присутствие каверн и крупных пустот выщелачивания типично для большинства карбонатных коллекторов.
Независимо от формы различают поры эффектив​ные и неэффективные. Эффективные открытые поры способны наряду с остаточной водой содержать уг​леводороды, неэффективные поры практически це​ликом заполнены остаточной водой. Закрытая по​ристость всегда неэффективна. Наличие в породе эффективной пористости отличает породы-коллек​торы от неколлекторов. Доля объема породы, пред​ставленная эффективными открытыми порами, ха​рактеризуется коэффициентом эффективной порис​тости Кп,эф = Кп (1 - Кво), где Кео - коэффициент не​снижаемой (остаточной) водонасыщешюсти.
В нефтенасыщенном коллекторе часть эффектив​ной пористости представляет динамическую пори​стость Kп,д = Kп(1 - Кво- Кно ), где Кно - коэффициент остаточной нефтенасыщенности. Величина Кпд не является постоянной характеристикой коллектора.
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поскольку Кно зависит от условий его определения (состава и физико-химических свойств нефти и вы​тесняющих флюидов, градиента давления, при ко​тором происходит вытеснение, и др.).
Различная реакция отдельных видов ГИС на разные типы пустот служит физической основой оп​ределения их относительного содержания в породе. Обоснование определений проводят результатами анализов образцов керна, которые рассматривают также в качестве самостоятельного источника ин​формации о пористости пород.
Перед использованием материалов ГИС для оп​ределения Кп и других подсчетных параметров не​обходимо в обязательном порядке проверить их ка​чество, поскольку от него во многом зависит досто​верность определяемых параметров.
Качество материалов АК, НК, ГГКП проверя​ют независимо от выполненных калибровок аппа​ратуры по пластам с известными значениями дельтаt, W,сигма. Ими служат плотные пласты (известняки, ангид​риты, каменная соль), размытые глины, любые дру​гие пласты с известными свойствами.
Допустимые отклонения против таких пластов значений дельта t равны ±5 мкс/м, а - ±0,035 г/см3. Дан​ные всех видов НК необходимо привести к стандар​тным условиям измерений, для которых построены основные зависимости (палетки) НК. Стандартные условия следующие:
· порода состоит из чистого кальцита плотностью
2,71 г/см3;
· поры породы заполнены пресной водой плотно​
стью 1,0 г/см3; температура воды 20 °С, давление
0,1 МПа;

· скважина имеет номинальный диаметр в диапа​
зоне 150 - 300 мм, заполнена пресной водой, ми​
нерализация которой меньше 0,5 г/л, глинистая
корка отсутствует;
•
прибор прижат к стенке скважины.
Приведение показаний осуществляют по зави​
симостям и номограммам, индивидуальным для каж​
дого типа прибора.
Контроль качества материалов электрического и электромагнитного каротажа выполняют по резуль​татам параллельного определения рп по данным от​дельных методов и определения рп по данным комп​лекса методов.
Основные рекомендации по технологии определе​ния Кп по материалам ГИС сводятся к следующему.
Межзерновые неглинистые коллекторы. Для ис​ключения грубых промахов, вызванных влиянием неустановленных факторов (минерального состава пород, типа и свойств цементирующих веществ), оп​ределение Кп рекомендуется выполнять по данным трех (АК, НК, ГГКП) либо двух методов.

В терригенном разрезе следует применять пары методов ГГКП-АК либо ГГКП-НК (но не НГК).
Применение первой пары целесообразно при оцен​ке крепко сцементированных коллекторов, залега​ющих на глубинах более 1000 м. Ее преимущества: независимость результатов определения Кп от не​больших примесей глин (Кгл < 10 - 13%) и типа пла​стовых флюидов (если Кп < 20%). Применение вто​рой пары предпочтительно при определении пори​стости рыхлых, неуплотненных коллекторов; для газонасыщенных высокопористых коллекторов найденные значения Кп необходимо исправлять за влияние газа.
В карбонатных разрезах для определения Кп сле​дует применять данные АК-НК (в том числе НГК). Одновременно находят состав основных породооб​разующих минералов - известняк, доломит, ангид​рит, кварц. Результаты определения Кп свободны от неправильной оценки минералов (ангидрит - доло​мит, известняк - доломит), участвующих в опреде​лении, и при малых и средних значениях Кп не за​висят от типа порозаполнителя (вода, нефть, газ).
Как исключение, Кп можно определять также по данным ЭК и ЭМК (в том числе для межзерновых глинистых коллекторов). Вычисленные по данным этих методов значения Кп,эк отождествляют с откры​той пористостью, хотя в действительности Кп,эк от​личается от открытой пористости объемом тупико​вых пор, не участвующих в электропроводности. Значения Кп и Кп,эк тем ближе, чем проще структура порового пространства пород и более полно учте​ны текстура и термобарические условия залегания пород при установлении петрофизической связи между рп и Кп. Применение на этапе подсчета запа​сов зависимостей, установленных на образцах по​род из исследуемых отложений, позволяет учесть в неявном виде отличие между Кп и Кп,эк.
Абсолютная погрешность единичного определе​ния Кп составляет ±(2 - 2,5)% при использовании данных АК, НК, ГГКП и ±(4 - 5)%, если примене​ны данные ЭК и ЭМК. При определении средних значений погрешность уменьшается в корень(n) раз, где п -количество единичных определений.
Межзерновые глинистые коллекторы. Определе​ние Кп в терригенных разрезах рекомендуется про​водить с учетом глинистости по данным отдельно взятых ГГКП и АК, отдавая предпочтение перво​му методу и контролируя результаты с помощью второго. В карбонатных разрезах определение Кп ведут с учетом глинистости по отдельно взятым дан​ным АК и НК, затем по комплексу исправленных (за глинистость) значений пористости находят ис​тинное значение Кn с учетом литологического соста​ва пород.
Коэффициенты объемной глинистости необходи​мо находить по данным ГК и ПС согласно установ​ленным для данного месторождения петрофизичес-ким зависимостям.
Глинистые породы теряют коллекторские свой​ства, если значение относительной глинистости "эта"| (определяемое как "эта" = Кгл / (Кгл + Кп), где Кгл - коэф​фициент объемной глинистости) равно или больше 0,45 для терригенных пород и 0,3 - для карбонат​ных. Следовательно, нецелесообразно определять Кп глинистых пород, если Кгл превышает 20% для терригенных пород и 7 - 10% - для карбонатных.
Как исключение, допускается определение Кп терригенных межзерновых глинистых коллекторов по данным ПС.
Коллекторы со сложной структурой парового пространства и (или) сложным литеральным со​ставом скелета. Определение общей и оценку ка​верновои и трещинной пористости необходимо вы​полнять по комплексу данных НК, ГГКП, АК и ЭК (ЭМК). Предпосылками определения служат сла​бое влияние каверновои и трещинной (вследствие ее малости) пористости на показания АК и ано​мально выраженное влияние трещинной пористос​ти на данные ЭК (ЭМК).
Общую пористость находят с учетом минераль​ного состава пород по материалам комплекса НК (в том числе НГК) и ГГКП, на которые структура порового пространства не оказывает влияния. По данным АК с учетом установленного состава по​род определяют значение межзерновой пористости, куда входит какая-то доля каверновои пористос​ти. Эта доля в зависимости от величины и густоты расположения каверн изменяется от 1/2 для мелких и густо расположенных каверн до нуля в случае крупных и редко расположенных каверн.
Определение трещинной пористости возможно по данным ЭК (ЭМК) при бурении скважин на ми​нерализованной ПЖ или по методике двух ПЖ раз​ного сопротивления. Из-за влияния многих факто​ров погрешность оценки может значительно превы​шать определяемое значение.
В общем случае значения общей и каверновои пористости уверенно определяют по материалам ГИС; определения трещинной пористости носят ориентировочный характер, впрочем, как и по ре​зультатам изучения керна.
Коэффициенты эффективной и динамической по​ристости могут быть установлены по материалам томографического ЯМ К в сильных искусственных магнитных полях. Из-за малых объемов внедрения метода Кп,эф , и Кп,д чаще находят по результатам ана​лизов образцов керна, используя формулы, приве​денные выше в данном подразделе.

5.2. ПЕТРОФИЗИЧЕСКИЕ ОСНОВЫ ОПРЕДЕЛЕНИЯ ПОРИСТОСТИ
Петрофизической основой определения коэффи​циентов пористости по материалам ГИС служат корреляционные парные или многомерные зависи​мости типа "керн-ГИС" и "керн-керн" между Кп и раз​личными геофизическими характеристиками: Рп, Р0,, дельта t, W, сигма, дельаJnn, дельтаJnr, дельтаJr аnc и др.
Их устанавливаютдля выделенных в изучаемом
 объекте литотипов по​род с тем, чтобы максимально учесть состав веществ, образующих минеральный скелет породы, тип и рас​пределение глинистых частиц, тип и объемы цемен​тов, влияние межзерновой, каверновои и трещинной емкости и порозаполняющих флюидов - воды, нефти и газа. Для решения классификационных задач (выделения литотипов) широко используются дан​ные литологического описания шлама и керна, ко​торое обычно проводится при ГТИ.
Для определения пористости предпочтительно использование петрофизических связей типа "керн-ГИС". При их отсутствии используются связи типа 'керн-керн'. Широко используются также различ​ные интерпретационные модели (уравнения), кон​станты которых (минералогическая плотность, ин​тервальное время скелета, содержание химически связанной воды в глинах и др.) должны быть обо​снованы по результатам исследования керна.
5.2.1. Петрофизические связи типа "керн-керн"
Петрофизические связи "керн-керн" должны быть получены на представительной для данного место​рождения (горизонта, залежи) коллекции образцов в условиях, максимально приближенных или. по крайней мере, не противоречащих условиям изме​рения используемой геофизической характеристи​ки. Методические принципы нахождения основных связей сводятся к следующему: а) объем выборки должен обеспечить представительность образцов во всем диапазоне изменения фильтрационно-емкост-ных характеристик; б) подготовка образцов долж​на обеспечить сохранение коллекторских и физичес​ких свойств пород, в том числе при измерении элек​трических характеристик, когда должно наблю​даться равенство поверхностных свойств пород, имеющих место в пластовых условиях, свойствам керна в лабораторных условиях; в) в качестве на​сыщающей жидкости должна использоваться пла​стовая вода или ее модель, обычно представляющая собой водный раствор хлористого натрия с концен​трацией, устанавливаемой по результатам хими​ческого анализа пластовых вод; г) исследования образцов глинистых, разбухающих и разрушаю​щихся пород должны быть выполнены при насыще-
нии образцов водным раствором хлористого каль​ция, смеси хлористого натрия и хлористого каль​ция или керосином; д) при построении связей меж​ду Рп и Кп, дельта t и Кп измерения должны выполняться в термобарических условиях, имитирующих пла​стовые.
Количество образцов, необходимых для постро​ения связей "керн-керн", зависит от большого ко​личества факторов и до выполнения исследований априорно сколько-нибудь надежно не определяет​ся. Правильный характер зависимостей устанавли​вается при количестве образцов, большем 30; надеж​ные петрофизические связи получают, если количе​ство использованных образцов превышает 100.
Для сокращения объемов исследований выбор образцов для представительной коллекции, удов​летворяющей перечисленным условиям, осуществ​ляют после предварительного сопоставления зна​чений Кп и Кпр, выполненных при массовом опреде​лении этих параметров для исследуемого объекта (залежи, продуктивного горизонта, пласта и др.). Затем отбирают образцы таким образом, чтобы они равномерно представляли весь диапазон изменения величин Кп и Кпр в области наиболее тесной связи между этими параметрами.
5.2.2. Петрофизические связи типа "керн-ГИС"
Петрофизические связи типа "керн-ГИС" получа​ют по результатам анализов керна и интерпретации данных ГИС в базовых скважинах или пластопере-сечениях. В качестве таких пластопересечений реко​мендуются пласты, отвечающие следующим требо​ваниям: а) толщина - не менее 1,5м (для обеспечения надежности оценки любой геофизической характе​ристики, используемой для построения связи); б) вынос керна из исследуемых пластов (интервалов, долблений) - не менее 80%; в) плотность анализов -не менее 3 - 5 на 1 м вынесенного керна. Значения Кп, используемые для получения связи, следует опреде​лять в условиях, аналогичных пластовым, или при​водить к ним, если измерения выполнены при атмос​ферных условиях.
При выполнении перечисленных требований до​стоверность петрофизических связей "керн-ГИС" определяется исключительно надежностью привязки керна к разрезу. Наиболее надежными являются спо​собы формализованной привязки керна к разрезу, реализуемые сопоставлением результатов измерения какой-либо физической характеристики на образ​цах керна ("каротаж по керну") с кривыми одно​именного вида ГИС. В качестве такой характерис​тики выбирают наиболее дифференцированный в данном интервале параметр - интервальное время (дельта t), естественную гамма-активность пород и др.

Другой способ привязки керна базируется на со​поставлении кривых ГИС с литологическим макро​описанием и результатами измерений фильтраци-онио-емкостпых свойств образцов. Он эффективен при больших интервалах отбора и достаточно вы​соком выносе керна и массовых определениях кол-лекторских свойств.
Исходя из практики работ на месторождениях, приуроченных к терригенному и карбонатному разрезам, и с учетом опубликованных работ реко​мендуется следующая последовательность опера​ций при привязке керна к кривым ГИС: а) на планшет с полным комплексом ГИС наносят гра​ницы интервалов долблений и результаты макро​описания в принятых условных обозначениях; при выносе керна менее 100% его первоначально при​вязывают к кровле долбления; б) устанавливают положение реперных пластов, четко выделяемых по кривым ГИС и макроописанию керна, разбивают разрез на пласты, однородные по ГИС и литоло-гическому макроописанию; в) корреляцией резуль​татов макроописания и кривых ГИС определяют общий ''сдвиг" керна по глубине; г) с учетом об​щего "сдвига" коррелируют описание керна с кри​выми ГИС в пределах отдельных долблений, если вынос керна в них составил менее 100%; д) в масш​табе глубин ГИС строят кернограммы определе​ний Кп, Кпр , Кво и других свойств и с их помощью уточняют привязку результатов анализов к выде​ленным пластам; е) для каждого выделенного пла​ста, охарактеризованного керном, определяют пе​речень привязанных к нему образцов; вычисляют средние значения коллекторских параметров.
5.2.3. Определение пористости образцов кавернозных и слабосцементированных пород
Определение пористости образцов кавернозных и слабосцементированных пород представляет наи​большие затруднения при получении петрофизичес​ких связей "керн-керн" и "керн-ГИС".
При наличии в разрезе кавернозных пород керн следует отбирать максимально возможного большо​го диаметра и исследования проводить па полно​масштабных образцах большого размера. При оп​ределении пористости на стандартных образцах малого размера (30 х 30 мм) обычно получают за​ниженные значения Кп, причем занижения могут быть весьма значительными (рис. 5.1).
Для определения Кп кавернозных пород, пред​ставленных в абсолютном большинстве случаев из​вестняками и доломитами, рекомендуются методи​ки, позволяющие раздельно определять открытую пористость с учетом и без учета внешних каверн [36]. В обоих случаях образцы насыщаются жидко-
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стью, а объем внешних каверн, сообщающихся с по​верхностью образцов, определяется их обмером и гидростатическим взвешиванием [36] либо запол​нением внешних каверн смесью песка с клеем [40]. Обмер и взвешивание образцов более предпочти​тельны в связи с их простотой. Второй способ тре​бует выполнения дополнительных операций и не имеет практических преимуществ по сравнению со способом обмера. В обеих методиках учитывается только объем внешних каверн. Объем внутренних каверн, полностью заключенных в матрице породы, учитывается в составе межзерновой пористости.
Разработанные ранее способы учета внешних ка​верн - насыщение жидкостью образцов с изолиро​ванными (заклеенными) внешними кавернами [26] или насыщение образцов парафином [46] - в насто​ящее время применяются редко и для широкого ис​пользования не рекомендуются.
Значительные трудности представляет определе​ние Кп слабосцементированных и несцементирован​ных пород. В случае слабосцементированных по​род прямое определение Кп на небольших образцах (кусочках) керна возможно при соблюдении пре​дельной осторожности при обращении с образца​ми, поверхность которых необходимо закрепить клеем. Для несцементированной породы возможна приближенная оценка Кп, связанная с моделирова​нием уплотнения [13].
Наиболее приемлемой для слабосцементирован​ных и несцементированных пород является низкотем​пературная технология, связанная с предваритель​ным замораживанием керна в жидком азоте. В на​шей стране она разработана в 90-х годах в НПЦ Тверьгеофизика" [45] и с тех пор широко применя​ется для исследования неконсолидированного керна.

5.3. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ
ПО ДАННЫМ ЭЛЕКТРИЧЕСКОГО
И ЭЛЕКТРОМАГНИТНОГО КАРОТАЖА
Удельные электрические сопротивления продук​тивных (рп) и водоносных (pвп) пластов, не затро​нутых проникновением, и удельные электрические сопротивления их промытой зоны (рпз) и зоны про​никновения (pзп), определяемые по данным ЭК и ЭМК, могут быть использованы для определения пористости межзерновых (гранулярных) коллекто​ров, а также для оценки емкости трещинных и тре-щинно-каверновых коллекторов.
5.3.1. Определение пористости межзерновых коллекторов
Физической основой применения методов сопро​тивления для определения Кп межзерновых коллек​торов является зависимость относительного сопро​тивления (параметра пористости Рп) породы, насы​щенной электропроводящим флюидом, от Кп и структуры порового пространства.
Для чистых неглинистых межзерновых коллек​торов зависимость Рп от Кп описывается эмпири​ческим выражением Рп = а/Кmn, где т - структур​ный показатель, определяющий влияние на Рп степени консолидации породы и структуры ее по​рового пространства, а - эмпирическая величина, численное значение которой изменяется от 0,4 до 1,4. С усложнением структуры порового пространства величина показателя т растет. Для реальных по​род значение т обычно изменяется в пределах от 1,4 до 2,4. Зависимости Рп =f(Kn) типа "керн-керн" устанавливаются на основе статистического ана​лиза результатов лабораторных измерений на реп​резентативной выборке образцов керна с соблю​дением требований, изложенных выше в подраз​деле 5.2.1. Параметр пористости Рп неглинистой (чистой) породы не зависит от минерализации жидкости в порах.
В глинистых породах с глинистым материалом, равномерно распределенным в породе (рассеянная глинистость), величина Рп не остается постоянной при изменении минерализации насыщающей жид​кости. Поэтому в глинистых породах вместо Рп на​ходят его фиктивное значение Рп,ф= Рп П, где П -коэффициент, учитывающий поверхностную про​водимость породы. Всегда П < 1. Для чистых пород П = 1, для глинистых П < 1, причем отличие П от единицы тем больше, чем выше глинистость поро​ды, активность глинистого материала и величина УЭС насыщающей жидкости. Соответствующие за​висимости для определения П устанавливаются в результате лабораторных экспериментов на керне.
Многие экспериментальные зависимости приведе​ны в [8, 11, 12, 29].
Учет поверхностной проводимости необходим, если минерализация насыщающей пласт жидкос​ти ниже минерализации воды, которой насыща​ли образцы керна при установлении зависимос​тей Рп = f(Kn) для изучаемого объекта.
Известны следующие способы определения Кп межзерновых коллекторов по относительному со​противлению Рп (или Рп,ф).
Для водонасыщенных коллекторов в законтур​ной части нефтяной или газовой залежи Рп(Рп,ф ) рассчитывают по данным:
· рвп водоносного пласта и рв пластовой воды;

· рпз промытой зоны и р. фильтрата промывочной
жидкости (ПЖ);
· рзп зоны проникновения и рф , смеси фильтрата
ПЖ и пластовой воды.
Для продуктивных коллекторов Рп (Рп,ф) нахо​дят по рпз и рф либо по рзп и рвф . Известен также спо​соб определения Кп продуктивных пластов по от​носительному сопротивлению Р0 = рп /рв с исполь​зованием установленных на основании керновых анализов статистических зависимостей Р0 от пори​стости [27].
Следует сразу же отметить, что значения Кп, ус​тановленные для водоносных коллекторов за кон​туром нефтегазоносности, имеют ориентировочное значение при подсчете запасов нефти и газа. Их ис​пользуют в тех случаях, когда геолого-геофизичес​кая информация о пористости коллекторов в преде​лах залежи недостаточная. В то же время эти зна​чения важны при проектировании разработки не​фтяных месторождений для характеристики коллек​торов в зоне заложения нагнетательных скважин. Важны они также при сооружении ПХГ для харак​теристики природного резервуара, предназначен​ного для закачки газа.
Способы определения Кп продуктивных коллек​торов по рпз и рф либо по рзп и рвф., широко распрост​раненные в 50 - 60-х годах, постепенно выходят из практики подсчета запасов и в настоящее время применяются очень редко при пересчетах запасов по старым разрабатываемым месторождениям. Причи​нами этого являются трудности учета влияния на pпз и рзп невытесненных пластовых флюидов и на рф , и рвф , различных добавок в ПЖ, а также широкое применение специально предназначенных для оп​ределения пористости методов ГИС (АК, ГГКП, НК), обладающих более высокой точностью опре​деления Кп по сравнению с ЭК и ЭМК. Это же от​носится и к способу определения Кп через Р0, кото​рый на практике применялся крайне редко для оп​ределения К газоносных отложений сеномана мес-

торождений Севера Западной Сибири, где эффек​тивность применения методов пористости резко сни​жается из-за сильного влияния газа на показания методов.
Погрешности вычислений Кп по относительно​му сопротивлению определяются погрешностями нахождения величин, по которым рассчитывается Рп (или Рпф), и теснотой петрофизических зависи​мостей Рп = f(Kn). Относительная погрешность оп​ределений Кп по Рп составляет примерно ±30% для чистых водонасыщенных коллекторов, в которых глинистость изменяет значения рвп, рпз и рзп не более чем на 10%. В глинистых и нефтегазонасыщенных коллекторах погрешность оценки Кп увеличивается.
Используемые при расчетах относительного со​противления (параметра пористости) значения удель​ных электрических сопротивлений рп (или рвп) и рзп находят по данным комплекса БКЗ-БК-ИК, ВИКИЗ, ИКЗ. Уверенно названные электрические парамет​ры определяются при толщине пластов h > 1,6 м. При определении рвп в законтурной части нефтяных за​лежей нельзя забывать, что коллектор ниже ВНК может содержать остаточную нефть, что приводит к завышению истинного значения рвп и, соответ​ственно, к занижению истинной величины Кп.
Значения рпз находят по данным БМК в случае, если D > 3dс. При глубине зоны проникновения ме​нее 3dc определение рпз по БМК невозможно. При глубоком (D > 6dc) проникновении рпз можно оце​нить также по показаниям малых зондов БКЗ или ВИКИЗ.
Определение электрических параметров пластов проводят с использованием соответствующих мето​дических указаний (руководств, инструкций, реко​мендаций), разработанных для конкретных мето​дов, типов аппаратуры и применяемых зондов [5, 6, 17, 19, 44, 50].
Способы определения удельных электрических сопротивлений pв, рф  и рвф также используемых при расчетах параметра пористости, общеизвестны. Они детально описаны в многочисленных отече​ственных и зарубежных изданиях [8, 11, 12, 15, 16, 25, 29, 38] и поэтому здесь не рассматриваются.
Ниже изложены способы нахождения Кп по зна​чениям параметра пористости, рассчитываемым по данным электрических характеристик пластов и удельных сопротивлений насыщающих их электро​проводящих флюидов.
Определение Кп водонасыщенных коллекторов по значениям рвп и рв. Возможно при неглубоком проник​новении фильтрата ПЖ, что позволяет найти рвп с достаточной точностью. Используя найденные зна​чения pвп и рв, рассчитывают величину параметра пористости Рп = рвп / рв. Определив Рп, по соответству-
ющей петрофизической зависимости Рп = f(Kn) на​ходят К . Необходимо обращать внимание на то, чтобы используемая зависимость Рп = f(Kn) была получена с учетом термобарических условий, ана​логичных пластовым, и минерализация жидкости, которой насыщали образцы керна, соответствова​ла минерализации пластовой воды. Если же зави​симость построена при насыщении образцов водой высокой минерализации, а пластовая вода имеет другую (более низкую) минерализацию, то при ис​пользовании этой зависимости для глинистых кол​лекторов параметр пористости надо рассчитывать с учетом поправки П за поверхностную проводимость, т.е. вместо Рп находить Рпф = Рп П = (рвп /рв)П.
Определение Кп водопасыщенных коллекторов по значениям рпз, и рф. Возможно при глубокой зоне проникновения, когда размеры сформированной промытой зоны достаточны для определения рпз по данным БМК, глубинность исследования которого составляет 8 - 10 см [17]. Для нахождения Кп можно использовать зависимость Рп = f(Kn), полученную при насыщении образцов керна водой, минерали​зация которой соответствует минерализации плас​товой воды в неизмененной части коллектора. В этом случае параметр пористости Рп = pпз/pф, рас​считывают для чистых коллекторов без учета и для глинистых коллекторов с учетом поверхностной проводимости (П), поскольку обычно рф > рв. По​правку П для глинистых коллекторов не вводят, если используется зависимость Рп =f(Kn), получен​ная в лаборатории при насыщении образцов керна из изучаемого объекта водой, минерализация кото​рой соответствует минерализации фильтрата.
Определение Кп водопасыщенных коллекторов по •значениям рзп и рвф. Этот способ аналогичен пре​дыдущему с той лишь разницей, что вместо рпз и рф , при расчетах параметра пористости используют
рзп   и   рвф
Определение Кп продуктивных коллекторов по
значениям рпз и рф. Этим способом определяют Кп продуктивных межзерновых коллекторов с прони​цаемостью более 100 - 200 мД [12]. Способ определе​ния тот же, что и для водонасыщенных коллекто​ров, однако есть и особенности, связанные с учетом влияния остаточной нефте(газо)насыщенности в промытой зоне коллектора.
Параметр пористости, приведенный к условиям минерализации воды в неизмененной части коллек​тора, рассчитывают по формуле Рп = pпз /(pф Pф Рно), где Рно - параметр насыщенности промытой зоны, П - параметр поверхностной проводимости. Вели​чину Рно, при наличии в изучаемом интервале раз​реза продуктивных и водоносных пластов, можно рассчитать по формуле Рно = рпз,п/рпз,в, где рпз,п и

рпз,в - удельные электрические сопротивления промы​той зоны продуктивного и водоносного коллектора с близкими значениями Кп. Однако такие случаи бы​вают сравнительно редко (в основном, это пласто-пересечения с наличием ВНК), поэтому обычно ве​личину Рно находят по известному Кно(коэффициен​ту остаточной, т.е. неснижаемой нефте(газо)насы-шенности) с использованием экспериментальной за​висимости Рн = f(Кв) для изучаемого типа коллекто​ра. Для большей части коллекторов Кно составляет 20 - 30%, чему соответствуют значения Рно , пример​но равные 1,6-2.
Определение Кп проводят по найденному значе​нию Рп с использованием петрофизической зависи​мости Рп = f(Kn), полученной при насыщении об​разцов керна пластовой водой. Поправку 7/ при расчетах Рп не вводят, если используемая зависи​мость Рп = f(Кп) получена при насыщении образ​цов раствором, имитирующим фильтрат ПЖ.
Следует отметить, что в ряде случаев, особенно при насыщении коллектора вязкой нефтью и час​тичной его гидрофобности, а также при недостаточ​ной промывке фильтратом прискважинной зоны пласта, величина Кно в промытой зоне может быть значительно больше, чем указанные выше 20 - 30%. В этих условиях из-за трудностей оценки реальных значений Кно и Рно возможны значительные погреш -
ности при расчете Рп и, соответственно, определе​нии по нему Кп , что делает нецелесообразным опре​деление Кп этим способом.
Для повышения надежности определения Кп про​дуктивных коллекторов по значениям рпз и рф реко​мендуется использовать другой, более простой и обоснованный, подход к определению Рп [12, 29]. Его применение возможно на площадях, где имеются скважины с представительным керном из продук​тивных отложений.
Суть подхода заключается в следующем. Форму​лу для расчета Рп видоизменяют введением в нее ком​плексного параметра q вместо входящего в знамена​тель произведения (Рно -П). Таким образом Pn = рпз;/(рф q). Выбирают на изучаемом объекте не менее 30 пластов-коллекторов, охватывающих все многообразие коллекторских свойств продуктивных пластов. Для этих пластов находят значения Кп по данным других видов ГИС или по представитель​ному керну. Для каждого из этих пластов определя​ют соответствующий найденному Кп параметр по​ристости Рп, используя петрофизическую зависи​мость Рп =f(Кп;) для изучаемого объекта, находят рпз, рф, и рассчитывают q по формуле q = рпз/(рпз Рп). Со​поставляя q и Кп для всей совокупности эталонных пластов, получают эмпирическую связь между q и Кп, которую затем используют для расчета Рп.
Полученные для терригенных продуктивных коллекторов корреляционные зависимости между q и Кп характеризуются следующими особеннос​тями [29]:
· с ростом Кп значение q закономерно возрастает;

· область q < 1, в которой влияние на рпз   остаточ​
ной воды сильнее влияния остаточной нефти (или
газа), соответствует коллекторам с низкой пори​
стостью, близкой к Кп,гр;

· область q > 1 с сильным влиянием нефте(газо)-
насыщенности соответствует коллекторам со
средними и высокими значениями Кп и К  .
Расчет Рп с использованием зависимости между q
и Кп и определение Кп по найденному значению Рп проводится методом итераций. Определив рпз и рф вычисляют фиктивный параметр Рп,ф = рпз/рф. По нему, используя зависимость Рп =f(Kп), находят пер​вое приближение K'n. По зависимости между q и Кп находят значение q', соответствующее К'п. С учетом q, рассчитывают первое приближение Р'n. Пользу​ясь зависимостью Рп =f(Kn), по величине Р'n нахо​дят второе приближение К''n. Операции повторяют до тех пор, пока найденное через Рп значение Кп зас-табилизируется. Опытным путем установлено, что для этого бывает достаточно две-три итерации.
Определение Кп продуктивных коллекторов по значениям рзп и рвф. Этот способ по своей сути ана​логичен предыдущим: находят значение парамет​ра пористости Рп и по нему, используя петрофизи-ческуго зависимость Рп =f(Kn), определяют Кп.
Параметр пористости Рп рассчитывают по фор​муле Рп = рзп/(рвф Рно,зП), где Рно,з - параметр насы​щенности зоны проникновения, П - параметр по​верхностной проводимости для приведения Рп к ус​ловиям насыщения породы пластовой водой.
Величина Pно,з зависит от средней остаточной нефте(газо)насыщенности Кно,з в зоне проникнове​ния, отличающейся от Кно в промытой зоне и от Кн в неизмененной части коллектора (Кно < Кно,з < Kн). Находят Рно,з, по значению Kg = 1 - Кно,з  с использо​ванием петрофизической зависимости Рн =f(Kв) для изучаемого объекта.
Удельное электрическое сопротивление рвф  нахо​дящейся в зоне проникновения смеси фильтрата ПЖ и невытесненной пластовой воды обычно рассчи​тывают по известной формуле для параллельно включенных проводников с разной проводимостью: 1 /рвф  = z/рв + (1-z)/рф, где z - фактор смешения, характеризующий долю токопроводящего объема пор в зоне проникновения, занимаемого невытес-пенной пластовой водой с удельным электрическим сопротивлением pв. Величину z нельзя отождеств​лять с коэффициентом остаточной водонасыщенно-сти Кво [37]. Всегда z > Keo [12].

Выбор конкретных величин Кно,з и z, необходи​мых для вычисления значений Рно,з и рф, наиболее сложный вопрос в этом способе расчета параметра Рп. Дело в том, что для одного и того же коллектора Kно,з и z в силу разных причин могут принимать раз​личные значения. Наиболее вероятные пределы из​менения Кно,з = 20 - 40%, z = 0,5 - 5% [12].
В связи с этим, для повышения надежности ус​тановления Кп продуктивных коллекторов по вели​чине рзп рекомендуется другой подход к определе​нию Рп по величине рзп. Формулу для расчета Рп ви​доизменяют введением комплексного параметра qз. и записывают в виде Рп = рзп/(рфqз)• Далее посту​пают таким же образом, как и в предыдущем слу​чае при расчетах Рп по величине рпз, т.е. получают эмпирическую зависимость q3 = f(Kп), которую за​тем используют для расчета Рп и определения Кп ме​тодом итераций.
5.3.2. Оценка емкости трещинных и трещинно-каверповых коллекторов
Удельное сопротивление рзп,m зоны проникнове​ния трещинного коллектора с непроницаемой мат​рицей, измеренное в скважине, пробуренной на вод​ной ПЖ, определяется выражением:
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где Рп,м - коэффициент относительного сопротивле​ния непроницаемой гидрофильной матрицы, опре​деляемый соотношением Pn,м = аК-mn,м, рв - удельное сопротивление пластовой воды, насыщающей поры матрицы; А - коэффициент, значение которого из​меняется от 0,5 до 1 и определяется ориентацией тре​щин по отношению к оси скважины; рф - удельное сопротивление фильтрата ПЖ, заполняющего тре​щины в зоне проникновения.
Если отношение рф / рв стремится к бесконечнос​ти, то рзп ; стремится к значению Pn,мрв = рп,м, то есть к удельному сопротивлению (pn,м) межзерповой мат​рицы. Эту возможность используют для оценки Kn,м трещинного коллектора по данным однократного ис​следования одним из методов ЭК или ЭМК (БМК, БК, ВИКИЗ, ИКЗ) при бурении скважины на пре​сной ПЖ, когда рф » pв и с допустимой погрешно​стью можно положить pзп,т = рп,м. Оценить величину Кп,т в таких случаях невозможно.
При вскрытии трещинного коллектора на мине​рализованной ПЖ, минерализация которой близка или равна минерализации пластовых вод и, следо​вательно, pф = рв (приближенно), выражение (5.1) упрощается:
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Решая уравнение (5.2) относительно Кп,т, полу​чим:
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Для расчета Кп,т, согласно (5.3), необходимо вы​полнить следующее: 1) установить по материалам комплекса ГИС интервал, представленный трещин​ным коллектором; 2) определить рзп,т по данным электрического каротажа; 3) рассчитать рп,м по фор​муле р;п,м = рв К-mn,м, используя соответствующую изу​чаемым отложениям петрофизическую связь между Рп и Кп и значение общей пористости Кп, найденное по другим видам ГИС, вместо значения Кп,м. При отсутствии надежных данных об ориентации трещин задаются крайними значениями А = 0,5 и А = 1, а также значением А =0,67 для хаотической системы трещин. Таким образом находят максимальное (при А - 0,5), минимальное (при А = 1) и наиболее веро​ятное (при А = 0,67) значения Кп,т. Если есть основа​ние для выбора определенной системы трещин (на​пример, по материалам пластовой наклонометрии, акустического телевизора, по данным керна), то в формулу (5.3) подставляют соответствующее значе​ние А и рассчитывают отвечающую этому значению величину Кп,т.
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Исключая величину Рп,м, получаем решение сис​темы уравнений (5.4) относительно Кп,т.
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При исследованиях трещинного коллектора по методике двух ПЖ в изучаемом интервале разреза определяют значения р'зп,т и р"зп,т. при первом замере на минерализованной ПЖ (р'ф) и при втором замере после замены минерализованной ПЖ на пресную (р"ф) с продавкой последней в пласты. В соответствии с (5.1) имеем:
При выборе А пользуются теми же соображения​ми, что и в случае расчета Кп,т по формуле (5.3).
Рассмотренные способы расчета Кп,т используют для оценки трещинной пористости водонасыщенных и продуктивных коллекторов. Допускается, что в последних происходит полное вытеснение углеводо-

родов из трещин в объеме породы, для которого рзп,т определяют по данным электрического каротажа. За​метим, что пренебрежение остаточной нефтегазона-сыщенностью трещин в зоне проникновения продук​тивного коллектора и сложная геометрия поверх​ностей, ограничивающих реальные трещины, ведут при прочих равных условиях к заниженным значе​ниям Кп,т при использовании формул 5.3 и 5.5. Наи​менее благоприятные условия для определения Кп,т изложенным способом наблюдаются при преоблада​нии в разрезе вертикальных трещин, поскольку они оказывают незначительное влияние на величину рзп,т. Удельное сопротивление рп,к кавернозной поро​ды определяется приближенным выражением:
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где Кп,к - каверновая пористость.
Выражение справедливо для породы с небольшой общей пористостью и кавернами сферической фор​мы, хаотически рассеянными в объеме породы при расстояниях между ними, значительно превышаю​щих размеры каверн. Каверны и поры матрицы за​полнены водой с одинаковым удельным сопротив​лением. При непроницаемой матрице такая порода не является коллектором, поскольку она не содержит трещин, объединяющих каверны в единую фильтра​ционную систему.
Идеальной моделью трещинно-кавернового кол​лектора является порода с непроницаемой матрицей, которая содержит случайно распределенные в ее объеме каверны и хаотически расположенные тре​щины, причем так, что каждая каверна сечется хотя бы одной трещиной. При этих условиях вся емкость, обусловленная кавернами и трещинами, образует единую фильтрационную систему, а коэффициент эффективной пористости Кп,эф = Кп,к + Кп,т. Удель​ное сопротивление рп,тк такого коллектора опреде​ляется приближенным выражением:
[image: image56.png]1-K
142K,




где рп,т - сопротивление трещиноватой породы, вы​численное по формуле (5.2). Выражение (5.7) спра​ведливо при насыщении всех пустот (трещин, каверн, межзерновых пор) водой с одинаковым удельным сопротивлением.
где рзп,т вычисляется по формуле (5.1).
При бурении на пресной ПЖ удельное сопротив​ление рзп,тк зоны проникновения трещинно-каверно​вого коллектора будет равно:
Если трещинно-каверновый коллектор вскрыва​ется на минерализованной ПЖ, когда рф = рв и рф « рзп,т, уравнение (5.8) превращается в (5.7). В этом случае рзп,т описывается выражением (5.2). При Кп,к < 0,1 значения рзп,тк мало отличаются от рзп,т, что позволяет оценивать Кп,т по (5.3). При вскры​тии такого же коллектора на пресной ПЖ, когда рф >:> рв значение рзп,тк близко к рп,м. Пористость Кп,м межзерновой матрицы, как и при изучении тре​щинного коллектора, оценивается по значению рзп,тк.
5.4. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ
ПО ДАННЫМ АКУСТИЧЕСКОГО КАРОТАЖА
На этапе подсчета запасов общую пористость Кп определяют по материалам АК с использованием эмпирических парных или многомерных зависимостей между Кп и интервальным временем дельта t, соответствующих исследуемому пласту (горизонту). Их устанавливают на представительной коллекции образцов керна в термобарических условиях, идентичных пластовым (зависимости типа "керн-керн"). С равным успехом применяют зависимости, при получении которых средневзвешенные значения Кп измерены на образцах керна из интервалов с высоким выносом, а значения интервального времени против этих интервалов определены по кривой дельта t (зависимости "керн-ГИС").
Для определения Кп на ранних этапах разведки залежи, а также для месторождений с небольшими запасами предложен ряд зависимостей между Кп и дельта t, полученных на основе анализа и обобщения экспериментальных и теоретических исследований. Из них наиболее известны зависимости для крепких, неглинистых, насыщенных водой, сцементированных пород с межзерновой пористостью, которые при значительном содержании в порах свободных (несвязанных) флюидов характеризуют дифференциально упругие среды с несовершенной связью между фазами (минеральным скелетом породы и флюидом в порах). Считается, что песчаники достигают такого состояния на глубинах более 2000 м, хотя последнее сильно зависит от возраста пород и их предыдущего термобарического состояния.
Если отвлечься от зависимостей между дельта t и Кп, в которых использованы величины, не поддающиеся определению по материалам ГИС (аспектное число или окатанность минеральных зерен, тип и степень цементации зерен, коэффициенты сжимаемости минерального скелета и флюида и т.п.), то останутся практически равноценные зависимости, наиболее часто встречающиеся в литературных источниках. Погрешности определения с их использованием коэффициентов Кп общей пористости практически одинаковы в диапазоне значений пористости 0 - 30%.

Наиболее простой (линейный) вид (рис. 5.2) имеет так называемое уравнение среднего времени [59]:
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где дельтаtCK - интервальное время продольной волны в идеализированной непористой моно- или поликристаллической породе, дельта tж - то же в поровой жидкости (воде).
Уравнение (5.9) распространяют также на глини​стые коллекторы:
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где Кгл и дельта tгл - объемное содержание глинистых минералов в породе и интервальное время в глинах соответственно.
Значения дельта tCK и дельта tЖ необходимо рассматривать как некоторые подстроечные константы. В работе [22] они определены как управляющие константы, принимающие фиксированное значение в зависимости от области применения петрофизических зависимостей. Значения интервального времени дельтаtCK в минеральном скелете пород установлены обобщением экспериментальных данных для оговоренных литотипов пород, а не для минералов. Поэтому для алевролитов, рыхлых и сцементированных песчаников дельтаtCK разные (182 и 170 мкс/м), хотя они состоят из одинаковых минералов. Для доломитов значения дельтаtск будут различными для мелкокристаллических первичных доломитов (133 мкс/м) и доломитов вторичного происхождения (142 мкс/м).
Условность определения констант возрастает при выборе дельтаtж и дельтаtгл. При реализации этого действия следует помнить, что значения скорости упругой волны в тонких слоях физически связанной воды и в микрообъемах (по сравнению с длиной волны) подвижной жидкости в порах, так же как ее значения в микрослоях или микрогранулах глин, не могут тождественно совпадать со значениями этих величин в неограниченных объемах воды или глин. Поэтому для газонасыщенных пород дельтаtж ближе (или почти равно) к своему значению в воде (в том числе при измерениях на образцах керна, когда нет даже речи о влиянии зоны проникновения), чем к интервальному времени в газе. Значения дельта tгл существенно зависят от характера распределения глинистых частиц в породе.
В большинстве случаев используют усредненные значения дельта t и дельта t ., обеспечивающие определение пористости с абсолютной погрешностью дельтаКп, не превышающей ±2%. Для основных породообразующих минералов дельта tCK принимает значения 155 мкс/м в кальците, 142 мкс/м в доломите, 164 мкс/м в ангидрите, 171 мкс/м в гипсе, 170 мкс/м в кварце и 221 мкс/м в галите. Для полиминеральных пород находят промежуточные значения дельтаtCK в зависимости от объемов
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содержащихся в породе минералов. Значения интервального времени дельта tж определяются упругими свойствами жидкости в зоне проникновения, размеры которой обычно превышают глубинность исследования АК, и составляют 580 мкс/м при бурении скважин на высокоминерализованной промывочной жидкости (Св > 130 г/л) и 610 ± 15 мкс/м - на низкоминерализованной жидкости. Увеличение дельта tж вызвано проникновением фильтрата пресной промывочной жидкости в коллекторы.
При крайней необходимости значения дельта tск определяют линейной экстраполяцией зависимости At от Кп к нулевой пористости. Значения дельтаt при этом снимают с кривых АК, пористость устанавливают на образцах керна. Другой способ определения дельта tск свя​зан с сопоставлением значений интервального време​ни и удельного сопротивления, измеренных против одних и тех же пластов неглинистых и нетрещинова​тых пород. Интервальное время дельта tск находят в резуль​тате экстраполяции полученной зависимости до пе​ресечения с осью сопротивлений в точке, где рп -» бесконечность.
Приближенное значение дельта tж (в мкс/м) можно определить, воспользовавшись предложенной Г.И. Петкевичем и Т.З. Вербицким приближенной фор​мулой:
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где Св - минерализация воды, г/л; к - коэффициент пропорциональности, равный 0,6 < к < 1, обычно он близок к единице.
Для зоны проникновения дельта tж находят также по номограммам, учитывающим изменение скорости распространения упругой волны в воде в зависи​мости от ее минерализации, температуры и давле​ния (рис. 5.3).
Для крепких сцементированных пород значения дельта tж, рассчитанные по формуле (5.11) или найденные
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по номограмме (рис. 5.3), могут отличаться в ту или другую сторону на 20 - 40 мкс/м, что связано с огра​ничениями используемой модели (уравнение средне​го времени) и условностями определения используе​мых констант (дельта tCK, дельта tж).
Уже в пионерских работах, в том числе [59], по​священных нахождению коэффициентов общей по​ристости пород по данным акустического карота​жа, отмечалось, что с использованием формулы (5.9) получают заниженные значения Кп для высокопо​ристых (Кп > 20%) пород. Такое явление справед​ливо для отсортированных, крупнозернистых и вы​сокопористых песчаников и полностью корреспон​дируется с уменьшением влияния на дельта t каверновой пористости (мелкокаверновой, если искать прибли​жение к песчаникам) для редко и стохастически рас​положенных каверн в карбонатных породах. Так​же предполагается, хотя это не всегда подтвержда​ется измерениями на образцах керна, что примене​ние уравнения среднего времени ведет к завышению (на 1 - 3% абс.) значений Кп в диапазоне пористостей от 5 до 20%.
Для исключения возможных ошибок определения коэффициентов межзерновой пористости с помощью уравнения среднего времени активно используют для решения обратных задач более сложные, чем (5.9) и (5.10), эмпирические зависимости (рис. 5.2). Они, как правило, предложены и удовлетворительно описы​вают зависимость дельта t от Кп для диапазона пористос-тей от 0 до 25 - 30%, но не всегда удовлетворяют кра​евым условиям: равенство дельта t = дельта tCK, если Кп = 0, и дельта t = дельта 1Ж, если Кп = 100% (рис. 5.2,6). Последнее не относится к эмульсиям и взвесям, поведение At в ко​торых может определяться другими зависимостями.
Из альтернативных уравнению (5.9) зависимос​тей наиболее широко рекламируется уравнение [57]:
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где V, vck и vж. - скорость распространения (величи​на, обратная интервальному времени) продольной волны в породе, минеральном скелете и норовой жидкости соответственно. Значения величин, вхо​дящих в уравнение (5.12) и в уравнения, приведен​ные ниже, определяются так же, как для уравнений (5.9) и (5.10).
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где 1/М = (бетта - Кп)/ Кск + Кп/Кж, (бетта - коэффициент, за​висящий от пористости пород; сигам  и сигмаск - общая и ми​неральная плотности породы; Кск и Кж - коэффици-
Менее знакомо используемое в зарубежной прак​тике [53, 55] уравнение:

енты объемной сжимаемости минерального скелета породы и флюида в порах.
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Наиболее общий характер носит уравнение сте​пенной связи, предложенное В.Н. Дахновым [15]:
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Величина бетта приобретает разное значение:
где Кгл - коэффициент объемной глинистости; дельта tгл -интервальное время в глинах; тп и тгл - коэффици​енты (параметры), отражающие структуру, степень консолидации и глинистости пород, значения кото​рых возрастают с увеличением уплотнения пород и находятся в диапазоне от 0,7 до 1,5.
В работе [32] коэффициентам тп и тгл придан физический смысл, аналогичный заложенному в зависимостях относительного электрического сопротивления Рп пород от коэффициентов их пористости Кп и глинистости Кгл:
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где тп и тгл - коэффициенты, принимающие значе​ния от 1,7 до 2,5, т.е. на единицу больше, чем в уравнении (5.16); ап и агл - структурные коэффициенты, значения которых зависят от тп и mгл.
Упрощенный вариант уравнения (5.17) получают, если принять ап = агл = 1:
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Уравнения (5.16) и (5.18) превращаются в уравнение среднего времени (5.9), если принять, что mп =mгл= 2 и Кгл=0.
Для несцементированных песков и рыхлых песчаников предложено [58] многостепенное уравнение зависимости дельта t от Кп.
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в котором коэффициенты А, В, С, D являются функ​циями параметра а. Значения последнего зависят от свойств минерального скелета породы, формы пор,
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типа их заполнителя (жидкий, твердый) и давления (глубина залегания), под действием которого нахо​дится порода:
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где Еск - модуль Юнга для скелета породы; сигма - плот​ность породы; рэф. - эффективное давление.
В работе [58] рассмотрено поведение параметра о для некоторых частных моделей упругих сред и приведены экспериментальные кривые a =f(pэф) для песчаников и смеси стеклянных шариков различно​го диаметра без глинистого цемента, заполненных жидкостью.
Из рис. 5.2 следует, что путем подбора значений подстроенных коэффициентов дельта tCK, дельта tж, 
дельта tгл,, бетта, тп,, mгл, aп, агл, приведенные 
зависимости можно свести к узкой области "дельта t - Кп", из чего следует равноцен​ность их применения для определения Кп. Соответ​ственно, рекомендация по применению той или иной зависимости преследует цель не повышения точнос-

ти решения обратной задачи - определения Кп, а удоб​ства описания выбранной модели пористой породы.
Последнее утверждение можно подтвердить со​поставлением экспериментальных данных, получен​ных для конкретных терригенных и карбонатных коллекторов при измерении дельта t и Кп в условиях, ими​тирующих пластовые, и уравнения среднего време​ни (рис. 5.4). При желании уравнение (5.9) можно заменить любой другой вышеприведенной зависимо​стью, подобрав соответствующим образом подстро-ечные коэффициенты. Экспериментальные данные, полученные для совершенно разных месторождений, удовлетворительно располагаются вокруг графиков уравнения (5.9) для терригенных (рис. 5.4, а) и кар​бонатных (рис. 5.4, б) коллекторов.
Значения Кп, вычисленные согласно (5.9 - 5.18), необходимо исправить за влияние факторов, не учи​тываемых стандартными условиями, т.е. за глинис​тость, уплотнение (глубину залегания), структуру порового пространства (трещинная и каверновая емкости пород), нефтегазонасыщенность пород. Рас​смотрим возможные варианты такого учета на при​мере уравнений (5.9) и (5.10).
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а) Глинистость. Из (5.10) следует, что пористость глинистых пород равна
где КпАК - значение пористости, вычисленное соглас​но (5.9) без учета глинистости. Объем глинистых ми​нералов (Кгл) вычитается из КпАК с коэффициентом, численное значение которого (дельта tгл - дельа tск)/(дельта tж - дельта tск ) определяется величиной дельта tгл  и зависит от характера распределения глинистых частиц в породе:
•
если глинистые частицы находятся в порах поро​
ды, они мало подвержены действию горного дав​
ления и содержат максимально возможное коли​
чество связанной воды. Их упругие свойства с
точностью до погрешности измерений близки к
свойствам жидкости, заполняющей поры -
дельта tгл =(приближ.) дельта tж.. Следовательно: Кп = КглАК - Кгл;
•
в породах, в которых глинистые минералы рас​
положены в виде чередования слоев из основных
породообразующих и глинистых минералов
(слоистая глинистость), глины находятся под
действием разности горного и пластового дав​
лений. Значения интервального времени дельта tгл для
них близки к значениям, измеренным в пластах
глин на такой же глубине, и зависят от минераль​
ного типа и пористости глин [11] (табл. 5.1). Ми​
нимальные значения At  , установленные для глу​
бин более 5000 м, составляют 217 мкс/м для као​
линита, 250 мкс/м для гидрослюды и 285 мкс/м
для монтмориллонита;
если глинистые частицы представлены глинистым цементом на контактах между зернами породы, то до определенного своего значения глинистость практически не сказывается на результаты опре​деления пористости по данным АК вследствие улучшения сцепления между зернами песчаника

(для меловых отложений Западной Сибири это на​блюдается, если Кгл < 10 - 15%). Поэтому значе​ния дельта tгл для этого типа глинистости можно счи​тать близкими к дельта tск. Для пород с глинистостью такого типа Кп = КпАК
•    структурная (скелетная) глинистость, представ​ленная глинистыми частицами, замещающими от​дельные зерна породы или сгруппированными в виде линз, увеличивает скорость распространения (уменьшает At) упругой волны вследствие улуч​шения механических контактов между отдельны​ми зернами и огибания волной глинистых линз. В этом случае, согласно [12], дельта tгл имеет проме​жуточное значение между величинами дельта tгл для рассеянной в порах и слоистой глинистости, а Кп = КпАК  - С*Кгл,, где С- коэффициент, зависящий от плотности глин и пористости коллектора. Таким образом, для определения Кп по данным акустического каротажа необходимо знать не толь​ко общую глинистость, но и характер распределения глинистого вещества в породе, а также минеральный состав глин, что затрудняет применение материалов АК. Следует иметь в виду, что глинистость первого и третьего видов обычно относят к одному типу гли​нистости (дисперсному или рассеянному), тогда как для результатов АК - это два разных типа глинисто​сти, различным образом влияющие на скорость рас​пространения упругой волны.
В другом способе учета глинистости при опреде​лении коэффициентов пористости терригенных кол​лекторов используется зависимость коэффициента относительной естественной поляризации пород (апс.) от глинистости без непосредственного вычисления коэффициентов Кгл Обычно реализация способа до​стигается с помощью широко известной формулы Шлюмберже [цитируется по 22]:
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Если апс = 1, уравнение (5.22) превращается в (5.9).
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где с - коэффициент пропорциональности.
Для неокомских отложений Западной Сибири известна также другая формула, основанная на тех же представлениях [47]:
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б) Уплотнение пород. Скорость распространения упругих волн в осадочных (в первую очередь тер-ригенных) породах зависит от разности горного и пластового давлений. Поэтому при определении Кп песчаников по уравнениям (5.9) и (5.10) лучшие ре​зультаты получают при разности давлений, боль​шей 25 МПа, что соответствует глубине погруже​ния более 2000 м. Для других глубин проводят учет уплотнения пород-коллекторов по формуле:
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где С - коэффициент уплотнения, определяемый для изучаемых отложений эмпирическим путем (сравнением  КпАК со значениями пористости, найден​ными по другим видам ГИС или керну). Другой путь определения Супл основан на том, что интервальные времена в песчаниках и вмещающих их глинах изме​няются примерно по одному закону. Поэтому мож​но считать Супл = С*дельта tупл.гл /дельтаtгл, где дельтаtупл.гл-интервальное время в уплотненных глинах, выбираемое из приведенной выше таблицы 5.1 для соответству​ющей глубины; С - эмпирическая постоянная, зна​чение которой изменяется в различных районах от 0,9 до 1,2.
в) Трещинная и каверновая емкости пород. При одинаковой величине общей пористости условия распространения упругой волны в породе зависят от наличия в ней каверн и трещин. Упругая волна дифрагирует на отдельно расположенных кавернах (огибает их), поэтому значение ее скорости распро​странения в кавернозной породе будет большим, а значение дельта t меньшим, чем рассчитанные по урав​нениям (5.9), (5.12), (5.17). Значения дельта t, рассчитан​ные для кавернозных пород, обнаруживают выра​женную зависимость от отношения длины X волны к поперечному размеру d отдельных каверн и пор (рис. 5.5). При лямбда/d > 128 (пористая среда) рассчи​танное значение дельта t в диапазоне пористости 0 - 15% согласуется с уравнением среднего времени. С уменьшением лямбда/d  интервальное время уменьшает​ся, совпадая со значениями дельта tcк  при лямбда/d = 8 (чисто кавернозная среда), то есть в случае редко расположенных пор или каверн большая часть энергии волны распространяется по непористому скелету, минуя каверны.
Для целей практической интерпретации важна нижняя оценка интервального времени дельта t в породе с кавернами. По результатам физического (Ивакин Б.Н., Гильберштейн П.Г., Гурвич И.И.) и математи​ческого (Юматов Ю.А., Mackenzie I., Sato I.) моде​лирования для равномерно расположенных каверн в диапазоне Кп,к от 0 до 20% его (дельта t) значение будет находиться в области, ограниченной линиями:

где At - интервальное время в породе такой же по​ристости, но без каверн; Кп к - значение каверновой пористости.
Из последних неравенств следует, что общая по​ристость кавернозных пород, определяемая по урав​нениям (5.9, 5.12, 5.17), занижена. Только 19 - 34% (в зависимости от выбранного неравенства) каверно​вой составляющей будет входить в найденное значе​ние общей пористости, хотя реально в зависимости от количества и расположения каверн от 0 до 100% каверновой емкости должно влиять (или не влиять) на дельта t (рис. 5.5).
Сжимаемость трещин в упругом массиве выше, чем межзерновых пор, поэтому при том же значении общей пористости в трещиноватой среде дельта t больше, чем в пористой. При нормальном падении волны на систему трещин справедлива формула:
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В условиях естественного залегания пород тре​щинная пористость составляет 0,01 - 0,2%, поэтому вкладом среднего члена можно пренебречь и прово​дить определение общей пористости порово-трещин-ных коллекторов по уравнению среднего времени.
г)
Нефте(газо) насыщенность пород. В крепких
сцементированных песчаниках, залегающих на глу​
бинах более 2000 м (в древних отложениях - на глу​
бинах более 1500 м), и карбонатных породах различ​
ной пористости, характеризующихся зонами проник​
новения более (2 - 4) D/dc, не отмечается заметного
увеличения дельта t в нефтеносных пластах по сравнению
с водоносными породами. Разница значений дельта t в нефте и водонасыщенных песчаниках с Кп> 15% составляет 4-5 мкс/м. В карбонатных породах эта разница меньше. При определении Кп по уравнению среднего времени в карбонатных породах поправку за нефтенасыщенность не вводят; для песчаников с по​
ристостью 10 - 25 % вычисленное значение Кп умно​
жают на 0,95; для слабосцементированных и высо​
копористых (Кп = 30 - 35%) песчаников поправоч​
ный коэффициент равен 0,9.
В высокопористых (Кп > 15%) газонасыщенных песчаниках дельта t увеличено вследствие влияния газа. Аб​солютное значение увеличения зависит от степени сце-ментированности и глубины залегания пород, разме​ров зоны проникновения и промытой зоны и различ​но на разных месторождениях. Оно может достигать громадных значений, равных 150 - 200 мкс/м, в рых​лых песчаниках на глубинах менее 800 - 900 м (напри​мер, в песчаниках сеномана Западной Сибири), 50 -100 мкс/м в песчаниках газовых хранилищ, первых десятков мкс/м в крепких сцементированных песча​никах на глубинах более 1500 м и незаметных вели​чин в карбонатных породах.
Для расчета истинной пористости крепких сце​ментированных газонасыщенных песчаников необ​ходимо умножить значение, полученное по уравне​нию среднего времени, на коэффициент 0,8 - 0,9. Точ​ное значение коэффициента определяется экспери​ментально. В низкопористых (Кп < 15%) песчаниках и карбонатных породах поправку за газонасыщен​ность не вводят.
д)
В практике автоматизированной обработки
данных АК влияние разнообразных факторов объе​
диняют и используют, как правило, одну несколько
усложненную зависимость, форма которой определя​
ется перечнем учитываемых факторов и предпочте​
нием, которое отдает геофизик-интерпретатор ка​
кой-либо начальной зависимости (5.9, 5.10, 5.12,5.13,
5.17) между дельта t и Кп. Например, в [22] приведены зави​
симости для терригенных, недостаточно уплотнен​
ных пород при одновременном учете глинистости и
уплотнения пород:

Для дополнительного учета, помимо глинистос​ти и уплотнения, возможной кавернозности пород там же предлагается использовать более сложную за​висимость:
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где мю1, мю2,, мю3, - управляющие константы, принимаю​щие фиксированные значения в зависимости от применяемой модели породы и петрофизической зависимости.
Если Kгл и Кп,к равны нулю, апс =1, дельта tгл = дельта tупл.гл. то последние зависимости превращаются в зависи​мость (5.9).
Определение коэффициентов пористости с использованием значений дельтаt интервального времени поперечной волныне вышло из стадии робкого экспери​ментального опробования. В известных отечествен​ных публикациях рекомендуется применять для этой цели линейные уравнения. В работе [39] это уравне​ние имеет вид:
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где дельтаtS, ск - интервальное время поперечной волны в минеральном скелете породы, т - структурный ко​эффициент, значение которого для карбонатных межзерновых, трещинных и смешанных коллекто​ров равно 4.
В работе [28] подтверждается применимость урав​нения (5.28) для определения межзерновой пористо​сти карбонатных пород, а также сообщается о воз​можности оценки трещинной пористости и преиму​щественного направления распространения трещин. Уравнение упрощается до вида:
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где первая постоянная отражает дельтаtS, ск (в уравнении (5.28) это значение равно 253,3 мкс/м), Кп - в долях единицы.
В цитируемой выше работе [55] предлагается оп​ределять пористость терригенных пород с использо​ванием дельта ts согласно уравнению:
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5.5. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ ПО ДАННЫМ СТАЦИОНАРНЫХ НЕЙТРОННЫХ ВИДОВ КАРОТАЖА
Стационарный (интегральный) нейтронный каро​таж (НК) основан на облучении горной породы и скважины потоком быстрых нейтронов от импуль-ного источника и измерении потоков вторичного из​лучения - надтепловых и тепловых нейтронов или вызванного гамма-излучения. В зависимости от типа и энергии регистрируемого излучения различают не​сколько модификаций НК: нейтрон-нейтронный ка​ротаж по надтепловым нейтронам (ННК-НТ), нейт​рон-нейтронный каротаж по тепловым нейтронам (ННК-Т) и интегральный нейтронный гамма-каро​таж (НГК). По количеству и расположению детек​торов радиоактивного излучения измерительные ус​тановки НК разделяются на одно-, двух- и много-зондовые. Обычно применяются одно- или двухзон-довые ("компенсированные") измерительные уста​новки с зондами одной модификации и реже - мно-гозондовые или с зондами разных модификаций НК.
Непосредственно при нейтронном каротаже из​меряются сигналы детектора(ов) в виде скорости сче​та - числа импульсов, регистрируемых в единицу вре​мени (показания зондов). Показания зондов зависят от замедляющих и поглощающих по отношению к нейтронам свойств материалов скважины и породы (а при НГК, также от излучающей способности сред по отношению к вызванному гамма-излучению). Основным элементом, наиболее значительно влия​ющим на процесс замедления нейтронов в веществе, является водород. Для удобства оценки водородо-содержания различных веществ введено понятие "во​дородного индекса" W, который определяется как отношение числа атомов водорода в единице объе​ма вещества к той же величине для пресной воды при температуре 20 °С. То есть, W для пресной воды при​нимается равным 1. В таблице 5.2 приведены значе​ния W для некоторых породообразующих минера​лов и флюидов. Для углеводородов в зависимости от температуры и давления значения W могут быть близкими к нулю (газ при низких давлениях) и дос​тигать 1 (нефть). Содержание водорода в неглинис​тых породах, насыщенных водой и/или нефтью, про​порционально пористости пород Кп. Поэтому основ​ным назначением НК1 является определение порис​тости пород КпНК.
' Изложенные ниже положения относятся к приборам НК, предназначенным для измерения водопасыщенной пористо​сти горных пород в разрезах нефтегазовых скважин, пара​метры и характеристики которых удовлетворяют требова​ниям стандарта СТ ЕАГО-031-01 и "Технической инструк​ции по проведению геофизических исследований и работ на кабеле в нефтяных и газовых скважинах" (М. 2001 г.) [43].

Естественно, кроме водородосодержания на по​казания метода в той или иной степени влияют и многие другие характеристики породы и скважины, так как физические процессы, сопровождающие пе​ренос нейтронов (а для НГК и гамма-квантов), в раз​ных средах различны. Но поскольку основным оп​ределяемым параметром является пористость поро​ды, то влияние всех других факторов удобно и при​нято оценивать опосредствованно через пористость (например, каково будет изменение КпНК, вычислен​ной для "стандартных условий", при влиянии неко​торого фактора?). Поэтому для оценки влияния раз​личных факторов введено понятие поправки дельта Кп. равной разности между исправленным за влияние фактора значением пористости и неисправленным (полученным для "стандартных" условий). При этом все учитываемые факторы разделяют на 2 группы:
"технические" (Gm ), связанные с влиянием скважи​ны и средств измерений (диаметр скважины, харак​теристики ПЖ, промежуточная среда между прибо​ром и породой, температура и давление в скважи​не), и "геологические" ( Gг), связанные со свойства​ми исследуемой горной породы (толщина пласта, ве​щественный состав, физико-химические свойства, текстура и др.). Соответственно различают и поправ​ки: Кmп и дельта Кгп.
Поясним понятие "стандартные условия измере​ний", введенное в методических документах и пуб​ликациях. Это условия, при которых на имеющихся в России физических моделях горных пород получе​ны "основные градуировочные зависимости" для каждого из известных типов аппаратуры НК:
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где Ni - показания /-ого зонда (скорость счета) в по​роде, имп/мин; Nвi - показания i-ого зонда (скорость счета) в воде, имп/мин; т - число зондов в приборе. Итак, "стандартными" считаются следующие ус​ловия: •    порода из чистого кальцита плотностью 2,71 г/см3;


· скважина диаметром 200 мм заполнена водой с
содержанием соединений хлора не более 0,2 г/л
(далее пресной водой);
· поровое пространство породы заполнено пресной
водой;
· прибор прижат к стенке скважины;
· глинистая корка отсутствует;
· температура окружающей среды 20 ± 10 °С, дав​
ление 0,1 МПа.
Значения пористости, определяемые по основной зависимости, будут соответствовать фактическим только для выше перечисленных "стандартных" ус​ловий.
Для практического применения НК в реальных скважинных условиях, при всем многообразии вли​яющих на показания метода геологических и техни​ческих факторов необходимы средства корректной интерпретации получаемых при каротаже данных.
Основой для создания интерпретационного обес​печения метода, включающего библиотеки палеток и зависимостей, алгоритмы и программы, являются специальным образом преобразованные решения прямых задач. Для решения прямых задач применя​ется натурное и теоретическое моделирование. В таб-
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личном или графическом виде основные палетки и интерпретационные зависимости приведены в мето​дических документах для конкретных типов аппара​туры или методических наставлениях по комплекс​ной интерпретации [3,4,14,48], а для практического применения в современных компьютеризированных системах - в виде алгоритмов и программ. Состоя​ние интерпретационного обеспечения наиболее мас​совых отечественных приборов НК (ДРСТЗ-90, СРК, РК-П и др.) охарактеризовано в табл. 5.3.
Геометрическая глубинность исследования нейт​ронного каротажа Ru - радиус такого цилиндричес​кого объема породы, соосного со скважиной, из ко​торого поступает определенная доля всего регистри​руемого детектором зонда излучения (обычно> 90%). Значение Ru возрастает с уменьшением Кп и увели​чением длины зонда измерительной установки z при​близительно от 25 - 30 до 60 см.
Разрешающая способность hmin - это величина минимальной толщины пласта, выделяемого по по​казаниям метода как пласт бесконечной толщины. Разрешающая способность определяется в основном длиной зонда г, но зависит также от типа измери​тельной установки (ННК-НТ, ННК-Т, НГК) и усло​вий залегания пласта. Вне зависимости от условий измерений разрешающая способность измеритель​ной установки НГК равна полной длине зонда. Для ННК-Н и ННК-Т разрешающая способность превы​шает полную длину зонда на 10 см.
Определение толщины пластов по показаниям зондов НК проводится на уровне 1/2 амплитуды ано​малии. Использование данного способа в пластах с пониженными по сравнению с вмещающими поро​дами показаниями приводит к завышению опреде​ляемой толщины и наоборот. Для распространенных условий измерений разница между оцененной и ис​тинной толщинами не превышает 15 см и в среднем составляет 8 -10 см. Погрешность определения тол​щины пластов с учетом средней величины ее завы​шения (занижения) и статистического характера из​меряемых величин составляет 15 - 20 см.
Положение границ пластов для приведенного способа определения их толщины при совмещении точки записи с серединой зонда с погрешностью 10-15 см определяется положением точек со значением 1/2 амплитуды аномалии. Погрешность отбивки гра​ниц пластов и определения их толщины по началу изменения показаний (подъему и спаду кривой НК) примерно равна погрешности рассмотренного выше способа для пластов с толщиной h > hmin. Оценку тол​щины пластов по кривым двухзондового НК (при регистрации отношения показаний малого зонда к показанию большого либо функции указанного от​ношения) следует проводить на уровне 1/2 амплиту-

ды аномалии. Погрешность определения толщины пласта в этом случае составляет 10-15 см, что не​сколько выше, чем для однозондовой аппаратуры в аналогичных условиях. Положение границ пластов с погрешностью не более 10 см определяется поло​жением точек со значением 1/2 амплитуды аномалии при совмещении точки записи с серединой расстоя​ния между детекторами.
Значения отсчетов в пластах с толщиной h < hmin должны исправляться за влияние вмещающей по-
Слоистая неоднородность пласта практически не влияет на показания зондов НК, если толщина чере​дующихся прослоев не превосходит 20 см. Если тол​щина прослоев больше 20 см, то значение пористос​ти, определяемое по средним показаниям метода в пачке Кп,кНКср, будет меньше средневзвешенного зна​чения Кп,кНК. Погрешность дельтаКп = Кп,кНК - Кп,кНКср
 возрастает как при увеличении толщины прослоев, так и при увеличении их контрастности по пористости,
достигая 6% от объема породы при контрастности прослоев более 30% и приближении их толщины к hmin. В реальных условиях дельтаКп не превышает 3%. Посколь​ку погрешность дельта Кп в основном, обусловлена нели​нейностью зависимости показаний зондов НК от по​ристости пород, то для однозондовых НК рекомен​дуется снимать отсчеты на уровне 1/3 разницы между линиями, проведенными по минимальным и макси​мальным значениям показаний в пределах пачки про​слоев (ближе к линии минимальных значений). При этом погрешность дельта Кп практически не превысит 1% от объема породы. Для многозондового НК (с близ​кой к линейной связью функционалов показаний зон​дов от пористости) дельта Кп не превышает 0,5 - 1%.
5.5.1. Особенности обработки и интерпретации данных НК
Сложившиеся технологии проведения стационар​ного НК, обработки и интерпретации результатов измерений ориентируются на строго определенную последовательность операций Ai преобразования показаний зондов. Последовательность условно раз​бивается на три этапа: первичной обработки, пред​варительной обработки и собственно интерпретации:
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Введенные в (5.32) обозначения будут пояснены ниже.
Выполнение указанных этапов обработки требует определенного объема знаний - исходной ("априор​ной") информации, которая разделяется на 3 группы:
1.
Данные об условиях измерений в скважине. К
ним относятся:
· фактический dс и номинальный dном диаметры
скважины (диаметр долота). По знаку разности
dc - dном  определяется наличие каверны или корки;
· размер (толщина) промежуточной среды между
прибором и исследуемой породой (корки или ка​
верны), которая оценивается как hпс. = |(dс -dномv)/2|;
· параметры промывочной жидкости - ее тип (вод​
ная, глинистая, глинисто-известковая, на нефтя​
ной основе, безводная, эмульсионная и др.), ми​
нерализация Спж (содержание солей NaCl в лит​
ре жидкости) и плотность сигмапж.;
· термобарические условия в скважине (соответству​
ющие интервалу обработки) - температура Т, °С и
давление р, МПа.
2.
Геофизическая характеристика скважинных
приборов, данные поверки и калибровки, скорость
каротажа, разрешающая способность методов и т.д.

3. Геолого-геофизическая характеристика иссле​дуемого интервала пород:
· тип разреза, например, карбонатный, карбонат-
но-глинистый, терригенный (песчано-глинистый,
полимиктовый), смешанный (карбонатно-терри-
генный) и т.д.;
· состав скелета пород (основные минералы, сла​
гающие скелет, и их процентное содержание в ске​
лете);
· вероятный состав цемента (основные минералы,
слагающие цемент, и их процентное содержание
в цементе);

· параметры флюида, заполняющего поровое про​
странство в зоне исследования - вода, нефть, газ
в различных комбинациях, минерализация и плот​
ность флюида;
· тип порового пространства (межзерновый, тре​
щинный, каверновый и комбинации типов);
· содержание примесей (бора, железа) и естествен​
ных радиоактивных элементов в компонентах
породы.
Особое значение имеет информация по опорным пластам.
Источником исходной информации являются данные ГИС, керна, шлама, результаты испытания пластов и т.д.
Необходимы знание и учет погрешностей всех используемых при обработке исходных данных.
Первичная обработка обычно выполняется в про​цессе проведения измерений (в реальном масштабе времени). Алгоритмы АI выполняют функции вычис​ления, контроля и редактирования регистрируемых величин, то есть по основным зависимостям (5.31) с учетом калибровочных данных М осуществляется преобразование сигнала от детектора N в параметр, определенный для каждого типа аппаратуры, как ре​зультат первичной обработки. Это могут быть:
· первичная пористость по показаниям зондов и/или
по функционалам показаний зондов Кп,первНК;
· показания зондов в условных единицах Ji = Ni /Niв
(1 усл.ед. - показания в баке с пресной водой);
· отношения показаний зондов;
· декременты затухания плотностей потоков нейт​
ронов.
Отметим, что наиболее часто применяемый ре​зультат этого преобразования - первичная порис​тость Кп,первНК , соответствующая выше перечисленным стандартным условиям измерений.
На рис. 5.7 приведены примеры основных зави​симостей для широко распространенной в практике ГИС аппаратуры НК.
Предварительная обработка. Суть ее заключает​ся в корректировке первичных данных НК за влия​ние скважинных факторов, то есть переходе от реги-
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стрируемой величины к геофизическому параметру, соответствующему фиксированным условиям изме​рений.
Операция II в выражении (5.32) - это достаточ​но глубокая математическая обработка данных с привлечением надежной априорной информации об исследуемом объекте. Алгоритмы ВII выполняют функции вычисления геофизических параметров с учетом влияния всей совокупности факторов G т и настроенной на объект исследования геофизической модели:
Предварительная обработка выполняется в соот​ветствии с рекомендациями методических докумен​тов на те или иные модификации метода и аппара​туры (например, [3,4,48]). В этих же документах при​ведены необходимые поправочные зависимости с описанием техники их применения. Предваритель​ная обработка включает:
1) выделение пластов, отбивку их границ и опре​
деление толщины h, снятие отсчетов против выделен​
ных пластов (при попластовом варианте обработки);
2) исправление показаний за инерционность ап​
паратуры (при аналоговой записи) и ограниченную
толщину пласта;
3) расчет КпНК с введением поправок за влияние
технических условий измерения и в некоторых слу​
чаях за литотип породы;
4) оценку соответствия КпНК имеющимся "эталон​
ным" данным. В качестве последних используются

значения пористости опорных пластов с известным минеральным составом и насыщенностью (ангид​риты, соли, низкопористые известняки, каверны в глинистых пластах и др.), результаты, полученные по другим методам и комплексам ГИС, данные ла​бораторных анализов керна и др. При несоответ​ствии КпНК эталонным значениям возможна линей​ная корректировка исходных показаний метода: Jп=a+ b*J, где а - коэффициент, характеризую​щий отклонение "нуля" записи; b - масштабный ко​эффициент. После корректировки показаний опера​ции (2 - 3) повторяются.
Учет скважинных условий измерений при ручной интерпретации данных НК основан на последова​тельном введении одномерных поправок за влияние характеристик промывочной жидкости, диаметра скважины, глинистой корки либо отклонения при​бора от стенки скважины, термобарических условий. При этом для каждой модификации НК строго уста​навливается последовательность введения поправок, что, однако (из-за многомерного характера попра​вок), не позволяет избавиться от возникновения до​полнительной систематической погрешности КпНК. При автоматической обработке данных НК возмо​жен и необходим учет многомерного характера за​висимости показаний методов от скважинных усло​вий измерений. Предпочтителен способ определения КпНК непосредственно по зависимости, являющейся результатом фиксации конкретных условий измере​ний в многомерной аппроксимирующей функции.
В практике обработки данных однозондового НК (особенно полученных в скважинах "старого фонда") широко используется способ "опорных" пластов.
Наиболее распространено введение двойного раз​ностного параметра дельтаJ = (J - Jmin)/(Jmax - Jmin), где J, Jmin, Jmax - соответственно, показания в текущем пла​сте, в опорном пласте с минимальными показания​ми и в опорном пласте с максимальными показания​ми. Применение двойного разностного параметра возможно только в том случае, если функция J(Kn) линейна в рабочем диапазоне изменения Кп, что не всегда соблюдается даже при использовании лога​рифма показаний J или обратной величины J-1. Чрез​вычайно важен выбор опорных значений Jmin и Jmax. При выборе Jmax должны быть известны физико-хи​мические свойства, пористость и насыщенность пла​ста. В качестве Jmjn обычно используют показания НК в размытых пластах глин. Очевидно, что пока​зания НК в кавернах, образовавшихся в результате размыва глин, зависят от положения прибора в та​кой каверне, размера каверны, свойств ПЖ, свойств глин и других факторов, относящихся к категории неопределенных. Точность количественной оценки пористости по способу двух опорных пластов, осо-
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бенно в высокопористых разрезах, зависит от точно​сти задания Jmin в каверне. На рис 5.8 и 5.9 приведены зависимости, позволяющие оценить возможность ис​пользования показаний ННК-Т-50 и НГК в глинис​том пласте в качестве опорного пласта. Зависимости получены для скважины диаметром 200 мм при нали​чии каверны диаметром 300, 400, 500 мм. Рассмотре​ны два варианта расположения прибора в каверне:
· размеры каверны велики - прибор при каротаже
перемещается по стенке каверны;
· размеры каверны малы - прибор при каротаже
удален от стенки каверны.
Для ННК-Т-50 показания в каверне могут быть опорными (например, соответствовать показаниям в баке с пресной водой) только в случае, когда размеры каверны не превышают длины прибора и диаметр каверны больше диаметра скважины на 200 мм. Для НГК-60 - в той же ситуации, но при условии, что диа​метр каверны больше диаметра скважины на 300 мм. При меньших диаметрах каверны и больших ее раз​мерах по вертикали опорный пласт (из-за чувствитель​ности методов к изменению диаметра скважины и водородосодержания глины) является не надежным.
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Влияние геологических факторов. Операция III в выражении (5.32) в общем случае подразумевает ком-плексирование данных НК с данными других видов ГИС в рамках единой для участвующих в комплексе видов каротажа интерпретационной модели2. В част​ных случаях геологические характеристики породы могут определяться по индивидуальным связям, по​лученным для конкретных объектов на основании анализа априорной информации.
Петрофизическая модель НК (связь КпНК с гео​логическими факторами С,, в том числе с пористос​тью) строится на представлении горной породы как многокомпонентной среды, состоящей из твердой части породы и порового пространства, заполнен​ного жидкостью, газом или их смесью [41].
Петрофизическая модель НК может быть запи​сана в виде:
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где дельта Кгп - совокупность поправок за влияние геоло​гических факторов. Эта совокупность поправок мо​жет быть представлена в виде суммы аддитивных со​ставляющих:
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Интерпретационная модель - система, объединяющая: а) модель горной породы; б) модель условий измерений; в) петрофизические модели методов, участвующих в ре​шении задачи; г) представления о размерности и оптималь​ности геофизического пространства решения задачи и точ​ности получаемых результатов.
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Поправки в выражении (5.35) имеют следующий смысл:
поправка за влияние ми-
нерального состава компонентов породы Vl Компо​нент может состоять из различных породообразую​щих минералов. В табл. 5.4 приведен список мине​ралов, учитываемых при интерпретации данных НК для массовой отечественной аппаратуры.
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разница между фактичес-
ким водородосодержанием флюидов порового про​странства и водородосодержанием в "стандартных" условиях. При вычислении поправки используются значения водородных индексов воды (фильтрата промывочной жидкости), нефти, газа и поверхност​но-связанной воды для фактических Т и р в соответ​ствии с рекомендациями [10, 14].
3.
дельта Кпсигма(КпНК,T,р) - поправка за "дефект плот​
ности" породы. Она имеет существенное значение
для газосодержащих флюидов и зависит от пористо​
сти, температуры Т и давления Р. Величина поправ​
ки определяется по специальным зависимостям в со​
ответствии с типом аппаратуры как функция "дефек​
та плотности" дельта сигма = сигма - сигма0 (сигма 
и сигма0 - объемные плотно​сти породы с учетом и без учета Т и р, соответствен​но) и фактического водородосодержания породы.
4.
дельта КпС (КпНК,Сп) - поправка за влияние минерализации пластового флюида при отличии ее от минерализации фильтрата промывочной жидкости.
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поправки за влияние ве-
сового содержания Ра примесей элементов с аномально высокими сечениями поглощения нейтронов (бор, железо и др.), не вошедших в список L основных ком​понентов породы, но существенно влияющих на по​казания НК.
Значения всех перечисленных поправок приведе​ны в виде таблиц, графиков и зависимостей в мето​дических документах для конкретных типов аппара​туры или методических наставлениях по комплекс​ной интерпретации [3, 4, 14, 48].
5.5.2. Определение пористости по данным НК
Из-за большого числа влияющих на показания НК геологических факторов прямое использование КпНК довольно ограничено. Если известны состав и свойства твердой части породы и заполняющих по-ровое пространство флюидов, то Кп определяется по заранее установленной зависимости Кп =f(КпНК). Для получения зависимости привлекаются соответству​ющие априорные данные и уравнение (5.34). При рас​чете Кп следует помнить, что влияние текстурных и структурных характеристик породы, если оно суще​ственно, будет вносить систематические искажения в определяемые значения Кп.
Но поскольку сведения о физико-химических свойствах пород обычно не полны, то следует при​нимать во внимание следующее:
1. В карбонатных отложениях существенную до​
полнительную погрешность может дать отсутствие
точных данных о степени доломитизации и сульфа-
тизации пород.
2. На результаты, полученные любой модифика​
цией НК и особенно НГК, сильно влияет глинис​
тость. Влияние глинистости на результаты НГК уве​
личивается при повышении Кп пород. Применять
данные НГК-60 для оценки пористости можно при
условии учета глинистости с погрешностью не бо​
лее 3 - 4% от объема породы (для ННК - 4 - 6%). Как
показывает практика, только в кварцевых песчани​
ках влияние глинистости пород может быть учтено
по данным гамма-каротажа с погрешностью, удов​
летворяющей требованиям НК.
3. На результаты НК сильно влияет газопасыщеи-
ность К, пород в зоне исследования метода. При 10%
абсолютной погрешности учета Кг, в пластах с пори​
стостью 20% величина погрешности определения
КпНК составит 2 - 3%>. Поэтому оценивать пористость
пород при Кг > 10% только по данным НК нельзя.
4. В углистых пластах возможная погрешность
оценки пористости составляет примерно 0,8% абсо​
лютных на 1% объемного содержания угля.
5. Результаты определения КпНК не надежны в за​
гипсованных породах, возможная погрешность со​
ставляет 0,5% на 1%) содержания гипса.
6. Значительную погрешность в значения КпНК
вносит присутствие в породе и флюидах примесей

элементов, обладающих повышенными сечениями поглощения тепловых нейтронов (бор, кадмий, ири​дий, железо, хлор).
7. Неопределенность знания минерализации пла​стовой воды, особенно в пластах без проникнове​ния фильтрата ПЖ, также существенно отражается на  достоверности определения КпНК. Более того, дан​ные НГК (ДРСТЗ-90) нельзя применять для опреде​ления КпНК, если пористость пород больше 25%, а Спж больше 100 г/л NaCl.
На практике для определения Кп часто исполь​зуются статистические связи, получаемые путем со​поставления данных НК с керном. При этом пока​зания НК для соблюдения единого масштаба для объекта исследований по площади и месторожде​нию подвергаются различного рода преобразова​ниям и нормировке. Полученные функционалы по​казаний НК сопоставляют с пористостью по керну, а для учета влияния дополнительного (но только одного) фактора вводят корректирующую поправ​ку. Поправка может быть определена по данным другого вида ГИС или по имеющейся априорной информации. Например, можно получить обобщен​ную зависимость для карбонатных пород, состоя​щих из известняков и доломитов с учетом установ​ленного факта увеличения доломитизации пород с увеличением Кп, или построить зависимость для песчано-глинистых пород с введением поправки за влияние глинистости, определяемой по нормиро​ванным показаниям ГК или ПС (при этом нужно доказать, что по показаниям ГК или ПС определя​ется именно та "глинистость", которая влияет на показания НК). Достоверность таких связей, есте​ственно, контролируется по материалам исследова​ния керна. Но следует помнить, что такой подход не соответствует методологии комплексной интер​претации, основанной на использовании теорети​ко-экспериментальных интерпретационных зависи​мостей, отражающих физическую суть методов.
5.6. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ ПО ДАННЫМ ГАММА-ГАММА ПЛОТНОСТНОГО КАРОТАЖА
При гамма-гамма плотностном каротаже (ГГКП) регистрируется плотность потока многократно комп-тоновски рассеянного на электронах элементов горных пород гамма-излучения с энергией менее 1,2 МэВ. По измеренным скоростям счета импуль​сов рассчитывается с использованием соответству​ющих алгоритмов и программного обеспечения объемная плотность а (точнее, так называемая элект​ронная плотность сигмае) горных пород, отображаемая на твердой копии в виде кривой плотности сигма (г/см3) в линейном масштабе.

В современной двухзондовой скважинной аппара​туре ГГКП в некавернозных участках ствола влияние скважины, в том числе глинистой корки толщиной до 20 - 25 мм, а также естественного гамма-излучения пород практически полностью исключается.
Согласно требованиям [43], относительная по​грешность измерения плотности в диапазоне 2,0 -3,0 г/см3 допускается при ГГКП не более 1,2%. Кри​терии оценки качества измерений при ГГКП изло​жены в [43].
Электронная плотность сигмае - это величина, про​порциональная числу электронов в единице веще​ства. Она определяется формулой сигмае =2*Z*сигма/М, где сигма - объемная плотность среды; Z - атомный номер элемента; М - относительная атомная масса.
Для основных породообразующих элементов (С, О, Mg, Si, Ca) значения 2Z/M близки к единице, от​личаясь от нее не более чем на 1,2%. Таким образом, в осадочных породах, в которых преобладают лег​кие (Z < 20) элементы, электронная плотность соот​ветствует объемной плотности. Лишь для водорода отношение 2Z/M имеет аномально высокое значение, равное 2, что обусловливает некоторое отличие электронной плотности высокопористых {Кп > 30%) во-дородосодержащих горных пород от их объемной плотности.
Объемная плотность сигма линейно меняется при изменении общей пористости Кп пород и связана с Кп соотношением:
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где сигмаск - плотность скелета (минеральной матрицы) породы, сигмаж - плотность жидкости (флюида), заполняющей поровое пространство.
Как видно из соотношения (5.36), для определения Кп, кроме измеряемого при ГГКП значениях сигма необходимо знание величин сигмаж и сигмаск
В проницаемых породах значение сигмаж в зоне исследования ГГКП, глубинность которого не превышает 10 -15 см, определяется плотностью фильтрата промывочной жидкости (ПЖ) и равно 1,0 г/см3, если pс >0,2 Омм.
Значения сигмаж заметно отличаются от единицы: 1) в нефтяных и газовых пластах при большой остаточной иефтегазонасыщенности зоны проникновения; 2) при бурении скважин на минерализованной промывочной жидкости, когда сигмаж = 1,0 - 1,2 г/см' в зависимости от степени минерализации ПЖ; 3) при бурении скважин на ПЖ с нефтяной основой (известково-битумные или водоинвертные эмульсионные ПЖ). В этих случаях значения Кп, определяемые по (5.36) при сигмаж = 1 г/см3, отличаются от истинных на
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величину дельтаКп = -Кп(сигмаж -1)/(сигмаск -1). Занижение плоности До составит 0,01 г/см3 в пластах с остаточной нефтенасыщенностью Кно равной 50%, при порис​тости пород 20% и плотности нефти 0,9 г/см3. Вычисленное по ГГКП значение пористости будет завышено при этом на 0,6%) (абсолютных).
В газонасыщенных пластах определяемое значе​ние Кп завышается. Влияние газонасыщенности зависит от плотности сигмаг газа (рис. 5.10), которая в свою очередь определяется давлением р (в МПа) и температурой Г. Для определения этого влияния через отношение p/T находят плотность газа сигмаг, затем определяют значение До, исходя из величин Кп Кг и сигмаг. Численное значение погрешности опреде​ения пористости за счет рассматриваемого фактора равно Дельта сигма/1,7. В газонасыщенных пластах при плотности газа (0,1 - 0,2) г/см3 занижение плотности составит Дельта сигма = (0,7 - 0,8)Кп•Кг ,то есть при Кп = 20%, и Кг = 50% оно будет равным (0,07 - 0,08) г/см3, что эквивалентно погрешности определения (завышению) пористости на 4 - 4,5% абсолютных.
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Значение сигмаск основных типов горных пород, представляющих интерес как возможные коллекторы нефти и газа, изменяются в широком диапазоне: от 2,55 для полимиктовых песчаников до 2,87 г/см3 для доломитов. Абсолютная погрешность дельтаKп определения пористости за счет разницы дельта сигмаск истинных и принятых при расчете значений сигмаск   составит:

что в диапазоне пористости 10 - 20% равно ±1% (аб​солютный) на каждые ±0,02 г/см3 изменения Дельта сигма. По этой причине по материалам ГГКП определяется общая пористость мономинеральных пород и поли​минеральных пород, для которых минералогическая плотность скелета постоянна и известна, например, по результатам исследования керна.
В пределах даже одного горизонта с относитель​но выдержанным составом породообразующих эле​ментов сигмаск может изменяться вследствие неравномер​ного распределения примесей глин, сульфатов, углистых остатков и т.п.
Глинистые цементы состоят из каолинита, хлорита и гидрослюд с примесями других минералов. Минералогическая плотность сигмагл глинистых минералов изменяется от 2,62 г/см3 для каолинита до 2,81 г/см3 для гидрослюды. Среднее значение сигмагл для смеси глинистых минералов находится в пределах 2,67 -2,72 г/см3, что мало отличается от сигмаск известняков и песчаников. Поэтому этот тип глинистости практически не сказывается на оценке Кп пород: абсолютная погрешность дельтаКп определения пористости (в %) составит - (0,6 - 0,8)% на каждые 10% глинистости для песчаников и известняков, содержащих гидрослюдистые глины +0,35%) на каждые 10%  каолинитовых глин. Для доломитов погрешность оценки пористости составит +1,5% на каждые 10%) глин.
Плотность монтмориллонита, часто встречающегося в вулканогенно-осадочных породах основного состава, существенно отличается от плотности основных компонентов скелета породы, поэтому влияние его на оценку пористости более существенно. В зависимости от условий залегания пород монтморил​лонит способен удерживать различное количество межпакетной воды, в связи с чем его плотность изменяется от 2,2 г/см3 при содержании воды, равном 26%, до 3,36 г/см3 без межпакетной воды. В пластовых условиях плотность монтмориллонита ниже плотности породообразующих минералов.
Плотность углей изменяется в пределах 1,1 -1,8 г/см3 в зависимости от их зольности и степени ме​таморфизма. На нефтяных и газовых месторождени​ях характерна приуроченность к аргиллитам, глини​стым песчаникам и алевролитам бурых углей, плот​ность которых равна 1,2 - 1,3 г/см3. Численное значе​ние погрешности определения Кп для примеси бурых углей составит дельтаКп = (0,8 - 0,9)Кугл %, где Кугл - объем​ное содержание углей, или 8 - 9% (абсолютных) на каж​дые 10%) объемного содержания углистого материала.
В баженитах, доманикитах и некоторых других осадочных породах встречаются включения твердо​го органического вещества (керогена), минералоги​ческая плотность которого составляет 1,05 -1,5 г/см3. При плотности примесей керогена 1,3 г/см3 погреш-
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ность определения пористости составит 8 - 9% на каждые 10 % объемного содержания керогена.
Карбонатность песчаников обусловлена в основ​ном их кальцитизацией. Минералогическая плот​ность кальцита (2,71 г/см3) мало отличается от сигмаск песчаников и алевролитов (2,57 - 2,68 г/см3). При сигмаск песчаника 2,68 г/см3 и более примеси кальцита прак​тически не сказываются на определяемые значения Кп. Если же минералогическая плотность песчани​ка равна 2,57 г/см3, приращение дельта сигмаск за счет карбо-натности составит примерно 0,014 г/см3 на каждые 10% содержания кальцита. Это обусловит заниже​ние измеряемых значений пористости на величину дельта Кп - 0,8% (абсолютных). Если карбонатность по​род обусловлена доломитизацией (сигмаск = 2,87 г/см3), погрешность дельта Кп увеличивается и составляет 1,7% (аб​солютных) на каждые 10% содержания доломита.
Сульфатность карбонатного разреза обусловле​на присутствием ангидрита или гипса. Минералоги​ческая плотность ангидрита сигмаск = 2,96 г/см3. Поэто​му ангидритизация в большей степени сказывается при оценке Кп известняков (сигмаск = 2,71 г/см3), чем до​ломитов (сигмаск = 2,87 г/см3). Так, содержание 10% ан​гидритов в известняке эквивалентно уменьшению Кп на 1 - 1,5% (абсолютных). Такое же содержание ан​гидрита в доломитах практически не изменяет опре​деляемые значения Кп. Примесь гипса сказывается на результатах ГГКП сильнее, чем примесь ангид​рита, так как плотность гипса на 0,4 г/см3 меньше плотности известняка и на 0,56 г/см3 меньше плот​ности доломита. Определяемое значение пористос​ти известняка завышается на 2,2%, а доломита - на 3,2% (абсолютных) на каждые 10% гипса.
Абсолютная погрешность определения объемной плотности современными типами аппаратуры ГГКП составляет не более ±0,035 г/см3, что эквивалентно погрешности определения пористости мономинераль​ных пород не более ±2%. Дополнительные погреш​ности определения Кп могут быть обусловлены неф-тегазонасыщенностью коллекторов и неконтролиру​емыми изменениями их минералогического состава.
Преимущества ГГКП по сравнению с другими методами ГИС состоят в слабом влиянии глинисто​сти пород и структуры емкостного пространства на результаты определения Кп. В породах с изменяю​щейся полиминеральной матрицей метод не обеспе​чивает нахождение Кп с необходимой точностью, поэтому пористость таких пород определяют по ком​плексу данных ГИС (ГГКП, НК, АК, ГКС).
5.7. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ ПО ДАННЫМ ЯМК
Использование эффекта ядерного магнитного ре​зонанса (ЯМР) для определения пористости горных

пород базируется на возможности прямой индика​ции водородосодержания поровых флюидов (воды, нефти, газа), находящихся непосредственно в поро-вом пространстве.
При ЯМР-исследованиях порового пространства горных пород измеряется реакция намагниченности порового флюида на резонансное воздействие, вы​зывающее прецессию ядер водорода в магнитном поле. Измеряемыми величинами являются амплиту​да и характер изменения во времени сигнала ядер​ной намагниченности порового флюида в породе (рис. 5.11). Амплитуда сигнала пропорциональна объемному водородосодержанию. При этом к момен​ту начала измерения релаксация водорода, входяще​го в состав твердой фазы, завершается, и он не вно​сит вклада в сигнал. Поэтому ЯМК характеризует водородосодержание только флюида (фильтрата, воды, нефти, газа) в пустотном пространстве поро​ды, которое по данным калибровки может быть пе​ресчитано в коэффициент пористости.
Способность флюидов намагничиваться в маг​нитном поле характеризуется временем продольной релаксации t1. Изменение намагниченности после ре​зонансных воздействий на ядра водорода характе​ризуется временем поперечной релаксации t2 и оп​ределяется тремя параллельно проходящими процес​сами релаксации: поверхностной, диффузионной и объемной [54].
Поверхностная релаксация возникает за счет эф​фектов взаимодействия ядер водорода (протонов), вследствие диффузии молекул флюида, с поверхнос​тью пор. Скорость релаксации зависит от двух фак​торов: от частоты соударений протонов с поверхно​стью пор и свойств самой поверхности пор.
Частота соударений, мерой которой может слу​жить отношение площади поверхности пор S к объе​му V, зависит от размеров и формы пор. В крупных
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порах, имеющих небольшие величины отношения SIV, столкновения происходят реже, и времена ре​лаксации сравнительно большие. Наоборот, в не​больших порах с высокими значениями SIV столк​новения происходят чаще, и времена релаксации ко​роткие (рис. 5.11). С усложнением формы пор (рос​том удельной поверхности) времена релаксации уменьшаются.
Способность поверхности зерен влиять на прото​ны, называемая поверхностной релаксивной актив​ностью р, отличается для различных минералов гор​ных пород (например, песчаники почти в три раза эффективнее в релаксации воды, чем карбонаты). Породы с включениями магнитных минералов так​же характеризуются высокими значениями р и ма​лыми временами релаксации.
Измеренный сигнал спада ядерной намагничен​ности представляет собой сложную суперпозицию различающихся по временам релаксации компонен​тов, каждый из которых соответствует группам пор разного размера и формы.
Таким образом, поверхностная релаксация опре​деляется распределением пористости по размерам пор, формой пор и минералогическим составом твер​дой фазы.
Диффузионная релаксация проявляется в неодно​родном магнитном поле прецессии, где молекуляр​ное движение вызывает расфазировку магнитных моментов протонов.
Наиболее ярко диффузионная релаксация прояв​ляется при использовании средств измерений, фор​мирующих градиентное магнитное поле, например, в приборе ЯМТК. В этом случае диффузионная со​ставляющая релаксации может быть определена, применяя специальные методики измерений. Мож​но либо уменьшить вклад диффузионной релаксации до уровня, которым можно пренебречь, либо наобо​рот - максимально увеличить эффект с определени​ем принципиально нового для практики ГИС пет-рофизического параметра - коэффициента диффузии перового флюида.
Петрофизической причиной формирования не​однородности магнитного поля в ограниченной об​ласти исследования является существенное различие магнитных восприимчивостей минералов твердой фазы и перового флюида (как правило - значитель​ное наличие магнитных минералов в породе).
Объемная релаксация определяется собственно свойствами флюида, насыщающего поровое про​странство, и не одинаково проявляется для различ​ных типов флюидов (вода, газ, нефть), их состава и вязкости. Эффект объемной релаксации слабее по​верхностной и становится заметным, когда взаимо​действие протонов с поверхностью пор ограничено,

т.е. в крупных порах, в кавернозных карбонатах или для углеводородов в гидрофильных коллекторах (протоны У В не контактируют с поверхностью пор). Этот эффект наибольшим образом проявляется при лабораторных ЯМР-исследованиях пластовых флю​идов (основной механизм релаксации).
Таким образом, эффект ЯМР чувствителен к та​ким практически важным петрофизическим парамет​рам, как распределение пористости по размерам пор и их общий объем, насыщенность и состав флюидов (на основе коэффициентов диффузии и вязкости). Основным негативным фактором является влияние магнитных минералов, но их содержание в осадоч​ных разрезах обычно невелико и существенно не вли​яет на результаты измерений.
Наилучшие возможности ЯМР имеет для опре​деления характеристик емкости, поскольку эффекты поверхностной релаксации при изучении горных пород являются основными в формировании релак​сационной кривой, а амплитуда характеризует во-дородосодержание флюида. Самостоятельное значе​ние имеет оценка типа флюида, насыщающего по​ровое пространство. Эта задача более сложна, по​скольку требует выделения достаточно слабых эф​фектов диффузионной и объемной релаксации на фоне поверхностной, и реализуется при применении специальных методик измерений.
Практическая возможность определения порис​тости по данным ЯМК определяется аппаратурной реализацией метода измерений.
5.7.1. Модификации методов исследований
В практике ГИС используется две модификации исследований ЯМР:
· аппаратура типа АЯМК, работающая в слабом
(0,5 Гс) однородном магнитном поле Земли [1];
· аппаратура типа ЯМТК, работающая в сильном
(порядка 170 Гс) градиентном (15-25 Гс/см)
магнитном поле, созданным постоянным магни​
том [33].
Обе модификации имеют аппаратурно-методи-ческое обеспечение для выполнения исследований в скважинах и для лабораторных петрофизических исследований. Модификации различаются напря​женностью и степенью однородности используемо​го магнитного поля, методикой реализации ЯМР и, в конечном итоге, объемом получаемой информации. Для интерпретации ГИС наиболее важны два суще​ственных отличия аппаратуры.
1. "Мертвое" время аппаратуры. Для ЯМР в поле Земли оно составляет первые десятки миллисекунд (до 60 мс). Поэтому регистрируются сигналы лишь от наиболее крупных пор. Соответственно, опреде​ляемая пористость (называемая "индекс свободного
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флюида" - ИСФ) меньше общей пористости и кор-релируется с эффективной пористостью.
Для ЯМР в искусственном поле "мертвое" время составляет доли миллисекунд, что позволяет улав​ливать быстро затухающие сигналы, начиная с пор глин. Как следствие, имеется возможность получить полное распределение пористости по временам ре​лаксации, оценить общую пористость и ее компонен​ты, в т.ч. эффективную пористость (см. раздел 5.7.2).
2. Область исследования зонда скважинного при​бора. Для ЯМК в поле Земли она представляет собой объемную область вокруг скважинного прибора, включающую скважину и окружающие горные поро​ды, т.е. является типичной для методов ГИС. Шири​на зоны исследования равна примерно диаметру зон​да. При изменении угла наклона оси зонда по отно​шению к направлению поля Земли геометрический фактор зонда изменяется, что так же как и диаметр скважины должно быть учтено при интерпретации.
Для прибора ЯМТК с сильным неоднородным полем зона исследования представляет собой цилин​дрическую поверхность толщиной 0,5 - 0,8 мм, уда​ленную от оси центрированного в скважине прибо​ра на 18 см (на 8 см от стенки скважины). Поэтому влияние скважины и глинистой корки на сигнал этой модификации ЯМК не сказывается (за исключени​ем глубоких каверн, где регистрируется сигнал от бу​рового раствора). Это позволяет уменьшить число вводимых поправок за условия измерений.
5.7.2. Виды пористости, определяемые по ЯМК
Метод ЯМК является единственным методом ГИС, принципиально позволяющим получить диф​ференцированную информацию о распределении пористости и на этой основе определить различные компоненты общей пористости (табл. 5.5).
ЯМР в сильном искусственном магнитном поле. Как для лабораторных, так и для скважинных вари​антов ЯМР в сильном магнитном поле определение характеристик пористости включает три стандарт​ные процедуры: получение исходной зависимости из​менения величины ядерной намагниченности во вре​мени (релаксационной кривой); обработку релакса​ционной кривой с целью получения спектра распре​деления амплитуды сигнала по временам поперечной релаксации г,; определение компонентов пористости.
Исходной информацией для определения порис​тости являются: данные по калибровке прибора в емкости, имитирующей 100% пористость, и зарегис​трированная релаксационная кривая (рис. 5.12,а).
Обработка данных заключается в преобразова​нии релаксационной кривой в дифференциальное (рис. 5.12,6), а затем и интегральное (рис. 5.12,в) рас​пределение пористости по временам релаксации ?, с

использованием специальных математических про​цедур. Предварительно (при необходимости) в релак​сационную кривую вводятся поправки за условия измерений, а также могут выполняться процедуры фильтрации.
Определение характеристик пористости прово​дится в рамках интерпретационной модели поверх​ностной релаксации. Исходная релаксационная кри​вая представляет собой сложную суперпозицию раз​личающихся по временам релаксации компонент, каждая из которых соответствует группам пор раз​ного размера. Поэтому релаксационную кривую пу​тем математической обработки представляют в виде спектра распределения пористости по временам ре​лаксации t2: дифференциальный спектр 3Kn/(dt7 - t2) (рис. 5.12,6) характеризует долю пор с конкретным значением t2 в общем поровом пространстве, интег​ральный спектр Кп - ?, (рис. 5.12,в) - изменение не​посредственно пористости. Чтобы определить пори​стость, соответствующую какому-либо интервалу времен релаксации (от t2i до ?2|. + А?2) достаточно про​интегрировать дифференциальный спектр на этом участке (найти площадь под кривой) или определить точки на интегральном спектре, соответствующие границам временного интервала, и определить Knj как разность #„(,2, + д,2) - #„,,.,. (см. рис. 5.12). Этот прием и используется для определения компонентов
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пористости по данным ЯМР, т.е. реализуется мето​дика граничных значений.
По данным ЯМР в сильном магнитном поле в лабораторном и скважинном вариантах принято определять три группы характеристик пористости: распределение пористости по временам релаксации; общая пористость; компоненты общей пористости, связанные с пористостью глин, капиллярно-связан​ной, эффективной, каверновой емкостью.
Распределение пористости по временам релакса​ции характеризуют дифференциальный (рис. 5.12,6) и интегральный (рис. 5.12,в) спектры t2, которые ка​чественно отражают распределение пористости по размерам пор.

Общая пористость (К™к) определяется интегри​рованием дифференциального спектра во всем интер​вале времен релаксации. Она не зависит от литологи-ческого и минералогического состава, т.к. протоны ядер водорода, входящих в состав минералов твердой фазы, не вносят вклада в амплитуду сигнала. Но в общем случае она зависит от состава флюида в зоне исследования (фильтрат, вода, нефть, газ), т.к. изме​ряется водородосодержание подвижных молекул флюида, поэтому на практике возможно соотноше​ние/^ > к^мк. Занижение общей пористости по ЯМК может быть связано со следующими причинами: • высокая газонасыщенность в зоне исследования
(уменьшение водородного индекса);
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· наличие в пустотном пространстве битума (релак​
сация протонов заканчивается до начала измере​
ния и не вносит вклад в амплитуду сигнала). На​
пример, если в порах присутствует битум и нефть,
то по ЯМК будет фиксироваться только порис​
тость, занятая нефтью;
· ограниченный диапазон измерения времен релак​
сации в конкретных модификациях аппаратуры
ЯМК и режимах измерения.

Определение компонентов общей пористости проводится путем интегрирования дифференциаль​ных спектров во временных интервалах с петрофи-зически обоснованными границами (t2min - 12тах^-
Типовые граничные значения для выделения раз​личных компонентов пористости, установленные многочисленными зарубежными и отечественными петрофизическими исследованиями, приведены в табл. 5.6. Для конкретных отложений они могут уточ​няться по исследованиям на керне (см. ниже).
Отмеченные выше ограничения ЯМК при опре​делении пористости учитываются при использова​нии специальных режимов измерений, петрофизичес-кого обеспечения, комплексирования с другими ме​тодами ГИС. Например, выполнение измерений в че​тырех специальных режимах позволяет оценить вклад объемной релаксации, которая зависит от

свойств флюида, учесть ее при определении компо​нентов пористости и параллельно - определить ко​эффициенты диффузии и вязкости флюида в зоне ис​следования. Конкретные способы обработки регла​ментируются соответствующими методическими ре​комендациями. Степень проявления и способы уче​та эффектов, влияющих на определяемые характери​стики пористости, должны быть отражены в тексто​вой части документа, сопровождающего результаты интерпретации данных ЯМТК.
Петрофизическое обеспечение ЯМР в сильном магнитном поле может включать лабораторные ис​следования флюидов, шлама и керна. Основное тре​бование к ЯМР-релаксометрам - регистрация про​цессов релаксации протонов водорода в диапазоне времен поперечной релаксации, обеспечивающем до​стоверное определение пористости пород (время раз​движки между радиоимпульсами te не более 0,5 мс). Основные определяемые петрофизические характе​ристики приведены выше.
Технологически создание петрофизического обес​печения включает два этапа: на первом проводятся согласованные ЯМР- и стандартные петрофизичес​кие исследования керна с целью оценки достоверно​сти результатов ЯМР и последующего построения петрофизических зависимостей, на втором - массо​вые и специальные ЯМР-исследования.
Согласованные исследования керна (на одних и тех же образцах) рекомендуется выполнять по мак​симально полной программе в системе "шлиф-навес​ка-образец" с анализом состава, структуры и свойств твердой фазы и пустотного пространства. Мини​мальный комплекс стандартных петрофизических исследований должен включать определения порис​тости, проницаемости и характеристик вытеснения по капилляриметрии (с измерениями электропровод​ности по ступеням давления).
На втором этапе выполняются массовые опреде​ления характеристик пористости, которые исполь​зуются для построения петрофизических связей и оценки средних значений пористости.
Представление данных. Для ЯМТК в сильном ис​кусственном поле на планшете представляются амп​литудно-временные спектры и компоненты пористо​сти (рис. 5.13).
Дифференциальные спектры могут приводиться в различных формах 2В-представления. Базовая форма представления приведена во второй колон​ке; в третьей ("вид сверху") - дополнительная фор​ма, облегчающая визуальный анализ. Т.к. диффе​ренциальный спектр отражает распределение пори​стости по размерам пор, эта информация позволя​ет судить об особенностях структуры порового про​странства (диапазон изменения размеров пор, пре-
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обладающих группах пор, сортировке пор, модаль​ных размерах и др.).
Интегральный спектр также может иметь 2D-представление, но стандартным является его визуа​лизация в виде объемной модели распределения по​ристости по "бинам" - в заданных временных интер​валах с принятыми границами 4,8, 16... 1024 мс (пер​вая колонка па рис. 5.13). Бинарное представление позволяет представить соотношение пористости, приходящейся на поры различного размера в пустот​ном пространстве. Красные тона характеризуют поры, в которых вода капиллярно связана, синие тона - эффективные поры. Чем более насыщен си​ний цвет, тем крупнее поры и наоборот, чем больше насыщен красный цвет, тем мельче поры.
Компоненты общей пористости, связанные с по​ристостью глин, капиллярно-связанной, эффектив​ной, каверновой емкостью представляются в виде объемной модели (четвертая колонка).
Для фрагментов разрезов па рис. 5.13 приведены данные об эффективной и капиллярно-связанной пористости, т.к. применявшийся стандартный режим измерений (время раздвижки между радиоимпуль​сами tf = 1,2 мс. время намагничивания 1к = 3,0 с) обеспечил практическое исключение влияния пори​стости глин на регистрируемый сигнал, при этом подчеркивая структуру порового пространства, сформированного алевритовой и псаммитовой фракциями. С практической точки зрения исклю​чение влияния глинистости повышает разрешение метода по вертикали, прежде всего с позиций выде​ления коллекторов. При переходе от коллектора к глине пористость, регистрируемая ЯМТК, резко снижается (в пластах большой толщины практичес​ки до 0), что подчеркивает аномалию против кол​лекторов.
Для определения пористости глин необходимо применять специальный режим измерения релакса​ционной кривой (te = 0,6 мс, /и. = 20 мс).
Приведенные на рис. 5.13 фрагменты дают пред​ставление о возможностях ЯМК в искусственном поле в различных типах разрезов.
На первом фрагменте представлен интервал пес-чано-глинистого разреза Среднего Приобья Запад​ной Сибири. Песчаники полимиктовые, слабокон​солидированные. По данным ЯМТК наиболее ем​кие разности имеют пористость более 30%. В то же время поры преимущественно малых и средних раз​меров (среднее /, не превосходит 50 мс), сортиров​ка пор средняя. Поэтому фиксируется достаточно большое содержание капиллярно-связанной воды, контролируемое алевритовой и тонко-псаммитовой фракциями, а проницаемость лучших разностей со​ставляет 100 - 200 мД.

На втором фрагменте также представлен интер​вал песчано-глинистого разреза (карбон Волго-Уральской провинции), но песчаники кварцевые. Хотя пористость коллекторов практически в два раза меньше, чем для полимиктовых песчаников на пер​вом фрагменте, проницаемость кварцевых песчани​ков выше и достигает 500 мД. Пористость, занятая капиллярно-связанной водой, не превышает 1 - 2%, что соответствует остаточной водонасыщенности/Сдо менее 10%. Соответственно, для кварцевых и поли​миктовых песчаников будут отмечаться различные зависимости типа Ка - Кпр, Knjij> - Кпр, Кп - Кю, Кп^ -Квд, Кп) - Кед, которые принципиально тоже можно построить по данным ЯМК. Причина различия кол-лекторских характеристик обусловлена структурой порового пространства. Видно, что для кварцевых песчаников правые части спектров смещены в об​ласть больших времен, т.е. эффективные поры более крупные, чем в полимиктовых песчаниках. Сорти​ровка крупных пор лучше, достаточно уверенно вы​деляется группа пор на временах 100 -1000 мс, кото​рые и обеспечивают коллекторские свойства. Для полимиктовых песчаников в этот диапазон попада​ет лишь незначительная часть спектра. На интеграль​ном спектре в представлении бинов (колонка 1) вид​но, что самые крупные поры (темно-синий цвет) со​ставляют не менее трети емкости кварцевых коллек​торов, в то время как для полимиктовых песчаников, несмотря па существенно большую емкость, пор та​ких размеров нет. Эти особенности и определяют раз​личие в ФЕС полимиктовых и кварцевых песчаников.
На третьем фрагменте представлен интервал из​вестняковой толщи, характеризующейся градиент​ным уменьшением пористости с переходом в непро​ницаемую толщу с практическим отсутствием пори​стости.
5.7.3. Комплексированис ЯМК с другими методами ГИС

Общим вариантом комплексирования является совместная интерпретация данных ЯМК в комплек​се с другими методами ГИС (РК, АК, ЭК) в рамках единой объемной модели горной породы.
Частные варианты комплексирования применя​ются для решения следующих задач.
1. Уточнение параметров интерпретационной модели других методов ГИС, используя данные ЯМК как эталонные. Для реализации подхода по ЯМК должна быть достоверно определена полная порис​тость и ее компоненты.
Примеры:
• НК+ЯМК. По разности пористостей оценивает​ся водородосодержание твердой фазы с последу​ющим уточнением минералогического состава;
•
ГГКП+ЯМК. Уточняется минералогическая плот​
ность пород
2.
Определение новых петрофизических парамет​
ров, используя данные ЯМ К и методов ГИС на равно​
правной основе. Для реализации подхода по ЯМК
должна быть достоверно определена полная порис​
тость и ее компоненты.
Примеры:
· ЯМК+РК. По данным ЯМК определяется общая
пористость глин, по данным РК - КгГ По этим
двум параметрам рассчитываются все остальные
характеристики глинистости (агрегатная, коэф​
фициент пористости цемента, относительная гли​
нистость);
· ЯМК+ЭК. Оценка К1а, используя модели элект​
ропроводности глинистых песчаников (типа
"двойной воды" и др.): при расчете используют​
ся данные ЯМК - Кп (общая пористость) и Кп ^
(доля воды с аномальной электропроводностью).
3.
Уточнение характеристик пористости по
ЯМК, используя данные других методов ГИС как эта​
лонные. Применяется, если режимы измерений ЯМК
или особенности разреза не позволили определить
какую-либо из компонент пористости по ЯМК. Ее
величина рассчитывается как разность между Кп по
ГИС и ЯМК. Так может определяться: пористость
глин; эффективная пористость; каверновая порис​
тость; пористость, занятая битумом.
4.
Построение связей типа "ГИС-ГИС". По дан​
ным ЯМК принципиально могут определяться все
основные характеристики ФЕС коллекторов - Кп,
Кп  ., Кво и Кп , причем - в пластовых условиях. Это
позволяет использовать данные ЯМК как базовые
при построении зависимостей типа "ГИС-ГИС" для
определения подсчетных параметров.
5.7.4. Схема использования данных ЯМК в искусственном поле для подсчета запасов
1. Обоснование достоверности результатов
ЯМК. Используется керн из скважин, где выполнен
ЯМК. Сопоставляются данные по стандартным ис​
следованиям на керне и по данным ЯМК (рис. 5.14).
При хорошей сходимости результатов данные ЯМК
могут использоваться для определения этих пара​
метров ;
2. Интерпретация данных ЯМК. Используются
данные по всем скважинам, где выполнен ЯМК. Оп​
ределяются характеристики пористости для исполь​
зования в подсчете запасов.
3. Построение связей типа " ГИС-ГИС", исполь​
зуя результаты ЯМК как эталонные. Используются
данные по всем скважинам, где выполнен ЯМК и
стандартный комплекс ГИС. Строятся взаимосвязи:

. типа "ЯМК-ЯМК": Кя - Кпэф, Кп - Кео, Knf - Кп, КпР ' Кво' Кпр ' Кп,эф> отражающие взаимосвязь па​раметров в пластовых условиях. Для контроля проводится их сопоставление с аналогичными связями, полученными по петрофизическим иссле​дованиям керна;
•    типа "ГИС-ЯМК", напримера/|(, - Кп, отражающие взаимосвязь параметров в пластовых условиях. 4. Определение характеристик пористости'по стандартному комплексу ГИС с использованием полученных взаимосвязей "ГИС-ЯМК" проводит​ся по всем остальным скважинам (где ЯМК не вы​полнялся).
5.7.5. ЯМК в поле Земли
Определение пористости (ИСФ) основано на из​мерении параметров свободной ядерной прецессии протонов (релаксационной кривой) в естественном поле Земли. В наиболее распространенной аналого​вой аппаратуре измеряется, как правило, три амп​литуды (Uj, U2, U3) огибающей сигнала, соответству​ющие трем точкам релаксационной кривой. В циф​ровой аппаратуре регистрируется вся огибающая сигнала.
Обработка данных включает две процедуры: сна​чала определяется Ult - начальная амплитуда сигна​ла свободной прецессии, затем - индекс свободного флюида ИСФ. Величина U0 определяется по изме​ренным точкам огибающей сигнала свободной пре​цессии с учетом уровня помех.
ИСФ рассчитывается как отношение U0 к ампли​туде сигнала в эталонировочном устройстве с уче​том обобщенных коэффициентов калибровки и пла​ста. Для расчета коэффициентов используется ин​формация о калибровке, параметрах регистрации, температуре пласта, а также данные кавернометрии и инклинометрии. Основные требования к регистри​руемым параметрам определяются инструкцией [43], а практические алгоритмы геофизической обработ​ки - методическим руководством [30].
Интерпретация данных ИСФ заключается в оп​ределении коэффициента эффективной пористости. Для ЯМР в поле Земли время между началом про​цесса релаксации и первым измерением (U,) состав​ляет десятки миллисекунд, поэтому регистрируются сигналы лишь от наиболее крупных пор. Соответ​ственно, определяемая пористость (ИСФ) меньше общей пористости и коррелируется с эффективной пористостью, но точного соответствия в общем слу​чае может не быть.
Поэтому при использовании ИСФ для задач под​счета запасов определение эффективной пористости должно обосновываться зависимостью ИСФ-Кп , (типа "ГИС-керн").
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ИСФ в общем случае зависит от состава флюида в зоне исследования (фильтрат, вода, нефть, газ), т.к. измеряется водородосодержание подвижных моле​кул флюида. Занижение ИСФ может быть связано с теми же причинами, о которых говорилось выше для ЯМК в сильном поле.
При комплексировании ЯМК в поле Земли с дру​гими методами ГИС. ориентированными на опреде​ление характеристик пористости, возможно опреде​ление пористости, занятой остаточной водой: ее ве​личина рассчитывается как разность между Кп по ГИС и ЯМК в поле Земли.
5.8. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ ПО ДАННЫМ МЕТОДА ПС
Определение Кп по данным ПС возможно только для межзерновых терригенных глинистых коллекто​ров с рассеянной глинистостью, пористость которых изменяется в широких пределах и контролируется главным образом рассеянной глинистостью, причем с ростом глинистости Кп уменьшается.
Согласно физическим основам метода ПС, его ис​пользование для определения К ограничивается скважинами, пробуренными на пресных ПЖ. Для по​лучения дифференцированных кривых ПС необхо​димо, чтобы р, /рв > 3 - 5 [9]. В скважинах, пробурен​ных на соленой или электронепроводящей ПЖ, по​лучить качественные диаграммы ПС не удается, по​этому и Кп определить по данным ПС не возможно.
Благоприятными условиями для определения Кп терригенных глинистых коллекторов с рассеянной глинистостью по данным ПС являются [9,12, 16,29]:
· постоянство ми i юрализации и химического соста​
ва пластовых вод в изучаемом разрезе, а также
фильтрата ПЖ в исследуемом интервале данной
скважины;
· однородность минерального состава цемента за​
полнителя пор при преобладании в нем глинис​
того цемента и подчиненном значении других ви​
дов цемента (карбонатного, силикатного, желе​
зистого);
· хорошая отсортированность песчаных и алевро-
литовых зерен скелетной фракции коллектора;

· наличие в исследуемом участке разреза выдержан​
ных по площади и достаточно толстых пластов
чистых (либо слабопесчанистых) глин и чистых
(наименее глинистых) песчаников, которым соот​
ветствуют максимальные и минимальные значе​
ния потенциала UIK.
Чистые песчаники обычно являются лучшими по пористости коллекторами данного разреза. Пласты глин и чистых песчаников используют при интерпре​тации диаграмм ПС в качестве опорных. Линии, проведенные по этим пластам (линии глин и чистых

коллекторов), ограничивают область возможного изменения Unc для всех пород с промежуточной ха​рактеристикой .
Для определения Кп по данным ПС предпочти​тельно использовать не абсолютную амплитуду ПС (At/)(,), а относительную приведенную амплитуду ПС (апс). Значение апс для каждого пласта, отмечаемо​го отрицательной аномальной ПС по отношению к линии глин, рассчитывают по формуле a —EIE где Es и Еч тах - статические (приведенные) амплиту​ды ПС для данного пласта и для опорного пласта с максимальной амплитудой ПС. Использование <х(к. вместо At/|c позволяет исключить или свести к ми​нимуму влияние на результаты интерпретации ПС различных сторонних факторов (погрешности в мас​штабе диаграммы ПС, различия в минерализации ПЖ в разных скважинах месторождения и др.).
Приведенные амплитуды Я^ и £л/mvv рассчитыва​ют путем деления снятых с диаграммы фактичес​ких амплитуд против данного пласта (At/ ) и про​тив опорного пласта (At/n(,mnv) на поправочные ко​эффициенты »л(., которые находят по соответству​ющим палеткам, учитывающим относительные тол​щины пластов (h/dc), соотношения удельных сопро​тивлений пластов, вмещающих пород и ПЖ (р /р pew/pr), а также параметры зоны проникновения (pJpc*D/dc)[9, 16].
Из-за сложностей расчетов Es и £v,,pnv на практи​ке довольно часто в качестве otm. применяют непри​веденные значения относительной амплитуды ПС, т.е. вычисляют апс по формуле сс/и, = Д(/ш, /At/nc.,,,av. Такой подход не является строгим, поскольку не учи​тывается влияние конечной толщины пласта и оми​ческого фактора на амплитуду ПС, вследствие чего возможны существенные искажения в определении апс и; следовательно, Кп. Поэтому использование неприведенной относительной амплитуды апс неже​лательно.
Основой определения Кп по данным ПС служит корреляционная зависимость типа 'ТИС-керн'' или "ГИС-ГИС" между апс и Кп, которую получают, со​поставляя апс со средними значениями Кп для интер​валов, для которых пористость определена по дан​ным представительного керна или по материалам других видов ГИС. Затем эту зависимость использу​ют для определения Кп по значениям апс в пластах, где пористость неизвестна.
Определение Кп по ailc возможно для водонасы-щепных и продуктивных коллекторов. В связи с не​полностью изученным до настоящего времени влия​нием углеводородов на потенциалы ПС зависимос​ти апс=f(Kn) рекомендуется устанавливать и в даль​нейшем использовать отдельно для водонасыщенных и продуктивных интервалов разреза.
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Типичная зависимость аж, =/(Л"л) для продуктив​ных отложений приведена на рис. 5.15. Характерной особенностью таких зависимостей является выпола-живание их в области высоких значений Кп, соответ​ствующей слабоглинистым коллекторам, пористость которых слабо зависит от глинистости, и в области низких значений Кп, характерных для пород-некол​лекторов. Поэтому определение Кп по апс имеет смысл, если в области существования пород-коллек​торов значения апс изменяются в довольно широких пределах с ростом Кп. В области слабоглинистых и чистых коллекторов, где величина апс близка к еди​нице и слабо зависит от Кп, определение Кп по дан​ным ПС лишено смысла.
При использовании этого способа необходимо обращать внимание на правильность выбора в каж​дой скважине опорного пласта с максимальной аб​солютной амплитудой ПС. Дело в том, что макси​мальными амплитудами ПС характеризуются не только наименее глинистые, обычно лучшие коллек​торы данного разреза, но также песчаники и алевро​литы с преобладанием карбонатного или силикат​ного цемента, которые обычно являются неколлек​торами или плохими коллекторами. Наличие таких пластов, которые по ПС можно ошибочно отнести к лучшим коллекторам, характерно для продуктивных разрезов большинства нефтегазоносных районов -Волго-Урала, Западной Сибири, Мангышлака и др. Эти пласты довольно легко распознаются на диаг​раммах МК, БМК и методов пористости, на кото​рых они отмечаются как плотные породы с низкой пористостью.
В скважине, где по данным ПС проводится опре​деление Кп, особое внимание следует обращать на

величину пористости пласта, выбранного в качестве опорного. Она не должна существенно отличаться от значения А"п, соответствующего а)к. — 1 на исполь​зуемой зависимости ащ. -f(Kn], в противном случае возможны систематические погрешности в опреде​лении Кп. Это общее правило применимости любых способов, основанных на использовании зависимо​стей, устанавливаемых по опорным пластам.
Определение Кп терригенных коллекторов по данным ПС широко применялось в 50 - 60-х годах благодаря сравнительной простоте способа, а так​же из-за отсутствия в то время более совершенных способов установления Кп по материалам ГИС. В настоящее время масштабы применения этого спо​соба значительно сократились благодаря широко​му внедрению различных видов НК, ГГКП, АК, ЭК, ЭМК, обеспечивающих более надежное получение Кп. Однако полностью своего значения для реше​ния этой задачи метод ПС не утратил. В тех случа​ях, когда не выполнен по тем или иным причинам современный комплекс ГИС, а также в газоносных высокопористых терригенных отложениях (напри​мер, в сеноманских отложениях Севера Тюменской области), когда влияние газа на показания ядерных и акустических методов сказывается весьма сильно и учет этого влияния затруднен или вообще невоз​можен, данные ПС при наличии указанных выше благоприятных условий позволяют приближенно оценить Кп терригенных глинистых коллекторов с рассеянной глинистостью.
Перспективно использование данных ПС в ком​плексе с данными методов пористости (НК, ГГКП, АК) для одновременного определения пористости и глинистости. В основе этих способов комплексной интерпретации лежит тесная связь параметра апс с относительной глинистостью г\гг
5.9. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОРИСТОСТИ КОЛЛЕКТОРОВ СО СЛОЖНОЙ СТРУКТУРОЙ ПУСТОТНОГО ПРОСТРАНСТВА И СЛОЖНЫМ МИНЕРАЛЬНЫМ СОСТАВОМ
Определение коэффициентов общей пористости (Кп) коллекторов по данным основных видов ГИС -АК, НК, ГГКП - существенным образом зависит от изменений минерального состава, структуры поро-вого пространства и многофазной насыщенности пород. Влияние перечисленных геологических фак​торов на характеристики ГИС различно по физи​ческой природе и количественным значениям. Это позволяет находить пористость пород, содержание в них отдельных минералов (кварца, известняка, глины и т.д.) или, при необходимости, содержание в поровом пространстве отдельных флюидов (вода остаточная и подвижная, нефть, газ) решением сие-
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темы уравнений, аддитивно связывающих показа​ния видов ГИС в сложнопостроенном коллекторе. В зависимости от сложности решаемых задач, име​ющегося программного и технического обеспечения используют системы линейных либо нелинейных уравнений, содержащих или не содержащих явно за​данные неравенства и априорные условия. Систе​мы линейных уравнений более просты в их обосно​ваниях и решениях. Примеры построения разнооб​разных систем петрофизических уравнений приве​дены в [22, 31, 51].
Считается, что с достаточной для практических решений точностью (абсолютная погрешность опре​деления Кп не превышает ±2%) породы полимине​рального состава с пористостью от 0 до 25% описы​ваются системой линейных уравнений:
гдеа, И^А/,У -измеренные значения объемной плот​ности, водородосодержания, интервального време​ни и естественной радиоактивности пород; О., Wp At., / - значения тех же величин для /-го компонента в полиминеральной породе; К. - объемные доли компонента в единице объема породы; п - количе​ство компонентов.
Корректное решение системы уравнений (5.37) достигается при включении в нее любых компонен​тов при условии, что их общее количество не долж​но превышать числа уравнений. Значения a,., Wp Д//; J i для отдельных компонентов находят на основе теоретических расчетов (о, W) или эксперименталь​но (Д/, /) на моделях или образцах, представляю​щих чистые компоненты. Не рекомендуется находить их, используя статистические зависимости для изу​чаемых отложений, так как последние могут учиты​вать в скрытой форме влияние каких-либо третьих факторов, которые-отражают компоненты той же си​стемы (глинистость, насыщенность и т.д.). Рекомен​дуемые для основных компонентов значения геофи​зических характеристик приведены в табл. 5.7. Вме​сто wck в таблице приведены приращения Д wck для отдельных компонентов по сравнению со стандарт-

Примечание:
· Значения следует использовать в зависимости от Кп и мо​
дификации вида НК и применяемой аппаратуры.
· * Зависит от основного состава пород и модификации Н К.
ными условиями, когда минеральный скелет пред​ставлен чистым известняком.
В самом общем случае полный перечень компонен​тов, которые могут быть встречены в породах, мно​гократно превышает количество уравнений в систе​ме (5.37). Количество компонентов резко уменьшают на начальном этапе интерпретации выделением ин​тервалов разреза с предполагаемым одинаковым ми​неральным составом, в первую очередь, выделив тер-ригенные и карбонатные интервалы разреза.
Для терригенного разреза система уравнений (5.37) описывает породу с межзерновой пористостью, которая содержит на выбор каких-то четыре компо​нента: песчаник, алевролит, глину, заполненные жид​ким флюидом поры; песчаник, глину, поры, запол​ненные водой, и поры, заполненные нефтью и газом; песчаник и поры, заполненные водой, нефтью и га​зом и т.п. Например, для первого варианта:
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где индексы песч, ал, гл, в соответствуют песчанику, алевролиту, глине и воде.
Система уравнений (5.38) переопределена, так как количество неизвестных в ней меньше количества уравнений. В качестве дополнительного неизвестно​го может быть включен еще один тип глин или же содержание в порах нефти или газа.
Набор компонентов для карбонатного разреза значительно шире: это минеральные компоненты -известняк, доломит, ангидрит, гипс, соль, глина, кварц; типы пустотного пространства - межзерновые поры, каверны, трещины; характер флюида в пусто​тах - вода, нефть, газ, фильтрат. Выбор компонен​тов и придание им значений физических величин за​висит от квалификации интерпретатора и имеющих​ся априорных сведений. Например, для лагунных от​ложений и мелководного шельфа характерно мно​гообразие минеральных компонентов, поэтому сис​тема уравнений приобретает вид:
где индексы изв, дол, анг, гл, в соответствуют извест​няку, доломиту, ангидриту, глине и воде.
Для глубоководных отложений характерна час​тичная доломитизация и окварцованность известня​ков, поэтому в системе уравнений (5.39) ангидрит заменяют на кварц. В других случаях пренебрегают определением объемов ангидритов и кварца, что практически не скажется на значениях искомой по​ристости пород, и решают задачу определения об​щей и вторичной (суммы каверновой и трещинной) пористости коллекторов.
в которых множитель 0,01 введен для облегчения выбора масштаба.
Выбор минеральных компонентов облегчается, если использовать графики (кроссплоты) "М - N", "М - Д/", "А? - а" и другие [56], на которых положе​ние точек определяется только литологией пород или каким-либо другим их свойством, подчеркнуто вы​раженным с помощью графика (рис. 5.16). Для водо-насыщенных пород величины М и N определяются выражениями:

Если подставить в (5.40) вместо Дг, а и Означения Дг , о и W . мономинеральных пород из табл. 5.7, то точки на рис. 5.16,а будут отображать литологию пород. Для реальных пород точки, соответствующие отдельным пластам, рассеиваются вокруг литологи-ческих линий (рис. 5.16) вследствие нелинейности изменений пористости от литологии пород в широ-
ком диапазоне изменения Кп и неучтенного влияния третьих факторов. Точки, нанесенные на рис. 5.16, соответствуют средним значениям величин. Для по​род, состоящих из смеси трех минералов, точки с най​денными значениями М и N располагаются внутри треугольников, вершины которых соответствуют чистым минералам. Например, точка А, находящая​ся внутри треугольника с вершинами "известняк, ангидрит, кварц", должна рассматриваться как при​надлежащая породе, сложенной смесью этих мине​ралов. В то же время она может принадлежать поро​де, состоящей из смеси минералов "известняк, кварц, глина" либо "доломит, ангидрит, кварц" и др.
Выбор минеральных компонентов становится бо​лее однозначным при использовании графиков за​висимости величин М и N от ряда геофизических па​раметров - A/, W, 0, апс, /и др. (рис. 5.16,6) и сопос​тавления геофизических величин. Горизонтальными линиями на рис. 5.16,6 показано изменение А? для известняка, доломита и песчаника при увеличении Кп от 0 до 20%. Положение точки для исследуемого пласта в заштрихованной области свидетельствует, что порода сложена смесью известняка, доломита и глины; другие варианты выбора компонентов мало​вероятны. Если с помощью графиков М - А?, М - о, N - wk др. не удается однозначно установить пре​обладающий литологический состав породы, то ос​танавливаются на варианте, наиболее полно отвеча​ющем известным геологическим сведениям о лито​логии и структуре изучаемых пород.
Вторичная (каверновая) пористость Кп к, газона​сыщенность и глинистость пород сдвигают точки, полученные по материалам измерений, от расчет​ных точек в направлениях, указанных стрелками на рис. 5.16. Сдвиг точек за пределы расчетных треу​гольников используют для выбора одной из неза​висимых переменных (каверновая пористость, гли​на, газ) в системе уравнений (5.37).
Решение систем уравнений (5.37) - (5.39) проводят с помощью программ, поставляемых организациями-разработчиками технических средств и программно​го обеспечения ГИС. Эти же программы обеспечива​ют, естественно со снижением достоверности, обра​ботку данных, если из трех возможных видов ГИС, предназначенных для определения Кп и минерально​го состава пород, в скважине выполнены каких-то два. В этом случае становится возможной ручная обработ​ка данных с помощью палеток. С учетом индивидуаль​ных зависимостей между W, о и Кп для каждого типа скважинных приборов такие палетки также предос​тавляются организациями-разработчиками приборов.
Общие рекомендации при определении коэффи​циентов Кп общей пористости заключаются в следу​ющем.

Карбонатный разрез:
· для определения Кп с примерно равным успехом
используются материалы любых двух видов иссле- •
дований: ГГКП-НК; АК-НК; ГГКП-АК. Для чис​
тых неглинистых пород при использовании управ​
ляющих констант, приведенных в табл. 5.7, по​
грешность определения пористости по данным лю​
бой пары упомянутых методов составляет ±2% аб​
солютных; идентификация литологической при​
надлежности пород находится в пределах одной
литологической градации, под которой понимают
содержание какого-нибудь породообразующего
компонента, равное 25 - 33%, в другом компонен​
те, составляющем остальной объем породы;
· независимо от состава глинистых частиц погреш​
ность определения пористости глинистых пород
составляет ±3% (абсолютных) на каждые 10% гли​
нистости, если используются материалы комплек​
са ГГКП-НК, и ±2,5% для двух других парных ком​
плексов. Литологическая принадлежность пород
изменяется на одну градацию на каждые 10% гли​
нистости для комплексов ГГКП-НК и АК-НК. Из​
вестняк, глинистость которого равна 20%, может
быть оценен как доломит; точки для глинистых до​
ломитов располагаются выше литологической сет​
ки парной палетки для комплекса ГГКП-НК и
ниже - для комплекса АК-НК. Литологическая
принадлежность пород практически не изменяет​
ся при 10%-процентном содержании глин, если
используются материалы комплекса ГГКП-АК;

· ангидритизация разреза незначительно сказывает​
ся на результатах определения пористости с помо​
щью всех трех комплексов, но всегда Кпггкп'нк <
К АК'НК < к^ггкп-ак Литологическая принадлеж​
ность пород наиболее правильно устанавливает​
ся по данным комплекса АК-НК;
· пористость загипсованных пород необходимо ус​
танавливать по материалам комплекса ГГКП-АК.
Литологическая характеристика таких пород по
данным этого комплекса сильно искажена: доло​
мит, содержащий 10"/!) гипса, соответствует извес​
тняку, а точки для загипсованных известняков рас​
полагаются ниже литологической сетки палетки;
· общая пористость кавернозных пород занижает​
ся на 1% при использовании комплекса АК-НК и
на 3% (абсолютных) - для комплекса ГГКП-АК
за счет слабой реакции АК па отдельно располо​
женные каверны;
· тонкопористые коллекторы с изометрической
формой пор, например, мелоподобные известня​
ки, интерпретируются по материалам комплек​
сов АК-НК и ГГКП-АК подобно кавернозным
породам. Их необходимо оценивать по данным
ГГКП-НК.
Терригенный разрез:
· в терригенном разрезе предпочтение отдается
материалам комплекса ГГКП-НК, позволяю​
щим одновременно находить Кп и К   в породах
с различным минеральным составом цемента: ка-
олинитовый, хлоритовый, гидрослюдный и сме​
шанный. Если глинистость невелика (Кг1 < 15%),
незнание типа глин не влечет большой погреш​
ности определения Кп (в этом случае целесооб​
разно принять смешанный тип глинистости).
При Кп > 20% учет минерального состава глин
обязателен;
· преимущества комплекса ГГКП-НК для опреде​
ления Кп и Кгп терригенных пород заключаются
также в том, что результаты оценки практически
не зависят от систематических погрешностей
ГГКП и НК, чему способствует параллельность
линий равных значений глинистости на палетках
этой пары методов.

Определение пористости сцементированных пес-чано-глинистых пород по акустическому каротажу в комплексе с другими видами ГИС, предназначенны​ми для определения глинистости, осуществляется различными способами:
· пористость малоглинистых пород (Кгг1 < 13%),
глинистость которых не оказывает существенно​
го влияния на показания АК, определяют по ма​
териалам комплекса АК-НК. Для оценки/^ в пла​
стах с большей глинистостью комплекс неэффек​
тивен вследствие примерно одинакового влияния
глинистости на показания АК и НК при К^ > 13%;
· комплекс данных Л/, Кг1 позволяет определить по​
ристость пород, если предварительно найдена их
минеральная глинистость по материалам ГГКП-
НК. Поскольку для большинства (90%) песчано-
алевритовых пластов глинистость оценивают по
материалам НК-ГГКП с абсолютной погрешно​
стью ±5% (абсолютных), а А? измеряют с погреш​
ностью ±5 мкс/м, то для таких пластов погреш​
ность определения Кп составляет не более ±2%
абсолютных. Учитывая независимость найден​
ных значений Кч от систематических погрешно​
стей ГГКП и НК, комплекс данных Дг, Кы целе​
сообразно использовать наряду с определением
Кп по материалам ГГКП-НК как второй метод
оценки пористости;
· комплекс данных А/ и апс позволяет оценить по​
ристость глинистых песчано-алевритовых пород,
для которых установлены четкие зависимости А/
и апс от глинистости. Погрешность определения
Кп по этому комплексу зависит от точностей оцен​
ки Кг1 по апс и Кп по АК. При невысокой глинис​
тости (Кг:1 < 20%) она составляет АКп = ±3% (аб​
солютных).

5.10. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ГЛИНИСТОСТИ
Необходимость определения содержания глинис​тых частиц в породе вызвана высокой дисперсностью глинистых минералов, обусловливающей высокое содержание адсорбированной на их поверхности воды и обменных гидратированных катионов, а также при​сутствием в глинистых минералах химически связан​ной воды. Слои воды толщиной (2 - 5)-10"5 мм на по​верхности и в субкапиллярах агрегатов глинистых частиц изменяют электрические и упругие характе​ристики пород. Радиоактивные элементы, сорбиро​ванные (уран, торий) на поверхности частиц и вхо​дящие (радиоактивный изотоп калия - 40К) в их хи​мические соединения, резко повышают естественную радиоактивность пород. Сорбированная и химичес​ки связанная вода изменяют плотность и нейтрон​ные характеристики пород. С повышением глинис​тости резко ухудшаются коллекторские свойства пород, от чего зависит их способность быть коллек​торами. Еще в большей степени влиянию глинисто​сти подвержены результаты определения коэффици​ентов нефтегазонасыщенности, что обусловлено шунтированием непроводящей нефтегазонасыщен-ной матрицы породы низкоомными глинистыми аг​регатами или прослоями.
Помимо глинистых частиц, высокой дисперснос​тью и, следовательно, высокой удельной поверхнос​тью обладает тонкозернистая алевритовая фракция в терригенных разрезах и нерастворимый остаток карбонатных пород.
Поэтому в нефтегазопромысловой практике по​нятие "глинистость" неоднозначно [2]: в одних слу​чаях за глинистость принимают содержание Kti f в породе пелитового материала - частиц размером ме​нее 0,01 мм независимо от их минерального состава, в другом - содержание Кг7 , глинистых минералов, основной особенностью которых можно считать на​личие химически связанной воды, в третьем - (в кар​бонатных отложениях) со держание/С, 7 3 нераствори​мого остатка.
Для оценки фильтрационных свойств пород важ​но знать величину Кгп t, а для исправления результа​тов интерпретации материалов ГГКП, НК и АК за влияние глинистости - величину /<Г,7 2. Величины Kfi;, К^ 2 и Кгг13 связаны между собой корреляционными отношениями. Чаще за глинистость терригенных пород принимают величину Кгл у, а в карбонатных разрезах - K^i3.
Следует отметить, что лабораторные способы оп​ределения/С,л у с помощью гранулометрического ана​лиза не свободны от недостатков. Во-первых, при обработке навески породы перед анализом 5-процент​ным раствором соляной кислоты растворяются не
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только карбонатные соединения, но и ряд высокодис​персных компонентов, представленных глинистыми минералами (лептохлориты, некоторые минералы групп монтмориллонитов, гидрослюд и каолинита), гидроокислами железа и алюминия. Иногда содер​жание таких растворимых высокодисперсных компо​нентов соизмеримо или выше содержания фракции размером менее 0,01 мм. Во-вторых, в полимиктовых и вулканогенных песчаниках и алевролитах часть гли​нистых минералов входит в состав скелетных зерен пород, которые при гранулометрическом анализе по​падают во фракцию диаметром менее 0,01 мм вместе с глинистыми минералами. В-третьих, состав этой фракции для различных пород имеет разный мине​ральный состав и дисперсность, которая изменяется в десять и более раз (например, глинистые минералы группы монтмориллонитов и каолинита).
Таким образом, понятие "глинистость" является объективной характеристикой высокодисперсного материала в породе лишь для кварцевых или преиму​щественно кварцевых песчаников и алевролитов с достаточно однородным минеральным составом пе-литовой фракции диаметром менее 0,01 мм при от​сутствии или незначительных объемах растворимых высокодисперсных компонентов.
Количественно содержание глинистых частиц в породе выражают коэффициентами массовой (Сг1), объемной (К^) и относительной (г\г11 и %,7) глинис​тости.
Массовая глинистость характеризует массовое (весовое) содержание в минеральной матрице поро​ды фракции с размерами зерен менее 0,01 мм или со​держание нерастворимого остатка:
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где mOQi - масса фракции с размерами зерен менее 0,01 мм; тт - масса минеральной матрицы, включая и тонкозернистую фракцию.
Относительная глинистостьт^7 характеризует сте​пень заполнения глинистыми частицами простран​ства между зернами породы:
Объемная глинистость породы (/С,7) при равенстве минеральных плотностей глинистой фракции (а.,л) и основного породообразующего минерала (аск) опре​деляется выражением:

Терригенные породы с рассеянной глинистостью в большинстве случаев остаются коллекторами, если т|(,7 < 0,45. При больших значениях г)>; фазовые про​ницаемости для воды, нефти и газа стремятся к нулю. Такие породы содержат только связанную (остаточ​ную) воду.
При слоистом расположении глин в коллекторе их относительная глинистость %?7 определяется так​же относительным содержанием по толщине глини​стых прослоев в толще коллектора. Пласты со слои​стой глинистостью сохраняют свойства потенциаль​ного коллектора даже при значительном превыше​нии величиной %г7 значения 0,5. Фильтрационно-ем-костные свойства пластов определяются при этом свойствами неглинистых прослоев.
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Произведение Кп г1 Кг1 а характеризует емкость заполненных связанной водой субкапиллярных пор между глинистыми частицами по отношению к пол​ному объему породы. Поэтому:
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Глинистые частицы расположены в коллекторе в виде отдельных агрегатов (гранул, зерен) или про​слоев, пронизанных субкапиллярами, которые обра​зуют внутреннюю пористость Кп ,7 глинистых агре​гатов. Объемное содержание в коллекторе агрегатов глинистых частиц (Кгл а) связано с объемной глинис​тостью (/С,,) выражением:
где Кп ч - пористость неглинистой минеральной мат​рицы.
В породах с рассеянной глинистостью Кп а > 40% и для продуктивных горизонтов многих районов достигает 50 - 70% [12]. При слоистой глинистости коэффициент Кпп близок к коэффициенту пористо​сти вмещающих глин, который закономерно умень​шается от 40 - 60% на глубинах около 300 м до 4 - 6% на глубинах более 5000 м.
Относительную глинистость пород (г\г1 и %м) оп​ределяют по относительной амплитуде ПС против них. Коэффициенты массовой С,7 и объемной К;1 глинистости находят по данным ПС, ГК, комплек​сов ГГКП и НК, ПС и АК и др.
Петр о физическую основу определения относи​тельной глинистости по относительной амплитуде ПС составляют эмпирические зависимости между алг и параметрами г\п и х„ (см. рис. 3.16). Для конкрет​ных отложений вид зависимостей определяется ми-
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неральным составом глинистых фракций, формой их распределения в коллекторе, пористостью пород, химическим составом и минерализацией воды, кон​тактирующей с породой и насыщающей ее.
Относительную глинистость г|.,7 находят непос​редственно по эмпирической зависимости между ада и т\г1, установленной для пород данного горизонта, пользуясь значениями anf, исправленными на толщи​ну и температуру изучаемого пласта (прослоя) и от​ношения удельных сопротивлений пласта и вмеща​ющих пород, ПЖ и пластовой воды. Не рекоменду​ется находить по величине апс значения Cfl и Kf!l, так как зависимости между этими величинами менее тес​ные, чем между а>к и п^.
Параметр %гл в слоистом глинистом коллекторе находят решением уравнения:
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При расчете uk q значения рп и рт берут такими же, как для чистых или слабоглинистых коллекторов, имеющихся в данных продуктивных отложениях, или измеряют на образцах керна, отобранных из негли​нистых прослоев пласта. Величину р_,7 принимают равной удельному сопротивлению вмещающих глин.
Определение глинистости коллекторов методом потенциалов ПС наиболее надежно в скважинах, которые вскрывают породы однородного минераль​ного состава на ПЖ с электрическим удельным со​противлением р . < 1 Ом м при условии незначитель​ной фильтрационной составляющей. Искажающее влияние на достоверность определения глинистости коллекторов по ПС оказывают наличие фильтраци​онной составляющей, зон кольматации и глиниза​ции стенок скважины, глубокая зона проникновения, нефтенасыщенность коллектора и наличие в промы​вочной жидкости поверхностно-активных веществ.
Естественная гамма-активность (J ) осадочных пород обусловлена двумя факторами: сорбцией со​лей радиоактивных элементов на поверхности зерен породообразующих минералов и присутствием гам​ма-активных элементов в составе самих минералов. Максимальной удельной поверхностью зерен и, сле​довательно, максимальной сорбцией обладают гли​нистые минералы. Ряд из них содержит также радио​активный изотоп калия в своем минеральном скеле​те. Гамма-активность глин на порядок выше, чем гамма-активность кварцевых песчаников, карбонат​ных и хемогенных отложений, на чем основано оп-

ределение содержания глинистости по материалам ГК. Кроме того, ряд породообразующих минералов содержит радиоактивные элементы в своем составе, что является препятствием для определения глинис​тости по данным ГК. В первую очередь это присут​ствие калия в полевых шпатах, тория в акцессорных минералах, элементов уранового ряда в отдельных разностях карбонатных пород с высоким содержа​нием органических веществ.
В тех случаях, когда минеральный скелет породы не содержит радиоактивных элементов, удельная гамма-активность (<ул) не зависит от структуры по​роды и типа глинистости (рассеянная или слоистая) и определяется главным образом составом глин, дру​гих мелкодисперсных частиц и нерастворимого ос​татка, а также их удельной радиоактивностью. Сум​марная гамма-активность терригенных пород опре​деляется относительным содержанием различных фракций и их удельной радиоактивностью:
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где qnc, qm и q,.t - удельные массовые радиоактивно​сти псаммитовой, алевритовой и глинистой фрак​ций; Спс, Cav и Сг7 - массовое содержание соответ​ствующей фракции по данным гранулометрическо​го анализа.
С достаточной для практических целей точнос​тью эта зависимость аппроксимируется простым вы​ражением:
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где qcK и q^ - удельные гамма-активности неглинис​того минерального скелета породы и глинистой фракции соответственно; аг1 - эмпирический коэф​фициент.
При стандартном способе интерпретации мате​риалов ГК с использованием двойного разностного параметра (А/ ) удобнее пользоваться зависимостью вида Д<7 =f(C), в которой Ад вычисляется как:
где J - гамма-активность исследуемого пласта; J n и / тах - интенсивности гамма-излучения опорных пластов, для которых Сг1 равно 0 и 100% соответ​ственно; a - коэффициент пропорциональности, од​новременно учитывающий размерность входящих в выражение единиц.
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Зависимости между Д/ и Сет (либо К^) получают по результатам лабораторных исследований есте​ственной радиоактивности и фракционного состава пород (рис. 5.17). Как правило, они нелинейные, чему есть строгое объяснение. В песчано-глинистых поро​дах с кварцевым скелетом средний размер зерен ске​лета уменьшается с увеличением глинистости, что объяснимо с точки зрения механизма осадконакоп-ления. Удельная поверхность алевритов и алевроли​тов, состоящих из сильнораздробленных кварцевых и полевошпатовых минералов, на порядок больше, чем у кварцевого песчаника и карбонатных пород, но меньше по сравнению с глинами. Поэтому с ростом Кг!1 показания ДУ увеличиваются одновременно за счет глинистости и увеличения удельной поверхнос​ти скелета, чем обусловлен нелинейный характер за​висимостей между Д/, и К^ f. постепенное уменьше​ние крутизны с увеличением К^ по мере приближе​ния активности скелета пород к активности глин.
Определение глинистости пород по ГК сводится к сравнению показаний ГК (Д/), приведенных к еди​ным "типовым" условиям, с установленными зави​симостями между А/ и Caj либо Кг!1 (рис. 5.17). За типовые принимаются условия: плотность пласта аой = 2,7 г/см3, диаметр скважины -190 мм, плотность промывочной жидкости без утяжелителей -1,2 г/см3, жидкость нерадиоактивна, прибор прижат к стенке скважины. Дополнительные погрешности, связанные с отклонением диаметра скважины, плотности пород и промывочной жидкости, положения (эксцентриси​тета) прибора в стволе скважины от типовых учиты-
[image: image126.png]AJy(Aqn)

1,0
Sz -
0,5
0 T
20 60 100
CulKa), %

Puc. 5.17. 3asucumocmy omuocumensrozo pa:mocmnozo

napamempa AJ, (4q,) om anunucmocmu nopoo C,, (K,
1-3- 2paguseckidi oud sasucumocmeii (5.43) (no B.B.. ./Inpuo-
noey), (5.44) u (5.45) coomsemcmaenio





вают в каждом конкретном случае с помощью но​мограмм, специфичных для каждого типа скважин-ных приборов [34].
В случаях, когда глинистость опорных пластов не соответствует принятой в выражении (5.43), исход​ную зависимость между Д/ и С^ (К^) перестраива​ют путем присвоения выбранным опорным пластам кажущихся значений /ут/я и Jynm.
За рубежом для оценки объемной глинистости используют выражение:
для отложении третичного возраста.
Как видно из рис. 5.17, выражения (5.44) и (5.45) близки к формуле (5.43), определяющей зависимость Д/ от массовой, а не объемной глинистости.
В благоприятных случаях, когда гамма-актив​ность пород определяется в основном их глинистос​тью, погрешность оценки глинистости по данным ГК определяется дисперсией зависимости между ДУу и Сй7 либо /С,?. Для кварцевых песчаников и карбонат​ных пород с нерадиоактивным минеральным скеле​том погрешность определения глинистости близка к +5% (абсолютных). Она увеличивается в породах, со​держащих радиоактивные элементы в минеральном скелете. В терригенных разрезах с кварцево-полевош-патовыми песчаниками возможны случаи, когда со​держание полевых шпатов монотонно убывает, а кварца - растет с увеличением глинистости пород (на​пример, на месторождениях Западной Сибири), и, наоборот, когда содержание полевых шпатов растет, а кварца - убывает с увеличением глинистости (на​пример, отдельные горизонты в разрезах месторож​дений Северо-Западного Казахстана). В первом слу​чае в диапазоне изменений Кгп от 0 до 30%, представ​ляющем основной интерес, связь показаний ГК с гли​нистостью слабая, так как увеличение гамма-актив​ности с ростом К^ компенсируется уменьшением со​держания полевого шпата. Во втором случае есте​ственная активность пород увеличивается до пре​дельных значений при увеличении глинистости от О до 15 - 20% и почти не изменяется при К^ > 20%. В обоих случаях применение ГК в интегральной мо​дификации, использованной в серийной аппарату​ре, неэффективно.
Определение минеральной глинистости Кгд 2 по ма​териалам ПС и ГК основано на различной реакции этих видов исследований на глинистые и мелкодис​персные неглинистые минералы. Электрохимическая
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активность пород определяется содержанием в них глинистых минералов, поэтому относительные амп​литуды будут большими в чистых песчаниках и алев​ролитах и низкими - в сильнозаглинизированных пластах и чистых глинах. Гамма-активность тех же пород зависит от содержания в них глинистых мине​ралов и алевритовой фракции, обладающих высокой удельной поверхностью. Различная реакция апс и А/, на присутствие в породе алевритовой фракции поз​воляет установить фракционный состав пород и ее пористость решением системы уравнений [21, 42]:
[image: image128.png]Kuv ]_I\ﬁn,m "
1-K K 1-K

n Zon

(5.46)

on nar

Ky = Koo (1= Ky =Ky )+ Ky gy Ky + KKy

1=K, +K,+K, +K,




где Кпс, К^ и Кгд - объемные содержания в породе псаммитовой, алевролитовой и глинистой фракций соответственно; Кп пс, Кп Ш1 и Кп ,7 - пористости псам​митовой, алевритовой и глинистой фракций; Кгч т -объемное содержание глинистых минералов в опор​ном пласте глин; апс - относительная амплитуда ПС, исправленная за остаточную нефтегазонасыщен-ность в зоне проникновения; А/ - относительная гамма-активность алевритовой фракции; рг1 и pg(, -удельные электрические сопротивления глин и смеси пластовой воды с фильтратом в зоне проникновения.
Погрешность оценки пористости (Кп) и объемно​го содержания псаммитовой, алевритовой и глинис​той фракций, согласно (5.46), зависит главным об​разом от погрешностей установления констант Кп >к, Кп ая, Кп Л7 и Кгч оп и адекватности модели конкретным геологическим условиям.
Частным случаем системы уравнений (5.46) явля​ются способы определения Кп и Кгч по данным двух видов ГИС: ПС или ГК и какого-либо вида, пред​назначенного для определения пористости - АК, НК, ГГКП.
Определение объемной глинистости по материа​лам комплекса АК, НК, ГГКП основано на различ​ной реакции АК, ГГКП и НК на содержание в поро​де рассеянной или слоистой глинистости. Определе​ние К^ проводится одновременно с нахождением пористости коллекторов. В терригенных разрезах для определения Кг11 предпочтительнее применение ком​плекса ГГКП-НК, в карбонатных разрезах значения /С,7, получаемые по данным парных комплексов АК и НК, АК и ГГКП, ГГКП и НК, примерно равно-

ценны. Абсолютная погрешность определения К^ со​ставляет ±5% при благоприятных условиях (поровый нефтеводонасыщенный коллектор, некавернозный ствол скважины, сохранение типа глинистости в ис​следуемом интервале). Следует иметь в виду, что при использовании комплекса, включающего радиоак​тивные методы, определяется объемное содержание глинистых минералов Кы 2.
5.11. ОЦЕНКА ДОСТОВЕРНОСТИ ОПРЕДЕЛЕНИЯ ПОРИСТОСТИ ПО ГИС
Вне зависимости от способа определения порис​тости по ГИС достоверность ее определения оцени​вается сопоставлением с данными определений по керну. Сразу отметим, что при определении порис​тости с использованием петрофизических связей типа "керн-ГИС" дополнительного обоснования досто​верности величин К™с не требуется.
Обычно сопоставление К£ерн - К„ис строится по пластопересечениям, которые выбираются по тем же критериям, что и для построения связей типа "керн-ГИС", т.е. сопоставляются оценки Кп по пластам с толщиной не менее 1,5 м (для обеспечения надежно​сти оценки любой геофизической характеристики, используемой для построения связи), выносом кер​на из исследуемых пластов (интервалов, долблений) не менее 80% и плотностью анализов не менее 3-5 на 1 м вынесенного керна. Пример такого сопостав​ления приведен на рис. 5.18.
В последнее время в связи с часто применяемой поточечной интерпретацией данных ГИС для обо-
снования достоверности определения Кп ограничи​ваются нанесением на кривую К™с точек, соответ​ствующих пористости или другого емкостного па​раметра по керну (рис. 5.19). Такой подход в боль​шинстве случаев позволяет оценить достоверность определения Кп по ГИС, однако не всегда позволяет оценить возможную систематику.
При поточечной обработке данных ГИС часто используется сопоставление величин пористости по каждому образцу керна с величиной Кпгис, соответ​ствующей точке привязки этого образца. При таких построениях существенный разброс на графике мо​жет быть связан с малым размером образца; после-

днее проявляется в большей степени для пластов со сложной структурой пустотного пространства.
Резюмируя вышеизложенное, укажем, что для оценки достоверности определения пористости по ГИС рекомендуется построение сопоставления К™с с осредненными в пределах однородного по стандар​тному комплексу ГИС пласта величинами пористо​сти по керну. При попластовой обработке величина К™с определяется непосредственно по ГИС, а при поточечной - путем осреднения величин Кп в преде​лах пласта.
Необходимо отметить две принципиальные воз​можности внесения поправок за пластовые условияпри использовании результатов исследования кер​на - поправки вносятся в каждое значение К*ерн или в заключительный результат осреднения. Ясно, что последнее обстоятельство должно учитываться при сопоставлении К™1"' с К™с.
При наличии систематических расхождений по​ристости по ГИС сданными анализов керна необхо​

дима корректировка методики определения
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ние и опубликованных в работе [17] уравнений для оценки потерь воды при подъеме керна дельта Кв. для рпл = 60 МПа
6.1. ОСНОВНЫЕ ПОЛОЖЕНИЯ
Определение коэффициентов нефтегазонасыщен​ности Кнг пород-коллекторов реализуется по дан​ным исследования керна и ГИС. Заметим, что обо​ими способами определяется водо- (Кв), а не нефте-газонасыщенность, поэтому в дальнейшем будут обсуждаться вопросы определения именно водона-сыщенности коллекторов, т.к. Кнг = 1 - Кв. В связи с существенно меньшей освещенностью разреза дан​ные исследования керна применяются в качестве петрофизической основы интерпретации материа​лов ГИС и для обоснования достоверности опреде​ления Кнг по этим материалам.
По данным исследования керна остаточная во-донасыщенность Кво определяется прямым и косвен​ным способами. Прямые определения Кво проводят​ся на герметизированном на буровой керне из сква​жин, пробуренных на безводных ПЖ. Исследова​ние керна таких скважин позволяет достоверно оп​ределить водонасыщенность в зоне однофазной фильтрации нефти (газа), т.е. до ВНК* (ГВК*), при условии использования качественной безводной ПЖ и своевременной и эффективной герметизации керна на буровой.
Прямое определение водонасыщенности в зоне двухфазной фильтрации невозможно из-за вытес​нения части свободной воды углеводородным филь​тратом безводной ПЖ. Теоретически существую​щая возможность такого определения при исполь​зовании нефильтрующихся ПЖ и бурении на рав​новесии практически не реализуется.
Незначительное (первые проценты) искусствен​ное занижение величины остаточной водонасыщен​ности может быть связано также с неучетом возмож​ных потерь воды при подъеме керна на дневную по​верхность за счет разгазировапия пластовых флю​идов вследствие снижения давления. Оценка тако​го занижения возможна путем лабораторного мо​делирования процесса подъема керна на поверх​ность в специальных установках, описанного, на​пример, в работах [18, 22]; возможно использова-

где Кп - пористость образца керна, Кв,пр - измерен​ное содержание воды по прямому методу.
При исследовании прямыми методами керна из скважин, пробуренных с применением ПЖ на вод​ной основе, определяется остаточная нефтенасы-щенность Кно. Считается, что при бурении скважи​ны в процессе проникновения водного фильтрата ПЖ реализуются процессы, близкие к заводнению. В этом случае по результатам измерения содержа​ния нефти в керне может быть оценена остаточная нефтенасыщенность и, при известной начальной нефтенасыщенности Кн, коэффициент вытеснения Квыт = (Кн - Кно)/Кн. Прямые определения остаточ​ной нефтенасыщенности необходимы также для оп​ределения газонасыщенности Кг газовых (газокон-денсатных) залежей, т.к. в общем случае газонасы​щенность определяется как Кг = 1 - Кв - Кно.
При использовании косвенных методов опреде​ляется остаточная (неснижаемая) водонасыщен​ность Кео, т.е. моделируется процесс формирования залежи УВ, методом центрифугирования или капил-ляриметрии (полупроницаемой мембраны). Приме​нение других косвенных методов определения Кво не рекомендуется. Особенно это относится к методу ртутной порометрии, когда в эксперименте реали​зуется вдавливание ртути в предварительно высу​шенный образец; очевидно, что к моделированию процесса формирования залежи УВ этот экспери​мент отношения не имеет.
При определении нефтегазонасыщенности по данным ГИС основным методом является электри​ческий или электромагнитный каротаж. Определе​ние реализуется при наличии информации об удель​ном электрическом сопротивлении пласта рп и пла-
стовой воды рв и петрофизической основы метода -связей типа "керн-керн" Рп - Кп и Рн- Ке. Ясно, что точность определения Kв по этому методу зависит от надежности определения перечисленных пара​метров.
Другим вариантом методики является использо​вание связей типа "керн-ГИС" удельного электри​ческого сопротивления пласта рп и объемной влаж​ности Wв = Кп Кв; последняя определяется по керну из скважин на безводных ПЖ. Преимуществом это​го варианта является отсутствие необходимости оп​ределения ре, однако и использование методики воз​можно только тогда, когда есть уверенность, что ми​нерализация воды изучаемого объекта такая же, как и для объекта, по которому построена связь рп - Wв.
Известны способы определения нефтегазонасы-щенности и по другим методам, которые будут опи​саны ниже, но на практике они применяются ред​ко. Хотя это и не задача оценки начальных запа​сов нефти и газа, отдельно следует сказать о про​блеме определения Кнг для залежей на поздней ста​дии разработки с применением заводнения пресны​ми водами. Практически единственными методами для определения текущей нефтенасыщенности в этом случае являются С/О-каротаж и волновой АК, ко​торые в последние годы активно внедряются в прак​тику каротажных работ. Методики использования их данных рассмотрены ниже в разделах 6.8 и 6.9.
В абсолютном большинстве случаев водонасы-щенность определяется по ГИС, а данные исследо​вания керна используются в качестве петрофизичес​кой основы для этого и/или с целью обоснования достоверности полученных по ГИС определений.
В последнее время в связи с построением трехмер​ных моделей залежей, когда необходимо определе​ние подсчетных параметров, включая нефтегазона-сыщенность, в каждом узле регулярной сети, ис​пользуются кривые капиллярного давления, позво​ляющие при известных ФЕС (например, пористос​ти) определить водонасыщенность в зависимости от положения объекта изучения относительно уровня ВНК. В этом случае результаты определения Кв по ГИС сопоставляются с определениями по кривым капиллярного давления и служат для оценки дос​товерности полученных значений водонасыщенно-сти. Такой подход использовался, например, при подсчете запасов месторождений шельфа острова Сахалин.
6.2. ОПРЕДЕЛЕНИЕ КОЭФФИЦИЕНТОВ НЕФТЕГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ ПО КЕРНУ
Как уже отмечалось, в связи с существенно мень​шей освещенностью разреза данные исследования керна применяются в качестве петрофизической ос-
новы интерпретации данных ГИС и для обоснова​ния достоверности определения Кнг по этим данным. Определение остаточной водонасыщенности прямым методом реализуется по керну из скважин, пробуренных на безводной ПЖ. Достоверность пря​мых определений обеспечивается:
•    качеством безводной ПЖ, содержание воды в ко​торой не должно превышать 3%;
•    своевременностью и эффективностью герметиза​ции керна на буровой;
•    ограничением времени хранения герметизирован​ного керна;
•    мерами предосторожности при транспортировке керна;
•    эффективностью экстракции воды при проведе​нии лабораторных анализов керна.
При определении Кео косвенными методами цен​трифугирования и капилляриметрии необходимо обеспечить получение завершенной кривой капил​лярного давления и неснижаемой водонасыщенно​сти. Для этого необходима реализация опытов в си​стеме "вода-газ(воздух)" при давлении по крайней мере до 0,8 - 1,2 МПа. В этом случае неснижаемая водонасыщенность по капилляриметрии соответ​ствует остаточной, что подтверждается сравнени​ем значений водонасыщенности по Заксу и капил​ляриметрии на одних и тех же образцах (рис. 6.1).
При центрифугировании с использованием отече​ственных центрифуг с числом оборотов п < 6000 об/мин такие условия выполняются только для коллекто-[image: image131.jpg]K. %

50 T
K, = 1,08 K,,-2.09

Ll R=094

L -
30
20
10 4

o T T
0 10 20 30 40 50

Puc. 6.1. Conocmasnenue koahuyuenmos 600onacviger-
Hocmu, onpedenennblx no dannviy Kanwvispumempuu K,
u 3axca K,

Bepxne-Koux-Ezancoe secmoposicoenue, naaem 10,

0




[image: image132.jpg]Ky %

A 3600 06/, £ = 0,15 waca
® 6000 o6/mik, 1= 0,15 vaca
W 6000 06/, 1 = 1,5 waca

x 18000 06/mMun, 1 = 2,5 vaca

& Tipamoii erox

Puc. 6.2. Conocmasnenue sodonacsuyennocmu K, ¢
nopucmocmoio K,
Acmpaxanckoe mecmoposcoenue




ров с повышенными ФЕС (Кпр > 100 мД). Не слу​чайно в настоящее время параметр, получаемый при центрифугировании с п < 6000 об/мин, назы​вают не остаточной водонасыщенностью, а водо-удерживающей способностью. Влияние режима цен​трифугирования на оценку остаточной водонасы-щенности иллюстрируется рис. 6.2; из него следует, что только применение зарубежных суперцентрифуг с числом оборотов до 20 000 об/мин позволяет по​лучить величину Кво, сопоставимую с водонасы​щенностью по скважине на безводной ПЖ или по данным капилляриметрии даже при изучении низ​копроницаемых коллекторов с Кп  < 5 мД.
Неснижаемая водонасыщенность характеризует водонасыщенность нефтеносного пласта с предель​ным насыщением, т.е. находящегося значительно выше ВНК. В пределах зон недонасыщения и двух​фазной фильтрации результаты косвенных методов можно использовать, если имеется возможность пе​рестроения измеренной капилляриметрической кри​вой в кривую зависимости Кв от высоты Н изучае​мого интервала разреза над уровнем ВНК. Эта про​цедура подробно описана в разделе 4.3.2. С помо​щью представленной там номограммы (рис. 4.8) мож​но оценить Кв в любой точке залежи для пород с раз​личной пористостью. С целью проверки надежнос​ти таких определений сравним значения Кнкерн, полу​ченные описанным способом, со значениями Кнгис,

вычисленными по материалам геофизических иссле​дований (рис. 6.3). Сравнение свидетельствует о на​дежности определения нефтенасыщенности по дан​ным капилляриметрических исследований.
Для гидрофобизованных пород значения Кво, най​денные косвенными методами, необходимо прове​рить на возможное влияние искусственной гидрофи-лизации в процессе исследования керна. Действи​тельно, косвенные методы определения остаточной водонасыщенности (Кво) предусматривают предва​рительную экстракцию образцов керна горячими ра​створителями. Для керна из продуктивной части раз​реза нефтяной залежи она, кроме того, обязательна. Хотя мнения исследователей по этому вопросу рас​ходятся, значительная часть из них считает, что эк​стракция керна приводит к искусственной гидрофи-лизации породы. Отсюда становится очевидным, что достоверная оценка смачиваемости керна нефтяных месторождений известными методами невозможна и что определение косвенными методами Кво полнос​тью или частично гидрофобизованных пород может приводить к искусственному завышению остаточной водонасыщенности.
Возможной оценкой степени гидрофобизации коллекторов нефтяных месторождений является со​поставление значений Кво, полученных прямым (К'во) и косвенным {К"во) методами. Для зоны неснижаемой водонасыщенности неравенство К"во > К'во свиде​тельствует о гидрофобизации пород-коллекторов и, как следствие, о ненадежности оценки Кво по дан​ным косвенных методов.
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Для газовых (газоконденсатных) залежей право​мерно определение Кво, как и остальных коллектор-ских характеристик, косвенными методами на неэк-страгированном керне. Для контроля на некотором количестве образцов значения Кво определяют дваж​ды: до и после экстрагирования. Расхождение резуль​татов свидетельствует о гидрофобизации изучаемых пород.
Определение коэффициента остаточной нефтена-сыщенности газоконденсатных месторождений име​ет свои особенности при высоких содержаниях кон​денсата, когда в образцах керна происходит выпа​дение конденсата в жидкую фазу. Поровое простран​ство газоконденсатных месторождений содержит три флюида: свободный газ, остаточную (связанную) воду и остаточную нефть. Поэтому для определения коэффициентов газонасыщенности необходимы из​мерения Кно на образцах пород из изучаемых место​рождений.
Коэффициент Кно определяется обычно прямым экстракционным методом по потере при экстраги​ровании массы образца, отобранного на ПЖ с вод​ной основой. Однако исследованиями фракционно​го состава толуольного и хлороформенного экстрак​тов из образцов газоконденсатных месторождений установлено, что извлеченная при экстрагировании остаточная нефть легкая и близка по составу к кон​денсату. В связи с этим и с учетом природы фазовых преобразований газоконденсатных систем справед​ливо предположение о том, что существенную долю в объеме остаточной нефти, определяемой экстрак​ционным способом, составляет конденсат, выпавший в поровом пространстве керна при подъеме после​днего па дневную поверхность. Косвенным фактом, подтверждающим высказанное предположение, слу​жит цвет экстрактов в аппаратах Закса и Сокслета при экстрагировании образцов - в абсолютном боль​шинстве случаев наблюдается прозрачный светло-желтый до желтого цвет экстрактов.
Очевидно, что учет при определении Кг установ​ленных экстрагированием значений Кно приведет к искусственному занижению Кг, так как выпавший в поровом пространстве образцов керна конденсат на​ходится в пластовых условиях в газовом состоянии.
где рпл,рст - начальное пластовое и стандартное дав​ления соответственно; Т пл, Тст - начальная пласто​вая и стандартная температуры соответственно;
Доля объема пор Кк, занятых выпавшим конден​сатом в процессе подъема керна на поверхность рав​на [17]:

Vпл - объем газовой смеси в пластовых условиях; Zпл - коэффициент сжимаемости; Ск - потенциаль​ное содержание конденсата; Кизе - коэффициент из​влечения конденсата; Кво - остаточная водонасы-щенность; Кф - содержание фильтрата ПЖ в керне; Кно - измеренное содержание остаточной нефти.
Принципиальная разница между описанным рас​четом и реальным процессом заключается лишь в том, что подъем керна на поверхность в отличие от режима истощения не изотермический. Следователь​но, приведенная оценка выпавшего в объеме пор кер​на конденсата является смещенной в сторону зани​жения. Полную оценку выпавшего конденсата мо​жет предоставить моделирование процесса подъема керна на дневную поверхность на установке фазо​вых равновесий.
Результаты выполненных по описанной схеме расчетов для Астраханского и Карачаганакского га​зоконденсатных месторождений, характеризующих​ся очень высоким содержанием конденсата, приве​дены в таблице 6.1.
Из таблицы следует, что доля конденсата, выпав​шего в поровом пространстве при подъеме керна на дневную поверхность, может быть весьма велика. Для залежей с невысоким содержанием конденсата и менее жесткими термобарическими условиями (на​пример, для абсолютного большинства газоконден​сатных залежей Западной Сибири) эта доля невели​ка и учет ее не имеет смысла.
6.3. ПЕТРОФИЗИЧЕСКИЕ ОСНОВЫ ОПРЕДЕЛЕНИЯ НЕФТЕГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ ЭЛЕКТРИЧЕСКОГО (ЭЛЕКТРОМАГНИТНОГО) КАРОТАЖА
В качестве петрофизической основы интерпрета​ции электрического и электромагнитного каротажа используются традиционные петрофизические связи относительного сопротивления и пористости Рп - Кп и параметра насыщенности (коэффициента увеличе​ния сопротивления) и водонасыщенности Рп - Kв.
При наличии прямой информации о водонасы​щенности разреза, получаемой по данным исследо-
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вания керна из скважин, пробуренных на безводных ПЖ, используется связь типа "керн-ГИС удельного электрического сопротивления пласта рп с объемной влажностью pn - We, где We = KвKn. Такой подход наиболее широко применяется для месторождений Западной Сибири, по которым затруднена оценка сопротивления воды.
Для пластов малой толщины (менее 1 -1,5 м), для которых определение удельного электрического со​противления рп затруднено, используется методика оценки Кв по данным капилляриметрических иссле​дований с учетом положения пласта над уровнем ВНК (ГВК)» .
Характерные связи Рп - Кп, Рн-Кв и рп- Wв приве​дены на рис. 6.4 - 6.6.
Очевидно, что достоверность определения Кн обеспечивается:
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· достоверностью определения рп;
· достоверностью определения минерализации (со​
противления) пластовой воды;
· выбором адекватной петрофизической основы
интерпретации.
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Рассмотрим способы повышения достоверности петрофизической информации.
[image: image139.jpg]Il !
I8 T 1
= T
25 :
3 =
| I
20 = w7z | T
g
&
I 1
S5 I
= T
.. 52 |
10 . :
o 1 2 E ] 4 5 6

it omucasu

Puc. 6.7. Conocmasrenue munepaiuzaquu niacmosoi
800b1 ¢ 00veMOM omKrauku. Kyemosoe secmoposicoenue




Вопрос определения минерализации пластовой воды активно дискутировался в специальной лите​ратуре и при обсуждении отчетов по подсчету запа​сов ряда месторождений Западной Сибири (Уренгой​ское, Федоровское и др.). Причиной дискуссий было различие минерализации остаточной (связанной) и законтурной (подвижной) пластовых вод. Минера​лизацию законтурной воды устанавливали на про​бах, полученных в результате испытаний пластов ниже ВНК или ГВК и за контуром залежей; минера​лизацию остаточной воды - на пробах, полученных вытеснением воды вязкой жидкостью или при "от​жиме" воды с разрушением образцов пород, ото​бранных из нефтегазонасыщенных интервалов на безводной ПЖ. Для ряда месторождений Западной Сибири найдено, что в отложениях сеномана мине​рализация законтурной воды выше остаточной, в неокомских отложениях соотношение минерализа​ции обратное.
В то же время по мнению большинства исследо​вателей свойства остаточной воды определяются, в

том числе, их взаимодействием с твердой фазой по​роды, представленной, в основном, глинистыми ми​нералами. В этом случае результаты изучения проб связанной воды, искусственно отделенной от этой фазы, скорее всего не являются представительными. В связи с изложенным рекомендуется выполнять пет-рофизические исследования при насыщении образ​цов моделью пластовой воды, минерализация кото​рой такая же, как в пробах воды, полученной при испытаниях.
Для достоверного определения минерализации пластовой воды необходим контроль за минерали​зацией и химическим составом ее и фильтрата ПЖ. Надежная оценка представительности пробы пла​стовой воды реализуется путем анализа изменения минерализации воды в зависимости от объема от​качки. В качестве примера рассмотрим результа​ты такого анализа по Кустовому месторождению (рис. 6.7). Из рисунка следует, что для получения представительной пробы воды при испытании во​доносных объектов откачку воды необходимо про​водить до тех пор, пока не будет достигнуто посто​янство ее минерализации. Заметим, что на практи​ке объемы откачек из соображений экономии и эко​логии обычно весьма невелики.
При отсутствии надежных данных для оценки ми​нерализации воды возможен пересчет ее по зависи​мостям Рп - Кп , Рн - Кв и рп   - Wв  и по величине Кв,
измеренной прямым способом на керне, отобранном на безводной ПЖ. Такой подход был использован, например, при пересчете запасов Самотлорского ме​сторождения в 1987 г.
Петрофизическая основа интерпретации данных ГИС при определении водонасыщенности должна разрабатываться на представительной выборке об​разцов, т.е. распределения свойств образцов в вы​борке (Кп, Кпр , Кгл и др.) должны соответствовать
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распределению этих свойств для пород-коллекторов изучаемого объекта. На практике выборка для по​строения петрофизической связи находится из ана​лиза сопоставления основных фильтрационно-ем-костных параметров пород-коллекторов - пористо​сти и проницаемости. Для этого строится сопостав​ление Кп - Кпр  для всей совокупности образцов, пред​ставляющих изучаемый объект. Для сопоставления находится аппроксимирующее связь уравнение с мак​симальным коэффициентом корреляции (корреляци​онным отношением); образцы из выборки для пост​роения петрофизической связи должны располагать​ся на связи Кп - Кпр в области ±сигма. Пример выбора образцов по описанной схеме приведен на рис. 6.8.
В случае, если по результатам анализа геолого-геофизической информации в пределах выделенно​го объекта подсчета запасов (пласта) выделяются коллекторы различных литотипов, петрофизические связи должны строиться раздельно для каждого ли-тотипа.
Существенным является использование для пост​роения петрофизических связей образцов керна с не​измененным относительно начального характером смачивания. В этом случае в дополнительном учете степени гидрофобизации или гидрофилизации кол​лектора необходимости нет. Лабораторное изучение гидрофильных коллекторов обычно проблем не вы​зывает, в то время как методика исследования гид-рофобизованных нефтенасыщенных коллекторов затруднено. Это связано с необходимостью экстрак​ции образцов от свободной нефти, в результате ко​торой возможна частичная искусственная гидрофи-лизация образцов керна. В этом случае рекоменду-

ется для построения петрофизических связей исполь​зовать образцы из газо- или водонасыщенной час​тей залежи без их предварительной экстракции.
6.3.1. Петрофизические связи Рп - Кп
При построении петрофизических связей Рп - Кп должны моделироваться пластовые условия (темпе​ратура и давление). Существовавшее до недавнего времени представление о необходимости моделиро​вания в первую очередь барических условий являет​ся ошибочным. Как следует из весьма типичного примера на рис. 6.9, влияние температуры на харак​тер связи существенно. Более того, для данного при​мера более правильным будет выполнение петрофи​зических исследований в атмосферных условиях, чем только в барических.
При отсутствии измерений в пластовых услови​ях могут применяться различного рода корректи​ровки, базирующиеся на сопоставительных измере​ниях параметров в атмосферных и термобаричес​ких условиях по соседним объектам или обобщен​ная информация по введению соответствующих по​правок [1].
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Следует отметить, что хотя на характер связи Рп - Кп за счет поверхностной проводимости и вли​яет минерализация модели пластовой воды, исполь​зуемой для насыщения пустотного пространства об​разцов керна, это влияние существенно при значи​тельном изменении минерализации. При незначи​тельном изменении Св характер связи практически не меняется - рис. 6.10.
6.3.2.Петрофизические связи Рн - Кв
Петрофизические зависимости между Рн и Кв из​меняются под действием термобарических условий незначительно или вовсе не изменяются. В опреде​ленной степени на такой вывод влияет и то, что из​мерение данных величин при изменяющихся термо​барических условиях очень сложно.
Для получения зависимости Рн - Кв выполняют измерения удельного электрического сопротивле​ния при переменной насыщенности в образце от Ке = 100% до Кв = Кво. Переменная насыщенность достигается в результате капилляриметрических из​мерений методом полупроницаемой мембраны или центрифугирования.
В западной литературе широко обсуждается воп​рос пересчета измеренной водонасыщенности об-

разца при центрифугировании на водонасыщен-ность внутреннего торца образца; считается, что последняя величина в большей степени соответству​ет измеренным величинам электрического сопро​тивления.
Нельзя не обратить внимание на тот факт, что указанный пересчет величины водонасыщенности может быть реализован по крайней мере по 8-ми фор​мулам (устная информация сотрудников компании Core Lab по состоянию на середину 2000 г.), причем величины Кв, вычисленные по этим формулам, раз​нятся существенно. В России опыт подобных сопос​тавлений не накоплен. В то же время прямые сопос​тавления остаточной водонасыщенности, получен​ной по данным капилляриметрии и центрифугиро​вания на ультрацентрифуге Becman, свидетельству​ют о хорошем сопоставлении результатов определе​ния Кво обоими методами (рис. 6.11). В связи с изло​женным на данной стадии изучения вопроса введе​ние поправок в измеренную величину Кво не реко​мендуется.
Известны и другие методы измерения водонасы​щенности, например, метод вытяжки (влагоемких сред и др.), однако он не обеспечивает постоянство минерализации и равномерность вытеснения воды по объему образца и не рекомендуется для проведения измерения.
Результаты экспериментальных исследований представляют обычно в виде степенной функции вида Рн = а/Кв". В большинстве случаев а = 1, зави​симость пересекает координаты графика в точке Рн = Кв= 1.В этом случае единственной характерис​тикой литологии породы является коэффициент "л". В то же время во многих случаях зависимость Рн - Ке в билогарифмических координатах представляется кривой (рис. 6.5,6). В этом случае использование при расчетах Кнг, фиксированного значения коэффициен​та "и", как это делается во многих программах авто​матизированной обработки, неправомочно.
При практических расчетах нефтегазонасыщен-ности с использованием связей Рн - Ке экстраполя​ция их в область высоких сопротивлений (и величин Рн) не рекомендуется. В противном случае при ано​мально высоком сопротивлении пород (обычно в карбонатных разрезах) возможно при расчетах по​лучение неоправданно очень больших величин неф-тегазонасыщенности. Для таких пластов рекомен​дуется принимать величину Кн, равную (1 - Ke,min), где Кe,min . - минимальная водонасыщенность на гра-фике Рн  - Кe.
Обычно зависимости строят для пород-коллек​торов изучаемой залежи с использованием образцов керна, отобранных во всем диапазоне изменения фильтрационно-емкостных характеристик. Если
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имеется возможность, то зависимости целесообраз​но строить для отдельных литотипов (если выделе​ние их возможно по данным ГИС) или для пород с различными ФЕС (рис. 6.12).
6.3.3. Петрофизические связи pn - Wв
Внедрение в практику геологоразведочных работ бурения скважин на безводных ПЖ обусловило воз​можность использования результатов прямых опре​делений остаточной водонасыщенности экстракци-онно-дисцилляционным способом (по Заксу) путем построения петрофизических связей типа "керн-ГИС" рп - We (рис. 6.6). Другими словами, результа​ты прямых исследований керна по скважинам на без​водных ПЖ используются не только для оценки до​стоверности результатов определения Кнг в отдель​ных пластовых пересечениях по данным стандарт​ной методики, но и для его непосредственного опре​деления [21].
Преимущество зависимостей рп - We заключает​ся, прежде всего, в том, что при бурении скважины на РНО поднимается керн с естественным распреде​лением остаточной воды. При этом сохраняется ее пластовая минерализация и состояние смачиваемо​сти поверхности порового пространства. На образ​цах такого керна удается измерить удельное элект-
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рическое сопротивление с естественной водонасы-щенностью, что позволяет дополнительно получить истинные связи между рп и объемной влажностью или водонасыщенностью.
Ясно, что для установления зависимостей типа "керн-ГИС" рп - We необходимо иметь достаточное количество пластопересечений. Причем параметры рп и Wв зависимости должны охватывать весь диа​пазон их изменения в залежи. Это условие не всегда выполняется даже в залежах с большим этажом неф-тегазоносности, например, сеноманских Западной Сибири, не говоря уже о залежах с меньшим этажом нефтегазоносности.
В связи с этим был разработан способ совместно​го использования измерений рп на образцах в лабо​раторных условиях и в скважине с целью получения достаточно обоснованной зависимости рп - Wв.
Способ базируется на положении о практическом отсутствии влияния пластовых условий на объемную влажность. Действительно, при переходе от атмос​ферных условий измерения Wв = КпКв к пластовым изменяются значения обоих сомножителей - Кп уменьшается, a Kв увеличивается. При этом Wв оста​ется такой же.
В таком случае для использования зависимости рп - We необходимо лишь установить пересчетный коэффициент, на который надо уменьшить рп в ат​мосферных условиях, чтобы перевести его к пласто​вым. Пример такой зависимости приведен на рис. 6.6.
Такой способ совместного использования резуль​татов каротажа и лабораторных исследований не только повышает статистическую обоснованность зависимости рп - Wв, но и позволяет получить ее во всем диапазоне изменения параметров, поскольку при этом можно использовать образцы, отобранные из переходных зон и водоносных пластов. В случае вытеснения части подвижной воды непроводящим фильтратом РНО удельное сопротивление измеряет​ся при той же водонасыщенности образца. Целесо​образно дополнять зависимости интервалами водо​носных пластов, где We = Кп.
Кроме того, преимущество такого способа зак​лючается еще в том, что в общем достаточно 2 -3 интервала, для которых уверенно определены рп и Wв. Так, например, по скв. 101 Мало-Балыкского ме​сторождения выделено только три интервала, по ко​торым нормировалась керновая зависимость. В ре​зультате получена статистически обоснованная зави​симость "ГИС-керн", которая приведена на рис. 6.13.
В тех случаях, когда наблюдаются тесные связи между пористостью и водонасыщенностью, коэф​фициент водонасыщенности может быть определен непосредственно по удельному сопротивлению. Одна из таких зависимостей для отложений сено-
мана приведена на рис. 6.14. Применение подобных зависимостей возможно только в зоне, предельной по насыщению, в то время как связи рл - Wв можно использовать во всем диапазоне изменения водона-сыщенности.
Определение коэффициента нефтегазонасыщен-ности коллекторов по объемной влажности может быть осуществлено по зависимости pn - We, основан​ной на комплексном использовании данных по сква​жинам на РНО и результатов определения водона-сыщенности косвенными методами. Суть методики получения таких зависимостей заключается в следу​ющем.
В разрезе скважины выбирают пласты, располо​женные в зоне предельного насыщения и удовлетво​ряющие требованиям по выносу керна и количеству определений петрофизических свойств на 1 м разре​за. Для них определяют удельные электрические со​противления и объемную влажность. Только вместо водонасыщенности по прямому методу при расчете We используют Кво по данным капилляриметрии.
Правомочность такого подхода при установле​нии зависимости рп - We обеспечивается, во-первых, совпадением водонасыщенности, определенной по Заксу и капилляриметрии (рис. 6.1), и, как следствие, совпадением зависимостей, полученных по скважи​нам на РНО и РВО.
По скв. 58, 70 и 75 Верхне-Колик-Еганского ме​сторождения, пробуренным на РВО, были выделе-

ны интервалы (пласты) с высоким выносом керна, для которых определены рп и We = КпКво. Как вид​но (рис. 6.15), точки с этими координатами доста​точно хорошо укладываются на зависимость по дан​ным РНО.
Водонасыщенность по данным капилляриметрии определяется, как правило, на ограниченном коли​честве образцов, в то время как водоудерживающая способность Квц по обычной центрифуге при стан​дартных режимах определяется на всех консолиди​рованных образцах. Предложенным способом была получена зависимость рп (We) для пластов БП Тара-совского месторождения, которая представлена на рис. 6.16. При ее построении использовались также керновые данные по скв. 254, пробуренной на РНО.
Возможность прямого измерения содержания воды на образцах керна является основным преиму​ществом изложенного способа определения Кнг. Тем не менее описаны случаи, когда зависимости, пост​роенные по результатам исследования образцов с естественной водонасыщенностью, обеспечивают по​лучение как более низких так и более высоких значе​ний Кнг по сравнению с зависимостями, полученны​ми при моделировании пластовой воды [5, 14,16, 22].
В связи с этим важно обосновать достоверность полученных результатов, оценив следующие факто​ры:
а) качество ПЖ и отсутствие в ней воды, способ​ной проникать в коллекторы;
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б)
возможность вытеснения подвижной воды
фильтратом ПЖ во время вскрытия коллектора при
применяемых значениях репрессий;
в)
возможность потерь воды при подъеме керна
на дневную поверхность за счет разгазирования
пластовых флюидов вследствие снижения давления;
г)
своевременность и тщательность консервации
керна и неизменность его при хранении.
Допустимые потери воды при подъеме керна на​ходятся в пределах погрешности измерений - 3 - 5 % (относительных). Простой способ их контроля зак​лючается в сопоставлении результатов прямых и кос​венных методов определения воды на образцах по​род из интервалов с предельной нефтегазонасыщен-ностью. Другой способ контроля состоит в экспери​ментальной оценке потерь воды моделированием процесса подъема керна на поверхность в специаль​ных установках [18].
Еще раз подчеркнем, что характер связи элект​рического сопротивления с любым объемным пара​метром коллектора (например, с объемной влажно​стью Wв) очевидно зависит, в том числе, от минера​лизации пластовой воды. По этой причине подоб​ные зависимости справедливы лишь для тех место​рождений (залежей), для которых они установлены. Их перенос без должного обоснования на другие ме​сторождения может привести к существенным сис​тематическим погрешностям.
6.4. ОПРЕДЕЛЕНИЕ
НЕФТЕГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ
ПО ДАННЫМ ЭЛЕКТРИЧЕСКОГО
И ЭЛЕКТРОМАГНИТНОГО КАРОТАЖА
Определение коэффициентов нефтегазонасыщен-ности Кнг по удельному электрическому сопротив​лению горных пород рп, измеряемому при электри​ческом ЭК и электромагнитном каротаже ЭМК, ба​зируется на петрофизических зависимостях, описан​ных в предыдущем разделе 6.3. а также на данных об удельном электрическом сопротивлении пластовой воды (рв).
Существуют три главные проблемы при обосно​вании методики определения Кнг, коллекторов:
· характер смачиваемости породы флюидами (гид-
рофильность и гидрофобность);
· распределение глинистого материала (дисперс​
ное, слоистое);
· особенности структуры порового пространства
(межзерновая, каверновая. трещинная).
При наличии перечисленных в предыдущем раз​деле петрофизических связей, составляющих петро-физическую основу интерпретации данных ГИС, оп​ределение Kнг реализуется просто. Однако при отсут​ствии таких связей, обычно на начальном этапе изу-

чения месторождения (залежи), степень неопределен​ности при интерпретации зависит, в первую очередь, от типа коллектора.
Создание петрофизической основы для опреде​ления Кнг гидрофильных и слабогидрофобных меж​зерновых чистых (неглинистых) и с дисперсной гли​нистостью терригенных и карбонатных коллекто​ров не вызывает затруднений. Показатель смачи​ваемости п в зависимостях Рн - Ке для таких коллек​торов обычно близок к 2 и несколько снижается с увеличением глинистости. В таких коллекторах до​стоверность определяемых величин Кнг, находится в зависимости, в первую очередь, от достоверности определения рп и pв.
Для гидрофобных межзерновых чистых (негли​нистых) терригенных и карбонатных коллекторов и > 2 и может достигать 5. Гидрофобность выявля​ется либо при лабораторных исследованиях (напри​мер, по данным капиллярной пропитки образцов керна), либо по данным определения сопротивле​ния промытой зоны рпз и зоны проникновения рзп При отсутствии петрофизической информации для расчета показателя смачиваемости п можно исполь​зовать систему уравнений:
По накопленной априорной информации [7] Кв,пз = 0,7 - 0,8 (в среднем 0,75), Ке,зп = 0,2 - 0,4 (в среднем 0,3). Исходя из этого, величина п может быть оценена, в первом приближении, по формуле:
Расчет п по формулам (6.1) и (6.2) неприемлем, если промывочная жидкость содержит поверхност​но-активные вещества, и ее фильтрат изменяет сма​чиваемость пород в зоне проникновения.
В случаях выявленной гидрофобности коллекто​ров необходимо проведение специальных петрофи​зических исследований на образцах с естественной смачиваемостью с целью установления петрофизи-
ческих зависимостей, адекватных их физико-литоло-гическим характеристикам,
Особенности определения Кнг песчано-алевролитовых коллекторов со слоистой глинистостью обус​ловлены трудностями учета УЭС прослоев глин в формировании интегрального УЭС.
Если опорные петрофизические зависимости Рп - Кв и Рп - Кп получены на коллекциях, сформи​рованных из "чистых" образцов керна, то их прак​тическое применение для коллекторов с развитой параллельно слоистой глинистостью возможно пос​ле корректировки согласно формулам [2, 9]:
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где Рн,гл и Рп,гл - параметры насыщенности и порис​тости для пачки; А = (1 - X)/(1-Pп,ф Xpв/ргл) В = (X pп/рв)/(1 - х)ргл; X- доля глинистых прослоев в пачке; Рп,ф  - фиктивный параметр пористости, рав​ный Рп,ф = рвп,гл /рв ; ргл и рв - УЭС глинистых просло​ев и пластовой воды;Рн = рп,гл /рвп,гл; рп,гл и рвп,гл - УЭС глинистого продуктивного и глинистого водонасы-щенного пластов.
Параметры Рн,гл и Рп,гл тем больше отличаются от Рн и Рп для чистых коллекторов, чем больше в кол​лекторе глинистых прослоев, меньше их сопротив​ление ргл,сл  и выше рв .
Найденные таким образом значения Кнг характе​ризуют нефтенасышенность пачки. В этом случае эф​фективную толщину слоистого коллектора не следу​ют уменьшать на долю х глинистых прослоев.
На практике зачастую используется другой спо​соб, но которому рассчитывают Кнг "чистых" про​слоев коллектора, используя петрофизику для "чис​тых" разностей и УЭС "чистых" прослоев рп ч, кото​рое находят по известному уравнению:
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В этом случае эффективную толщину коллектора следует уменьшить на долю х глинистых прослоев.
Следует отметить, что, независимо от использу​емого способа, достоверность определения Kнг сло​истого глинистого коллектора во многом зависит от точности оценки величины ргл,сл. Наиболее веро​ятные систематические ошибки в расчетах Kнг воз​никают при априорном принятии равенства сопро​тивлений глинистых прослоев и вмещающих глин [ргл,сл = ргл,вм), поскольку в прослоях глин с боль​шей вероятностью содержатся песчаные и алеври-

товые частицы, которые увеличивают ргл,сл. В таком случае имеет место неравенство ргл,сл > ргл,вм  и чем сильнее различие в сопротивлениях, тем больше по​грешность в рассчитанных Кнг.
Задача определения Кнг коллекторов (чаще кар​бонатных) со сложной структурой пустотного про​странства решается дифференцированно в зависимо​сти от преобладания типа пористости. Оценить Кнг, трещин и каверн в большинстве случаев затрудни​тельно, так как содержание в них углеводородов не приводит к заметному увеличению рп, которое опре​деляется, в основном, водонасыщенностыо матрицы.
Для карбонатных коллекторов со вторичной по​ристостью Кнг рассчитывается по так называемой ме​тодике "баланса пористостей":
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где Кп,общ и Кп,в- коэффициенты пористости общей и водонасыщенной. Величина Кп,общ определяется по ПК и/или ГГКП, а Кп,в - по сопротивлению нефте-(газо)насыщенного пласта с использованием петро-физических зависимостей Рп - Кп или рп - We для изу​чаемых отложений, а при их отсутствии - с исполь​зованием формулы Шелла [2]:
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Для трещинных коллекторов с непроницае​мой матрицей и низкой межзерновой пористостью (Кп,м < 5%) трещинная пористость составляет деся​тые доли процента, в редких случаях достигая 1%. Для такого случая предполагают, что Кнг, объема пор, представленного трещинами, составляет примерно 0,85-0,9.
6.5. ОПРЕДЕЛЕНИЕ КОЭФФИЦИЕНТОВ
НЕФТЕГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ
ПО ДАННЫМ ДИЭЛЕКТРИЧЕСКОГО
КАРОТАЖА (ДК)
Физической основой определения нефтегазонасы-щенности по данным диэлектрического каротажа яв​ляется то, что с помощью аппаратуры ДК регистри​руются некоторые параметры электромагнитного поля, величина которых зависит от диэлектрической проницаемости горных породы еп. Диэлектрическая проницаемость характеризует способность пород по​ляризоваться в электромагнитном поле. Она изме​ряется в единицах фарада/метр. На практике исполь​зуют значения относительной диэлектрической про​ницаемости, которые равны значениям абсолютной диэлектрической проницаемости деленной на диэ​лектрическую проницаемость вакуума. Ниже все
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упоминаемые значения диэлектрической проницае​мости будут даны в относительных единицах.
Как следует из табл. 6.2 диэлектрическая прони​цаемость воды существенно выше диэлектрической проницаемости газа, нефти и минерального скелета породы.
В связи с изложенным диэлектрическая проницае​мость породы епсилонп в первую очередь является функцией объемного водосодержания породы епсилонп =f(КпКв).
Важно отметить, что минерализация воды прак​тически не сказывается на величине епсилонп. Изменение температуры в интервале 10 - 100 °С не влияет на епсилонп. В то же время значительное влияние на епсилонп оказывает глинистость, так как диэлектрическая проницае​мость глин равна 40 - 60 [8, 10]. Поэтому по данным ДК возможна оценка нефтегазонасыщенности толь​ко неглинистых ("чистых") горных пород.
6.5.1. Определение диэлектрической проницаемости
Основным параметром, измеряемым аппаратурой ДК, является сдвиг фазы (дельта ф) электромагнитной вол​ны на измерительной базе зонда. Практически ап​паратурой диэлектрического каротажа измеряется sin(дельта ф/2), cos(дельта ф) или tg(дельта ф). Разность фаз возрастает с увеличением диэлектрической проницаемости и элек​трической проводимости горной породы, при этом разность фаз более чувствительна к изменению во-донасыщенности, чем диэлектрическая проницае​мость или электрическая проводимость.
Для определения диэлектрической проницаемос​ти при измерении фазового параметра используется палетка, пример которой приведен на рис. 6.17. При определении диэлектрической проницаемости по

данной палетке в качестве удельного электрическо​го сопротивления лучше использовать данные боко​вого каротажа, разрешающая способность зондов которого по толщине пласта близка к разрешающей способности зондов аппаратуры диэлектрического каротажа (0,8 - 1 м). В новых модификациях аппара​туры диэлектрического каротажа кроме фазового па​раметра измеряется параметр, характеризующий за​тухание электромагнитного поля (отношение ампли​туд сигналов в измерительных катушках зонда в виде функции h2/h1 или I(h2 - h1)/h1I). При наличии двух измеряемых параметров электромагнитного поля по специальной палетке определяются диэлектрическая проницаемость и удельное электрическое сопротив​ление горных пород [8, 10, 15].
Скважина диаметром менее 0,3 м при рс > 0,7 -0,8 Омм не оказывает влияния на измеряемые па​раметры поля. При рс < 0,7 - 0,8 Ом-м измерения возможны только в высокоомных породах, однако для уменьшения изрезанности кривых прибор сле​дует центрировать. Ограничения по удельному элек​трическому сопротивлению промывочной жидко​сти и горных пород обусловлены значительным по​глощением электромагнитных волн в проводящих средах.
Зона проникновения фильтрата промывочной жидкости не влияет на результаты измерений при Dзп < 0,6 - 0,8 м. При увеличении диаметра зоны про​никновения (Dзп > 0,6 - 0,8 м) ее влияние резко возра​стает. В случаях резкого повышающего проникно​вения в низкоомные пласты характер распростране​ния электромагнитного поля резко меняется. В силу
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высоких частот, применяемых в диэлектрическом ка​ротаже (40 - 50 МГц), длина электромагнитной вол​ны становится соизмеримой с диаметром зоны про​никновения. Высокоомная зона проникновения и низкоомный пласт фактически становятся волново​дом, соответственно, разность фаз определяется ди​аметром волновода, т.е. диаметром зоны проникно​вения. Измеряемые сигналы при этом имеют значи​тельные величины, что подтверждено эксперимен​тально результатами измерений в скважинах. При​знаками волноводного эффекта являются низкие зна​чения измеренных разностей фаз (sin(дельта ф/2) < 0,15, cos(дельта ф) > 0,7) и низкие значения определяемых по па​леткам диэлектрических проницаемостей -епсилонп < 2. Для подобных ситуаций разработаны палетки и методи​ка интерпретации с целью определения по данным диэлектрического каротажа Dзп и рзп [10].
Определение диэлектрической проницаемости матрицы (епсилонм) имеет существенное значение, так как по объему матрица занимает значительную часть горной породы. Расчеты показывают, что ошибка в определении диэлектрической проницаемости мат​рицы в ±0,5 отн.ед. приводит к погрешности опре​деления объемного водосодержания ±0,5 - 0,6% аб​солютных. Соответственно, при Кп = 20% ошибка оп​ределения Ке составит 2,5 - 3,0 % абсолютных.
Диэлектрическую проницаемость матрицы мож​но определить следующими способами:
· по результатам измерения данного параметра на
керне;
· по графикам зависимости диэлектрической про​
ницаемости от электрической проводимости
(1/р), где в качестве р можно принять кажущееся
УЭС бокового каротажа (подобный способ на
практике иногда используется для определения
плотности и акустических свойств матрицы при
интерпретации данных плотностного и акустичес​
кого каротажа);
· по известным палеткам для определения порис​
тости по данным АК и НК или ГГК-П и НК, на
которые выносятся значения диэлектрических
проницаемостей матрицы из табл. 6.2. Пример па​
летки приведен на рис. 6.18; по ней, используя дан​
ные акустического каротажа и нейтронной пори​
стости, определяют пористость и диэлектриче​
скую проницаемость матрицы.
6.5.2. Определение водонасыщенпости по значениям епсилонп и разности фаз
Диэлектрическая проницаемость "чистых" (не​глинистых) горных пород определяется уравнением [8, 15]:
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Отсюда следует, что объемное водосодержание горных пород W равно:
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Соответствующее значение Кв получают путем деления Wв на Кп.
Для определения входящего в уравнение степен​ного показателя с найденные фактические значения эпсилонп и Кп выносят на график эпсилонп = f(Kn) - рис. 6.19. На графике область точек слева ограничивается линией, которая соответствует геометрическому месту точек, характеризующих водонасыщенные пласты. Снизу -аналогичное геометрическое место точек условно полностью нефтенасыщенных пластов. Линии имеют свое начало в точке на оси Y при Кп = 0 и эпсилонn =эпсилонм.
Для водонасыщенных пластов уравнение (6.7) принимает вид:
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Если левая линия не соответствует уравнению при с - 1, то в уравнении (6.9) подбирается соответству​ющий показатель, значение которого лежит в пре​делах 0 < с < 2. Найденный показатель с использует​ся в уравнении (6.8) для расчета значений Wв. Для подбора значения показателя с рекомендуется пост​роить палетку уравнения (6.9) при разных знамени-
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ях с. В этом случае левая линия фактических точек графика переносится на палетку уравнения (6.9), по которой определяется значение показателя "с".
Определение объемного водосодержания по зна​чениям разности фаз выполняется в следующей пос​ледовательности .
1. С диаграмм ДК снимают значения разностей
фаз. Для соответствующих пластов определяют ко​
эффициенты пористости и значения диэлектричес​
ких проницаемостей матрицы (например, по палет​
ке на рис. 6.18).
2. Точки данного массива выносят на график, на
котором по оси X откладывают значения Кп, а по
оси Y - значения фазового параметра (рис. 6.20).
3. Проводят линию "водонасыщенных пластов"
(Кв = 1 или Wв = Kn) через точки, лежащие в левой
части графика (рис. 6.20, линия I). Эта линия пере​
секает ось Y в точке, значение разности фаз в кото​
рой соответствует таковому при эпсилонп = эпсилонм, УЭС более
100 - 200 Омм и Кп = 0 (точка а).
4. Из точки а проводят линию II "нефтенасыщен-
ных" пластов. Для этого по уравнению  эпсилонп =
= (1 - Кп) эпсилонмк + Кп эпсилонн находят значение диэлектричес​
кой проницаемости полностью нефтенасыщенного
пласта (Кв = 0) при пористости 10 - 20%. По палет​
ке, связывающей фазовый параметр с диэлектричес​
кой проницаемостью и УЭС (рис. 6.17) находят со​
ответствующее расчетному эпсилон значение фазового па​
раметра при высоких УЭС. Через точку а, значение
фазового параметра в которой равно фазовому па​
раметру матрицы, и точку, соответствующую най-

денному фазовому параметру, проводят прямую ли​нию II.
Пример. Диэлектрическая проницаемость матри​цы равна 10 отн.ед., Кп = 10%. На палетке рис. 6.17 находим значение фазового параметра матрицы при эпсилонм = 10 и УЭС > 100 Ом-м равное 0,258. По уравне​нию эпсилонп = (1 - Кп )эпсилонм + Кп эпсилонн рассчитываем диэлек-трическую проницаемость нефтенасыщенного плас​та эпсилонп = 0,9 • 10 + 0,1*2,3 = 9,23. На палетке рис. 6.17 при УЭС > 100 Ом-м находим искомое значение 0,239. Выносим найденные значения на график рис. 6.20 и проводим линию II, соответствующую значению Wв = 0.
5.
Из точек графика, соответствующих кратным
значениям Кп, проводят вертикальные линии до пе​
ресечения с линией I графика. Из точек пересечения
с линией I проводят горизонтальные линии, шифры
которых соответствуют значения We, равным соот​
ветствующим Кп.
Нетрудно показать, что при Wв > 2 - 3% линии равных значений графика рис. 6.20 практически го​ризонтальны. Аналогичные линии при Wв = 0 - 1% имеют незначительный наклон в сторону возраста​ния Кп.
6.
Построенная таким способом палетка исполь​
зуется для определения значений We по величинам
измеренного при ДК фазового параметра и найден​
ным по данным ГИС величинам Кп.
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6.5.3. Определение объемного водосодержания по двум параметрам высокочастотного поля, измеряемым при проведении ДК
Как отмечалось выше, измеряемые при ДК пара​метры электромагнитного поля являются функцией диэлектрической проницаемости и проводимости горных пород. Диэлектрическая проницаемость воды на порядок выше диэлектрической проницае​мости матрицы горной породы, следовательно, ее значение в основном определяется объемным водо-содержанием горной породы. Удельное электричес​кое сопротивление породы является функцией объем​ного водосодержания и удельного электрического со​противления насыщающей поры воды. Отсюда сле​дует, что по двум измеряемым параметрам электро​магнитного поля можно определять два петрофизи-ческих параметра, например, объемное водосодер-жание и удельное электрическое сопротивление пла​стовой воды. На рис. 6.21 приведен пример соответ​ствующей палетки.
6.5.4. Достоверность определения
значений коэффициентов водонасыщенности
Достоверность определения водонасыщенности по рассмотренным методикам следует оценивать в сопоставлении с результатами анализов керна по пластам с предельной нефтегазонасыщенностыо. Для этого на график Кво = f(Kn) выносятся результаты анализов керна (пористость и неснижаемая водона-сыщенность) и результаты определения Wв по дан​ным диэлектрического каротажа и пористости по

ГИС в виде отношения WвДК/Кпгис (рис. 6.22). При хорошем качестве ГИС данные методики позволяют определять We с погрешностью ±0,3% абсолютных.
Способ определения коэффициента водонасы​щенности по значениям эпсилонп предпочтителен при не​постоянстве значений УЭС пластовой воды.
Способы определения коэффициентов водона​сыщенности (объемного водосодержания) по изме​ряемым параметрам электромагнитного поля наибо​лее эффективны при низкой минерализации пласто​вых вод, отсутствии сведений об УЭС пластовой воды, высоких (более 10 Ом-м) УЭС горных пород.
Очевидно, что совместно с методами сопротив​ления метод диэлектрического каротажа может при​меняться как один из независимых методов опреде​ления водонасыщенности.
В силу физических особенностей волновых полей, качественные результаты измерений аппаратурой диэлектрического каротажа можно получать при удельных электрических сопротивлениях промывоч​ной жидкости более 0,7 - 0,8 Ом-м в породах с УЭС более 5 Ом-м и при диаметрах зон проникновения менее 0,6 - 0,8 м. Погрешности определения водона​сыщенности существенно снижаются при УЭС гор​ных пород более 10 Ом-м. Весьма благоприятными для применения диэлектрического каротажа являют​ся непроводящие промывочные жидкости.
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На рис. 6.23 в качестве примера приведены резуль​таты интерпретации данных ГИС, включающих ДК, в сопоставлении с анализами керна (значения Кво) в скважинах-дублерах Оренбургского газоконденсат-ного месторождения. Скв. 352 пробурена на безвод​ном нефильтрующемся известково-битумном раство​ре (ИБР), скв. 362 - на обычном глинистом растворе на водной основе (РВО). Особенность строения при-скважинной части пласта заключается в том, что в скв. 352, пробуренной на ИБР, в продуктивных пла​стах практически отсутствует зона проникновения. В скв. 362, пробуренной на РВО, в силу длительного времени стояния скважины при проведении обшир​ного комплекса ГИС ко времени проведения ДК сформировались глубокие зоны проникновения.
В кровельной части разреза до глубин 1608 м раз​рез сложен ангидритами. Ниже по разрезу залегают продуктивные карбонатные породы артинского яру​са. На рис. 6.23 видно, что в скв. 362, пробуренной на РВО и характеризующейся глубокими зонами проникновения, значения объемного водосодержа-ния по данным ДК в высокопористых продуктивных коллекторах несколько ниже значений Кп и близки к значениям Кп в низкопористых продуктивных и во-донасыщенных интервалах разреза. Различие значе​ний Кп и объемного водосодержания в высокопори​стых коллекторах объясняется наличием в зоне про​никновения остаточных углеводородов. В высоко-залегающей над ВНК продуктивной части разреза с неснижаемой (остаточной) водонасыщенностью в скв. 352, пробуренной на безводной промывочной жидкости (ИБР), значения Кв по данным ГИС (объемное водосодержание по данным ДК, деленное на Кп по данным АК - НК) хорошо сопоставляются с результатами анализов керна. В приконтактной ча​сти разреза (зоне двухфазной насыщенности), где по​мимо углеводородов и остаточной воды в порах кол​лектора находится также подвижная вода, значения Кв на керне занижены за счет проникновения в керн углеводородной основы.
На Оренбургском месторождении на уровне ка​чественной интерпретации ДК явился наиболее эф​фективным методом выделения продуктивных интер​валов разреза [20].
В 70-х - 80-х годах ДК для определения объемно​го водосодержания проводился на разведуемых мес​торождениях страны в скважинах, пробуренных на РНО. Результаты интерпретации данных ДК приве​дены в соответствующих отчетах по подсчету запа​сов и опубликованы в научной литературе. В част​ности, на Салымском месторождении метод оказал​ся эффективным для выделения проницаемых интер​валов разреза, что подтверждено сопоставлением с результатами интерпретации данных импульсного
[image: image164.jpg](6.10)





[image: image165.jpg]T/le MAKPOCKOIMYECKOE CEYeHME (-OTO KOMIIOHEHTa
J

3= J*Sas Ty - UMCIIO ATOMOB J-rO SieMentd B





[image: image166.jpg]Tabnuua 6.3

MaKpOCKUﬂM‘(ECKME CevyeHus nornoweHns
TeNNoBbIX HENTPOHOB
Ansi Nopoaoo6pasyioLMX MUHEPAOB 1 BEWECTE

Haasanue, MnoTHOCTH,

Xumuseckas Gopmyna rjoM® Iea
Keapu, SiO, 2,65 4,26
Kanuessle nonesbie wnarsi 2,55-2,62 | 155- 159
Kanuii-Hatpuessie
nonessle wnartsl 2,62-274 | 7,24-7,47
Kaonunwr, A0, 2510, 2H,0 | 2,42 - 2,62 | 129 - 14.1
Xnopwr,
5MgO - ALO, - 350, 4H,0 | 2,72-2,77 | 248 - 32.9
Wnawr,

K,0 - 3AL,0, - 6SI0, - 2H,0 2,53 17,6
MOHTMOPUANOHUT,

AL, - 4SI0, - nH,0 21-24 | 82-142
Tnapocnioas! 26-3,0 17,0-30,0
Yran 1,23 - 1,51 865-14.3
Ak 2,1-30 | 180-450
Kanbuwr, CaCO, 2,71 71
[Llonomw, CaMg(CO;), 2,87 4,72
AnkepuT, Ca(MgFe)(CO), 2,9 22,2
Cupepur, FeCO;, 3,94 52,3
Femaur, Fe,0, 5,27 101,0
Anrunput, CaSO, 2,96 12,5
rwnc, CaS0, - 2H,0 2,32 18,6
Fanur, NaCl 27 760.0
KanuitHeie conn 1,6-28 24,0 - 560,0|
Typmanuu

(6opocopepxaLLuii MuHepan) 3,03 7450,0
Bopia npecHas 1,0 22,0
Bosa MuHepanu3osaHHas

(paccon NaCl) 1,22 127,0
Hedb, C Hyy 0,85 22,0-24,0
Yrnesonopoapi/ra3 (MetaH) 0,025-0.25| 1,5-150





[image: image167.jpg](N,[Ny=e “Mt=ihy g onpenemuTs Au X

_InN, ~InN
=1,

b





ННК и опробованиями скважин (СБ. Денисов, Я.Н. Басин). На месторождении Тенгиз по данным ди​электрического каротажа были определены значения объемного водосодержания и Ке, которые хорошо со​поставляются с данными анализов керна, впервые была установлена битуминозность [20]. Аппаратурой ДК проводились исследования с целью определения объемного водосодержания и Кв на месторождениях Геж, Астраханское, Красноленинское и др.
6.6. ОПРЕДЕЛЕНИЕ НЕФТЕГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ ИМПУЛЬСНЫХ ВИДОВ НЕЙТРОННОГО КАРОТАЖА
Для решения задачи используются получаемые с помощью импульсного нейтронного каротажа (ИНК) диффузионные параметры горных пород, важнейшим из которых является время жизни теп​ловых нейтронов т (или макроскопическое сечение поглощения тепловых нейтронов).
Физическая суть метода при определении т  состоит в следующем. Порода и скважина перио​дически облучаются короткими по времени (по срав​нению с длительностью замедления и диффузии ней​тронов) импульсами нейтронов. В промежутках вре​мени между импульсами при разных временах после импульса l (''время задержки") регистрируются по​токи тепловых нейтронов (ИHНК) или гамма-излу​чения, возникающего при захвате тепловых нейтро​нов (ИНГК). При достаточно большом времени за​держки t (зависит от модификации метода, диамет​ра и заполнения скважины) плотность потока теп​ловых нейтронов N(t) изменяется по экспоненциаль​ному закону:
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где v - средняя скорость тепловых нейтронов (2200 м/с).
где т - кажущееся среднее время жизни тепловых ней​тронов, стремящееся при t стрем.  беск. к истинному значе​нию среднего времени жизни тепловых нейтронов в породе; X - декремент временного затухания плот​ности потока излучения. Величина N0, имеющая смысл начальной плотности потока, зависит от дли​ны зонда измерительной установки, пористости пла​ста, конструкции и заполнения скважины и др. Ис​пользуя отношение плотностей потоков N1 и N2 при двух временах задержки t1 и t2 можно исключить N()

Параметры лямда и СИГМАа линейно и аддитивно зависят от содержания отдельных компонентов породы. Так, значения СИГМАa для породы, состоящей из I объемных компонентов:
единице объема компонента; sai., см2 - микроскопичес​кое сечение поглощения атомов /-го элемента; К. -объемное содержание i-ого компонента (например, кварца, кальцита, воды и т.д.).
В табл. 6.3 приведены значения СИГМАa для основных породообразующих минералов и веществ. Единица измерения СИГМАa - 10-3 см-1 иногда в геофизической ли​тературе называется "единицей захвата" (е.з.) или
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"cupture unit" (c.u.). Значения СИГМАа для неуказанных в таблице веществ рассчитываются по формуле (6.10) с применением микроскопических сечений поглоще​ния атомов элементов, приведенных в справочниках по ядерной физике.
где С - содержание NaCl в г/л.
С помощью выражения (6.11) можно рассчитать сечение для раствора смеси солей с преобладанием NaCl (при этом С должно равняться суммарному со​держанию солей хлора).
Для углеводородов СпНт с плотностью сигма ув (при пластовых значениях температуры и давления) при​ближенная формула расчета
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позволяет получать значения сечений с достаточной для практического применения точностью.
Как видно из таблицы 6.3 и выражений (6.11) и (6.12) сечения поглощения минерализованных плас​товых вод, нефти и газа существенно различаются. Современная аппаратура ИНК, предназначенная2) для измерений макроскопического сечения поглощения тепловых нейтронов в горной породе, позволяет по​лучать значения СИГМАа с погрешностью, не превышаю​щей 5% относительных в диапазоне 5 - 30 е.з., что со​ответствует фактическому диапазону изменения па​раметра в горных породах-коллекторах нефти и газа.
Количественная оценка нефтенасыщенности по​род по данным ИНК, основанная на контрасте ней-тронно-поглощающих свойств водо- и углеводоро-досодержащего пласта, возможна, если минерализа​ция пластовых вод превышает 50 г/л NaCl, а порис​тость больше 10% (определение газонасыщенности возможно для тех же условий при пластовом давле​нии не более 30 МПа). Двухзондовые модификации ИНК позволяют расширить число определяемых гео​физических параметров, добавив к ним пористость и коэффициент диффузии. Кроме того, применение ма​логабаритных приборов ИНК (диаметром 42 мм), опускаемых в насосно-компрессорные трубы, позво​ляет получать геофизические параметры в процессе эксплуатации пласта.
2) Стандарт ЕАГО-043-01, Аппаратура ИННК нефтегазо​вых скважин. М. 1977.
Петрофизическое уравнение для ИНК, в соответ​ствии с (6.10), может быть представлено в виде:
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составляющей породы; квз - составляющие кв доли пластовой и закачиваемой (или фильтрата ПЖ) вод, учитываемые при контрасте их минерализа​ции, а СИГМАавп и СИГМАавз - соответствующие сечения погло​щения.
Уравнение (6.13) может включаться в систему петрофизических уравнений при комплексной ин​терпретации данных ГИС с целью определения ком​понентного состава и насыщенности пород. Одна​ко следует учитывать, что из-за небольшой глубин​ности ИНК (30 - 50 см в зависимости от геолого-технических условий измерений) погрешность оп​ределения нефтенасыщенности пластов увеличива​ется за счет неконтролируемого присутствия в зоне исследования метода фильтрата ПЖ. Эта погреш​ность может быть исключена при использовании данных разновременных измерений ИНК после об​садки скважины.
Как видно из уравнения (6.13), при определении нефтенасыщенности должны быть известны порис​тость и компонентный состав твердой составляющей породы и корректно заданы соответствующие им значения сечений поглощения нейтронов.
Процедура определения Кн при этом сводится к вычислению двух опорных параметров:
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Пример такой оценки Кн приведен на рис. 6.24. Рисунок иллюстрирует также возможности ИНГК, выполненного малогабаритным прибором, в процес​се эксплуатации скважины.
Аналогичную процедуру можно применять при определении по данным ИНК газопасыщенности по​род. При этом следует учитывать, что при низких пластовых давлениях (меньше 10 МПа) сечение газа резко уменьшается, а точность определения Кг, по​вышается, что позволяет снизить ограничения на ме​тод по минерализации пластовых вод до 20 - 30 г/л NaCl. Ограничения, связанные с наличием фильтра​та ПЖ в зоне исследования метода, остаются таки​ми же как и при определении Кп.
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6.7. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ СТАЦИОНАРНЫХ ВИДОВ РАДИОАКТИВНОГО КАРОТАЖА
Основной физической предпосылкой решения за​дачи является эффект изменения плотности и водо-родосодержания пластового флюида в зависимости от присутствия в нем газовой составляющей. К этим изменениям чувствительны показания НК и ГГКП. Глубинность этих методов невелика (20 - 50 см), по​этому обычно при хороших коллекторских свойствах пород методы "работают" в зоне, заполненной филь​тратом промывочной жидкости. Условием для оп​ределения коэффициента газонасыщенности Кг по​род-коллекторов является отсутствие зоны проник​новения фильтрата ПЖ в пласт (при применении не-фильтрующихся растворов) или ее расформирование (в обсаженных скважинах). Во всех других случаях задача формулируется как оценка коэффициента ос​таточной газонасыщенности пород-коллекторов.
6.7.1. Определение газонасыщенности по данным НК
В газонасыщенных пластах показания НК завы​шаются по сравнению с водонасыщенными с той же пористостью и вещественным составом (литотипом и глинистостью). То есть, исходя из петрофизичес-кого уравнения (5.34) для НК (см. раздел 5.5.1), зна​чение КпНК, определяемое без учета влияния газона​сыщенности, будет ниже фактической пористости породы Кп на величину:
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где Wг - водородный индекс газа (для метана Wг = - 2,25*сигмаг,), Wв - водородный индекс воды, дельта Клсигма - по​правка за уменьшение плотности газонасыщенного пласта по сравнению с водонасышенным такого же водородосодержания, сигмаг - плотность газа. Или:
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Методика расчета поправок для учета влияния газонасыщенности, основанная на приближении эк​вивалентности сред по нейтронным и гамма-лучевым характеристикам, описана в работе [6].
Для практического применения можно рекомен​довать номограмму (рис. 6.25), реализующую функ-
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цию (6.14) и устанавливающую связь между Кп, Кп,нк, Кг и сигмаг . Номограмма позволяет достаточно точно определить одну из перечисленных величин при из​вестных трех остальных. Плотность газа в зависи​мости от температуры Т(в °К) и давления р (в МПа) определяется по формуле:
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где (г,0- плотность газа при температуре То = 293 °К и давлении р0 = 0,1 МПа (для метана сигмаг = 2,16 р/Т). Эта же номограмма может применяться для оп​ределения текущей газонасыщенности пород-кол​лекторов с известной пористостью в скважинах эк​сплуатируемых месторождений или газохранилищ (при разновременных измерениях НК). Входным па​раметром при этом является сигмаг, для меняющихся зна​чений Т и р.
6.7.2. Определение газонасыщенности по комплексу НК-ГГКП
Решение этой задачи возможно только при от​меченных в начале раздела условиях. В любых дру​гих случаях можно оценивать только остаточную газонасыщенность пород в области исследования методов.
Влияние газонасыщенности на показания ГГКП (в порах вода и газ) определяется выражениями:
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где Vl, сигмаl - объемное содержание и плотность твердо​го компонента породы, сигмафл  - плотность флюида.
Влияние газонасыщенности характеризуется для ГГКП завышением, а для НК занижением определя​емых по показаниям методов геофизических пара​метров КпГГКП и Кпнк. Этот факт благоприятствует возможности оценки Кп и Кг по данным комплекса ГГКП-НК. На рис. 6.26 приведены номограммы для определения Кг по отношению КпНК/КпГГКП для раз​ных значений плотности газа.
Следует отметить, что точность оценки А", по данным ГГКП-НК неустойчива и зависит от боль​шого количества факторов. Так, при уменьшении Кп погрешность оценки Кг резко возрастает, то же самое происходит с увеличением о, при высоких пластовых давлениях. Например, при погрешнос​ти определения КпГГКП и КпНК, не превышающей ±2%, погрешность определения Кг, пластов с порис​тостью 15 - 20% при плотности газа 0,1 г/см3 соста-

вит примерно ±10 - 15%. Поэтому оценивать газо​насыщенность пород с помощью комплекса ГГКП-НК целесообразно только в тех случаях, когда име​ется уверенность в точном учете влияния всех фак​торов (естественно, кроме К) на комплексируемые параметры КпГГКП и КпНК.
6.8. ОПРЕДЕЛЕНИЕ НЕФТЕНАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ ВОЛНОВОГО АКУСТИЧЕСКОГО КАРОТАЖА
Физической основой методики определения неф-тенасыщенности по данным волнового акустическо​го каротажа является различие в величине сжимае​мости основных компонентов коллектора: минера​лов твердой фазы и насыщающих флюидов (воды, нефти и газа) - рис. 6.27. Чувствительность объем​ной динамической сжимаемости бэтта0 к характеру на​сыщенности порового пространства возрастает с увеличением сжимаемости скелета горных пород.
Упругие динамические характеристики пористых сред, в частности объемная динамическая сжимае​мость, зависят от характера насыщенности горных пород. Взаимосвязь упругих компонентов нефтево-
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донасыщенного коллектора - скелета породы, мате​риала твердой фазы, насыщающих флюидов - со ско​ростью продольных и поперечных волн описыва​ется известной моделью Био-Гассмана. В частности, Ф. Гассман предложил рассматривать горные поро​ды-коллекторы как дифференциально упругие тела, отдельные компоненты которых можно уподобить порознь упругим телам и применить к ним законы теории упругости в дифференциальной форме. При этом были введены упругие константы, характерные для деформации пористых тел [13]. Уравнение Гас-смана, связывающее объемную сжимаемость порис​той среды с упругими свойствами ее отдельных ком​понентов, имеет вид
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где бэтта0 - объемная изотермическая сжимаемость гор​ной породы; бэттап - сжимаемость пор породы; (бэттаж. - сжи​маемость пластового флюида; (бэттатв - сжимаемость твердой фазы (минералов); Кп - общая пористость породы.
Сжимаемость пластового двухфазного флюида определяется сжимаемостью отдельных фаз как:
[image: image183.jpg]B, =B, K, +B,K, (6.16)

e




где Кв и Кн - коэффициенты водо- и нефтенасыщен-ности коллекторов; бэттав и бэттан - коэффициенты сжимае​мости воды и нефти.
Сжимаемость пор горных пород бэттап определяется с помощью лабораторных исследований керна при статических нагрузках. Статические коэффициенты сжимаемости скелета бэттаск, пор бэттап и твердой фазы бэттатв пород связаны между собой выражением [12]:
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Подобными экспериментальными исследования​ми охарактеризованы многие продуктивные объек​ты, информация о которых приведена в справочной литературе [24].
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а также аналогичная зависимость для динамическо​го коэффициента Пуассона:
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Объемную динамическую сжимаемость бэтта0, как и другие упругие характеристики пород, можно опре​делить по данным волнового акустического карота​жа, воспользовавшись известными уравнениями ме​ханики. В частности, существует связь между пол​ной объемной динамической сжимаемостью нефте-водонасыщенного коллектора бэтта0 и интервальными временами продольной волны At , поперечной вол​ны дельта ts и плотностью породы сигмап:
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Правая часть уравнения (6.19) содержит часть параметров, которые определяются по данным ГИС (Кп, бэтта0). Упругие параметры бэттаn, бэттатв, бэттан, бэттав определя​ются при лабораторных исследованиях керна и проб пластовых флюидов.
Уравнение (6.19) справедливо для чистых, негли​нистых коллекторов. Для коллекторов с глинистым цементом рассеянного типа необходимо учитывать величину объемной глинистости Кгл, которая оказы​вает существенное влияние на сжимаемость пор гор​ных пород.
Коэффициенты сжимаемости твердой фазы поро​ды бэттатв для основных породообразующих минералов имеют гораздо более низкие значения по сравнению со сжимаемостью пор породы и изменяются в неболь​

их пределах при изменении пластовых условий по сравнению со сжимаемостью пор бэттап [12,24]. Для прак​тических целей при известном составе минералов твер​дой фазы пород можно воспользоваться табличными данными о сжимаемости основных породообразую​щих минералов (табл. 6.4), а в случае полиминераль​ного состава оценить бэттатв по следующей формуле:

где V. - объемная доля минерала с сжимаемостью бэттаi.
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Коэффициент сжимаемости пор бэттап, помимо гли​нистости, существенно зависит от характера упаков​ки и отсортированности зерен скелетной фракции, т.е. от условий осадконакопления горных пород [12]. Особенно это проявляется при низких эффективных напряжениях (сигма - р). Для широкого круга обломоч​ных осадочных пород величина бэттап уменьшается с увеличением эффективного напряжения по гипербо​лическому закону:
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где бэттап.5 - максимальная сжимаемость пор при (сигма - р)min  = 5 МПа, которая отражает структурный фактор и, в частности, отсортированность породы.
Для определения величины параметра бэттаn,5 можно воспользоваться петрофизическими связями с дру​гими коллекторскими свойствами горных пород. На рис. 6.28 в качестве примера изображены зависимо​сти бэттап,5 от проницаемости пород для меловых поли-миктовых песчаников Самотлорского месторожде​ния нефти (верхняя кривая) и девонских слабогли​нистых кварцевых песчаников Ромашкинского мес​торождения нефти (нижняя кривая).
Другим способом определения сжимаемости пор коллектора в пластовых условиях является расчет по приближенному соотношению, связывающему сжи​маемость пор изучаемого пласта с величиной сжи​маемости пор опорного пласта:
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где (бэттап)х - сжимаемость пор изучаемого пласта, ха​рактеризующегося относительной глинистостью этагл,х и глубиной залегания hx;бэттаn- сжимаемость пор опор​ного пласта, залегающего на глубине h1, aоmc - ко​эффициент отсортированности псаммитовой части песчаников, величина которого изменяется в пре​делах 1 - 2.
Коэффициент сжимаемости нефти бэттан зависит как от давления, так и от температуры. Значение коэф​фициента сжимаемости определяется также составом пластовой нефти, в основном, ее газовой составляю​щей: чем больше растворенного газа, тем выше ко-
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эффициент сжимаемости. Для реальных нефтей в пластовых условиях его величина находится в пре​делах 80 • 10-5 - 300*10-5 МПа-1 и выше.
Изотермическая сжимаемость недонасыщенной нефти (при давлении выше точки разгазирования) определяется по одному из следующих соотношений:
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где Vн - ооъем пробы нефти; сигман - плотность нефти; Вн - объемный коэффициент нефти; р - давление.
В общем случае сжимаемость нефти рассчитыва​ется на основании лабораторных PVT данных стан​дартных исследований проб пластовой нефти.
Сжимаемость пластовой воды бэттав зависит от ми​нерализации, температуры и давления (рис. 6.29). Влияние растворенного газа на сжимаемость воды незначительно и составляет не более 3%. В практи​ческих целях его влиянием можно пренебречь. Ко​эффициент сжимаемости пресной воды при атмо​сферных условиях равен 47*10-5 МПа-1.
Коэффициент сжимаемости газа на один-два по​рядка выше по сравнению с сжимаемостью жидких флюидов. Присутствие даже незначительного коли​чества (5 -10%) газа в свободной фазе в поровом про​странстве коллектора приводит к существенному увеличению объемной динамической сжимаемости пород и уменьшению коэффициента Пуассона. При этом влияние других фаз (нефть и вода) на упругие динамические свойства пород становится пренебре​жимо мало. В пластах, содержащих газ в свободной фазе, количественное определение нефтенасыщенно-сти не проводится.
Методика определения нефтенасыщенности кол​лекторов по данным волнового акустического каро​тажа базируется на аналитической зависимости между индексом нефтенасыщенности ИН и коэффи​циентом нефтенасыщенности Кн. Индекс нефтенасы-щенпости - это безразмерный относительный пара​метр, являющийся аналогом параметра насыщенно​сти в электрических методах. Он рассчитывается как отношение комплексной упругой характеристики нефтенасыщенной породы к упругой характеристи​ке этой же породы, но водонасыщенной. Преимуще​ством применения относительного параметра ИН является то, что он не зависит от пористости поро​ды. Также устраняется влияние систематических по​грешностей при определении упругих параметров горной породы и ее отдельных компонентов.
На рис. 6.30 приведен пример зависимости пара​метра ИН от нефте- и газопасыщенности сцементи​рованных песчаников. Дифференциация ИН при из​менении нефтенасыщенности коллектора от Кн = 0
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до 1 может достигать 400% для нефтей, обладаю​щих высокой сжимаемостью благодаря большому количеству растворенного в них газа. При наличии в порах даже небольшого количества свободного газа (Кг = 0,02 - 0,05) индекс нефтенасыщенности резко возрастает, а кривые зависимости ИН от Кн выполаживаются, т.е. снижается чувствительность параметра ИН к нефтенасыщенности пород. В этом случае количественная оценка Кн невозможна, а ИН может служить в качестве очень чувствительного индикатора присутствия свободного газа.
Определение коэффициента нефтенасыщенности Кн осуществляется методом последовательных при​ближений (итераций), поскольку Кн присутствует в неявном виде в уравнении, связывающем индекс на​сыщенности с нефтенасыщенностью ИН = f(KH). Суть итерационного процесса заключается в реше​нии этого уравнения для заданных настроечных па​раметров пласта путем подбора коэффициента Кн, при котором расчетный индекс насыщенности совпа​дет с величиной ИН, определяемой по данным вол​нового акустического каротажа.
Преимуществом методики определения нефтена​сыщенности по данным волнового акустического каротажа является его слабая зависимость от мине​рализации пластовых вод, а также возможность его применения как в открытом стволе, так и в обсажен​ной скважине. В открытом стволе скважины приме​нение метода для оценки Кн ограничивается глубо​кой зоной проникновения фильтрата бурового ра​створа, поскольку глубинность акустического каро​тажа не превышает 50 - 80 см для длинных зондов с низкочастотными излучателями. В этом случае це​лесообразно использовать метод для отбивки газо​жидкостных контактов из-за его высокой чувстви-

тельности даже к небольшому количеству остаточ​ного газа, находящегося в свободной фазе в зоне проникновения фильтрата бурового раствора.
В обсаженных скважинах после расформирования зоны проникновения можно определять текущую (остаточную) нефтенасыщенность коллекторов в перфорированных и неперфорированных пластах в условиях заводнения пресными водами. При ухуд​шении качества цементирования обсадной колонны достоверность определения Кн снижается из-за по​мех, создаваемых волной по колонне. Влияние каче​ства цементирования скважины можно существенно уменьшить, применяя длинные зонды или многоэле​ментные приборы акустического каротажа.
Относительная погрешность определения Кн ра​стет с уменьшением Кн, и для значений Кн менее 0,3 задача решается на качественном уровне (нефть -вода).
6.9. ОПРЕДЕЛЕНИЕ
НЕФТЕНАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ УГЛЕРОД-КИСЛОРОДНОГО КАРОТАЖА
Углерод-кислородный (С/О) каротаж - одна из мо​дификаций импульсной нейтронной гамма-спектро​метрии, изучающей энергетические и временные рас​пределения плотности потока гамма-излучения, воз​никающего в результате различных нейтронных ре​акций на ядрах породообразующих элементов. Судя по названию, при С/О-каротаже определяется пара​метр, характеризующий распространенность в поро​де углерода по отношению к кислороду. Этот пара​метр связан с содержанием в породе углеводородных соединений, и поэтому С/О-каротаж чаще всего при​меняют для оценки нефтенасыщенности пород Кн в обсаженных скважинах.
При С/О-каротаже с помощью высокочастотно​го генератора нейтронов порода облучается импуль​сами нейтронов с энергией 14 МэВ. В результате спе​циально организованного режима измерений и ис​пользования сцинтилляционных детекторов с высо​ким разрешением раздельно регистрируются энерге​тические спектры гамма-излучения, возникающего в результате неупругого рассеяния (ГИНР) и радиа​ционного захвата (ГИРЗ) нейтронов. Вследствие ней​тронных реакций могут также появиться радиоак​тивные изотопы с различными временами распада (возникающее при этом гамма-излучение называют гамма-излучением наведенной активности ГИНА). Энергетические спектры ГИНР и ГИРЗ являются ин​дивидуальными характеристиками ядра-мишени. Анализ спектров при наличии соответствующего ин​терпретационного обеспечения позволяет оценивать содержания таких важных породообразующих эле​ментов как углерод (С), кислород (О), водород (Н),
кремний (Si), кальций (Са), хлор (С1), железо (Fe), сера (S) и др.
В модификации С/О-каротажа используется принцип анализа отношения скоростей счета в диа​пазонах энергетических спектров ГИНР, соответ​ствующих излучениям С и О. Для коррекции отно​шения С/О за влияние вещественного состава пород по спектрам ГИНР и ГИРЗ рассчитываются анало​гичные отношения Ca/Si. Основным интерпретаци​онным параметром метода является разность исправ​ленных за влияние мешающих факторов и линейно преобразованных отношений RС/O и RCа/Si завися​щая от присутствия в породе углерода.
Аппаратурно-методические комплексы, реали​зующие С/О-каротаж, уже на протяжении ряда лет успешно применяются ведущими зарубежными гео​физическими фирмами Shlumberger, Halliburton, Baker Atlas, Computalog и др. на различных нефтя​ных месторождениях мира. Отечественная аппара​тура С/О-каротажа, относящаяся к классу приборов диаметром 89 - 110 мм, применяется на практике с 1997 г. [4, 23].
Бесспорным преимуществом С/О-каротажа по сравнению с интегральными модификациями ИНГК, использующими для определения Кн контраст нейт-ронно-поглощающих свойств водо- и нефтенасыщен-ного пласта, является независимость результатов от минерализации пластовых флюидов. Поэтому метод рекомендуется применять для оценки Кн пластов с низкой и неизвестной минерализацией флюидов.
Относительно невысокая глубинность исследова​ния С/О-каротажа (не более 20 см) налагает опреде​ленные требования к условиям измерений: отсут​ствие зон проникновения промывочной жидкости и ее фильтрата в исследуемые пласты, отсутствие зон изменения насыщенности пласта вследствие зако-лонной циркуляции жидкости, постоянство состава жидкости в скважине в интервале исследования.
Погрешность определяемых по данным С/О-ка​ротажа геофизических параметров существенным образом зависит от статистической точности изме​рений. Поэтому скорость проведения каротажа (обычно не превышает 100 м/ч) согласовывается с условиями измерений в скважине (диаметр скважи​ны, наличие и толщина обсадной колонны, состав и свойства скважинной жидкости и т.д.).
Область применения С/О-каротажа для опреде​ления Кн ограничивается:
а) обсаженными (качественно зацементирован​ными) неработающими скважинами с расформиро​ванными зонами проникновения, заполненными (по степени ухудшения условий проведения иссле​дований) пресной водой, минерализованной водой, нефтью, смесью вода-нефть;

б) необсаженными скважинами, пробуренными в интервале исследования с применением нефильтру-юшейся промывочной жидкости.
В этих условиях С/О-каротаж при наличии соот​ветствующего метрологического и интерпретацион​ного обеспечений является количественным методом определения нефтенасыщенности пород.
Геометрическая глубинность С/О-каротажа для пород-коллекторов в среднем составляет 20 см, раз​решающая способность по толщине пласта в сред​нем составляет не менее 60 см.
Входными данными являются файлы регистрации спектров и технологических параметров, а также априорная информация об условиях измерений, включающая следующие сведения:
· категория скважины (эксплуатационная, нагне​
тательная, наблюдательная или др);
· конструкция и заполнение скважины в интервале
С/О-каротажа: количество обсадных колонн,
внутренний диаметр, глубина спуска, толщина ко​
лонны;
· интервалы перфорации;
· забой скважины: по бурению (искусственный), по
данным предыдущих ГИС;
· состояние скважины: в эксплуатации, в ремонте,
в консервации или др.;
· характеристики дебита (приемистости) скважи​
ны: начальный, текущий, ожидаемый; количество
нефти, общий объем, процент обводненности;
· проводимые ремонтные работы на скважине: вид,
цель, порядок работ.
Выделяются три этапа интерпретации данных С/О-каротажа: первичная обработка, предваритель​ная обработка и собственно интерпретация.
6.9.1. Первичная и предварительная обработка данных
Операции обработки первичных данных опреде​ляются режимом проведения С/О-каротажа, в свою очередь связанным с особенностями изучаемых фи​зических процессов и характеристиками применяе​мых технических средств. Время замедления быст​рых нейтронов в породе зависит от ее водородосо-держания и в среднем изменяется от нескольких мик​росекунд до 20 - 30 мкс, поэтому спектры ГИНР ре​гистрируются в процессе излучения импульса нейт​ронов (генератор излучает нейтронные импульсы длительностью 10-20 мкс с периодом до 100 мкс). Время жизни тепловых нейтронов в породе обычно изменяется от 100 до 500 мкс. Одновременно с реги​страцией ГИНР регистрируются фоновые ГИНА и ГИРЗ от текущего и предыдущих импульсов генера​тора. Через несколько микросекунд после окончания нейтронного импульса, когда ГИНР практически от-
сутствует, ГИНА является фоновым уже для спект​ров ГИРЗ. Фоновую составляющую спектров изме​ряют при выключенном генераторе нейтронов ("фо​новая пауза"). "Чистые" спектры ГИНР и ГИРЗ по​лучают после вычитания из измеренных спектров со​ответствующих фоновых спектров. При необходи​мости (на временах с высокой скоростью счета) учи​тывают просчеты, возникающие за счет "мертвого времени" измерительного цикла.
Обработка первичных данных проводится в сле​дующей последовательности:
1.
Подготовка файлов регистрации спектров к
обработке и анализ технологических параметров с
целью контроля формы вспышки и работы электрон​
ной схемы генератора нейтронов, временного спек​
тра гамма-излучения и т.д.
2. Стабилизация и привязка энергетической шка​
лы. Это важнейший начальный этап обработки дан​
ных С/О-каротажа. Стабилизацией называется про​
цедура изменения коэффициента сжатия-растяжения
или положения пуля энергетической шкалы с целью
приведения единичных спектров записи к одному
виду, заданному опорным спектром. Опорным спек​
тром называется единичный или накопленный энер​
гетический спектр гамма-излучения с установленным
соответствием "канал-энергия". Опорные спектры
получают на моделях горных пород или непосред​
ственно по результатам измерений в скважине в ин​
тервалах коллекторов с прогнозируемым характером
насыщенности. Корректность стабилизации и при​
вязки энергетической шкалы контролируется по со​
ответствию характерных пиков (водород, железо и
т.д.) в спектре их положениям в опорном спектре.
3. Получение "чистых" спектров ГИНР и ГИРЗ
вычитанием из измеренных суммарных спектров со​
ответствующих фоновых спектров.
Задачей предварительной обработки является получение геофизических параметров С/О-каротажа. Важным элементом, определяющим качество геофи​зических параметров С/О-каротажа, является зада​ние диапазонов энергетических окон для расчета от​ношений скоростей счета Rao и RCa/sr Энергетичес​кие окна устанавливаются по результатам исследо​ваний на моделях пород, насыщенных водой и не​фтью. В процессе предварительной обработки рас​считываются следующие основные3' параметры:

1. RCa/Siiio спектру ГИРЗ. Конфигурация кривой R Ca/s. определяется, в основном, содержанием в по​роде кремния и кальция. Пласты песчаников харак​теризуются минимальными значениями R . Мак-
j
Ca/Si
симальные значения к„     имеют глинистые и кар-
CalSi
1
бонатные пласты. Изменение отношения /?" „. про​порционально изменению пористости и глинистос​ти породы.
На поведение кривой Я5 оказывает сильное влияние трудно контролируемая неопределенность условий измерений в скважине - увеличение диамет​ра скважины, состояние цементной обсадки, повы​шенная минерализация (больше 30 - 35 г/л NaCl) сква-жинной жидкости, изменение по стволу количества и толщины обсадных колонн и т.п. Учет влияния диаметра скважины и толщины обсадной колонны осуществляется на основании априорных данных, а постоянство характеристик скважинкой жидкости (для измерений предпочтительна пресная вода) обес​печивается качеством подготовки скважины к про​ведению С/О-каротажа.
2. RCa/Si по спектру ГИНР. Конфигурация кривой
R"CalSi (также как и кривой R3CalSi) определяется со​
держанием в породе кремния и кальция. Л"      не за​
висит от минерализации пластовой и скважинной
жидкостей, но, в отличие от кривой -Я"      , имеет зна​
чительно меньшую разрешающую способность по
пластам.
3. Rc/0 по спектру ГИНР. Конфигурация кривой
rcio определяется содержанием углерода, кислоро​
да и кальция и не зависит от минерализации пласто​
вой воды. Максимальные значения Rao имеют вы​
сокопористые нефтенасыщенные пласты и плотные
карбонатные породы. Поведение кривой Rao в га-
зонасыщеппых пластах определяется объемом и
плотностью флюида, при уменьшении которых кри​
вая Rao ведет себя как в водонасыщенных или об​
водненных пластах.
4. Кажущееся объемное содержание нефти в по​
роде К^(С1О) определяется с помощью достаточно
простых зависимостей, вида4'
[image: image196.png]K, (Clo)= (Rfla ~Réusi)+b,




где Rkc/o и RKcaisi ~ скорректированные значения от​ношений rcio и RCajSr a, b - настроенные на объект исследования калибровочные константы.
Корректировка отношений Rao и RCoJS, предпо​лагает их нормировку и введение поправок за влия​ние скважинных условий измерений. Обычно в ре-
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зультате нормировки отношения Rao и RCalSi при​водятся к одному масштабу и одинаковой чувстви​тельности к изменению литологии пласта. Норми​ровочные коэффициенты подбираются для каждого прибора при исследованиях на моделях горных по​род. Для учета влияния условий измерений могут применяться опорные пласты, теоретические поправ​ки, характеристики распределений R ао и/? Ca/Sl в кон​кретных интервалах исследования при условии на​копления достаточной статистики. Конкретные при​емы проведения корректировки приводятся в техни​ческой документации на аппаратуру.
Поведение откорректированных кривых Rkao и RKCa/Si при визуальном просмотре подчиняется опре​деленным правилам (рис. 6.31), в частности:
· кривые практически совпадают в водонасыщен-
ных пластах при любых значениях пористости и
независимо от литологии;
· положительные приращения кривой RKao отно​
сительно кривой RRCa/Si характеризуют пласт как
содержащий углеводородные соединения (нефть,
битум, уголь и т.п.);
· положительные приращения кривой RKCa/Si отно​
сительно кривой R као соответствуют пластам раз​
мытых глин, а также пластам с повышенным со​
держанием карбонатов.
6.9.2. Определение коэффициентов нефтенасыщенности
Выполнение последнего этапа - собственно интер​претации, т.е. определения Кт(С1О) и Кн(С1О) -требует привлечения дополнительных данных об объекте исследований, получаемых по результатам ГИС в открытом стволе скважины и после ее обсад​ки. Наиболее важен учет влияния физических свойств и вещественного состава пород и флюидов.
Формально процедура интерпретации выглядит следующим образом. Для доступного набора геофи​зических параметров и физической (объемной) мо​дели исследуемого объекта формируется и решается система петрофизических уравнений, характеристи​ки и размерность которой М оптимально соответ​ствуют получению качественных определений/, ком​понентов объемной модели. Напомним, что в соот​ветствии с объемной моделью горная порода пред​ставляется как набор компонентов, каждый из кото​рых в свою очередь может быть представлен набо​ром из основных породообразующих минералов и флюидов. Выделяются перовое пространство Кп, на​пример, заполненное нефтью и водой, и компонен​ты твердой части породы:

где Vt - объемное содержание /-ого компонента твер​дой части породы. Таким образом, система уравне​ний выглядит как Хт -/т(У? К„), т= 1, ••-, Л/.
По результатам решения для уточнения петрофи-зического уравнения С/О-каротажа/^^^С/О^ =f(V, К , Кт) осуществляется выбор опорных интервалов (пластов) j = l, ..., /. Количество опорных пластов определяется из условия их максимального соответ​ствия монокомпонентам объемной модели. Это мо​гут быть песчаники, глины, карбонаты, угли и т.п. с известным характером насыщенности водой и не​фтью. Решение системы петрофизических уравнений
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С/О-каротажа в опорных пластах Ккт(СЮ) = f(Vp Kmi, Kmi), i- 1, ..., /даст значения настроечных ко​эффициентов для нахождения фактической связи Km(CIO)=f(KJ.
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где Л^ - парциальная поправка (на единицу объема породы) за влияние 1-ого компонента породы.
Коэффициент нефтенасыщенности пласта рассчи​тывается по формуле:
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Расчет параметров насыщенности породы может проводиться либо с помощью совместного решения систем вышеприведенных уравнений, либо (что про​ще) путем последовательного внесения поправок в значения Ккт(С1О) с использованием уточненного петрофизического уравнения:
Пример определения по данным С/О-каротажа текущего Кн в обсаженной эксплуатационной сква​жине одного из разрабатываемых нефтяных место​рождений Широтного Приобья (Западная Сибирь) приведен на рис. 6.31.
6.10. ОЦЕНКА ДОСТОВЕРНОСТИ ОПРЕДЕЛЕНИЯ НЕФТЕГАЗОНАСЫЩЕННОСТИ ПО ДАННЫМ ГИС
Вне зависимости от способа определения нефте-газонасыщенности по ГИС достоверность ее опре​деления оценивается сопоставлением с данными оп​ределений по керну. Так же как и для пористости ука​жем, что при определении Кн^ с использованием пет-рофизических связей типа "керн-ГИС" дополнитель​ного обоснования достоверности величин К гис не требуется.
В то же время в отличие от пористости прямое сопоставление значений Кнг, полученных по данным ГИС, с результатами керновых определений возмож​но только в зоне предельного нефтегазонасыщения, т.е. на значительном удалении вверх от контакта "продукт-вода". Для этого строится сопоставление значений Квгис с остаточной (неснижаемой) водона-сыщенностью Кво, которая должна быть получена способом, обеспечивающим:
· при определении Кт прямым способом - отсут​
ствие потерь воды в процессе подъема, транспор​
тировки, хранения и анализа керна, а также от​
сутствие в образце техногенной воды;
· при определении Кво моделированием (капилля-
риметрия, центрифугирование) - вытеснение из
образца всего объема свободной воды.

В зоне непредельного нефтегазонасыщения при К* > Кд > Кт возможно прямое сопоставление зна​чений Квгис с данными Кво, полученными прямым способом. При сопоставлении же с данными моде​лирования необходим учет положения исследуемо​го пласта над уровнем ВПК или ВНК* с помощью, например, номограммы, представленной на рис. 4.8. Пример такого сопоставления приведен на рис. 6.3.
Возможна и более простая и технологичная оцен​ка достоверности определения нефтегазонасыщенно-сти по ГИС путем сопоставления с данными иссле​дования керна. Для этого результаты определения Кп и Кд по ГИС по всем скважинам в продуктивной части разреза наносят на зависимость Кп - Кдд, К* (рис. 6.32). Если основной массив точек, соответств-вующих пластам с однофазной фильтрацией нефти (газа), лежит в зоне К* > Ке > Кт, то оценка нефтега-зонасыщенности по этим скважинам считается дос​товерной и подтвержденной результатами исследо​вания керна.
Так же как и для пористости сопоставление КакеР" -Квгис строится по пластопересечениям, которые вы​бирают по тем же критериям, что и для построения связей типа "керн-ГИС", т.е. сопоставляются Ке по пластам с толщиной не менее 1,5 м (для обеспечения надежности оценки любой геофизической характе​ристики, используемой для построения связи), выно​сом керна из исследуемых пластов (интервалов, дол​блений) не менее 80 % и плотностью анализов не ме​нее 3 - 5 на 1 м вынесенного керна.
Как и при определении пористости обоснование достоверности определения Кк по данным ГИС мо​жет быть реализовано путем нанесения на кривую
Кагнс точек, соответствующих водонасыщенности по керну.
Необходимо отметить две принципиальные воз​можности учета пластовых условий при использо​вании результатов исследования керна - в каждое значение К™р" или в заключительный результат ос​реднения. Ясно, что последнее обстоятельство дол​жно учитываться при сопоставлении Кдкер" с Квгис.
При наличии систематических расхождений по​ристости по ГИС с данными анализов керна необхо​дима корректировка методики определения К'rfic.
7

Компьютеризированные
системы комплексной
интерпретации данных ГИС
В предыдущих главах описаны методики (ал​горитмы) определения пористости и других пара​метров с использованием одного или двух-трех ме​тодов ГИС. В то же время в практике количествен​ной интерпретации данных ГИС широко исполь​зовались ранее и используются сейчас системы ком​пьютеризированной обработки данных ГИС. Сре​ди российских можно отметить системы (по алфа​виту) ГИНТЕЛ (ВНИГИК), ВИДГИС (НПЦ "Тверьгеофизика"), ГЕММА (ЦГЭ), ИНГИС (ЦГЭ), ПОДСЧЕТ (ВНИИгеосистем), СИАЛ ГИС (АО "Сиал"), ЭКСПРЕСС-ГЕОМОДЕЛЬ (НПФ "Центргазгеофизика"), LogTools (НПЦ "Тверь-геофизика"), PetroSoftTools (ЦГЭ), Solver (НПЦ "Тверьгеофизика") и др. Среди зарубежных мож​но отметить системы ELANPlus (Schlumberger), eXpress (Western Atlas), GEOLOG (Минком Пту., Лтд), GLOBAL (Schlumberger), OPTIMA (Dresser Atlas), SLIM (Petroleum Physics Corp., Standart Oil Co.), ULTRA (Gearhart) и др.
Ниже в качестве примеров приведены краткие описания двух российских и одной зарубежной сис​темы компьютеризированной комплексной интер​претации данных ГИС.
7.1. ОЦЕНКА
ФИЛЬТР АЦИОННО-ЕМКОСТНЫХ
И ДРУГИХ ПАРАМЕТРОВ
С ПОМОЩЬЮ ПРОГРАММЫ Solver
Программа Solver предназначена для обработ​ки и интерпретации данных ГИС и керна и позво​ляет решать следующие основные задачи.
Предварительная обработка данных ГИС: оциф​ровка диаграмм с бумажного носителя, ввод данных из файлов или БД, корректировка кривых, увязка кривых по глубине, расчленение разреза на пласты.
Обработка материалов лабораторных исследо​ваний керна: увязка керна и ГИС, согласование кер​на и ГИС по глубине, оценка статистических ги​потез о существовании линейных и нелинейных связей, построение петрофизических моделей "керн-керн" и "керн-ГИС".

Определение геофизических характеристик пла​стов: исправление показаний зондов за геолого-технические условия измерений, определение харак​теристик пластов, включая УЭС, на основе специ​ализированных процедур или пользовательских палеток.
Цитологическое расчленение разреза: выделение в разрезе литологических разностей, выделение раз​нотипных коллекторов на основе использования то​пологического и кластерного анализа, методов гра​ничных значений, эмпирических алгоритмов.
Определение подсчетных параметров по скважи​не. Одной из основных особенностей интерпретации данных ГИС с целью определения подсчетных па​раметров является изменчивость алгоритмов интер​претации при переходе от одних геологических объектов к другим. В программе алгоритмы интер​претации формализуются на специализированном языке, позволяющем оперировать основными гео​физическими понятиями. Это, с одной стороны, обеспечивает быструю модификацию алгоритмов интерпретации, а, с другой, позволяет легко пере​носить фрагменты алгоритмов интерпретации на разные геологические объекты.
Алгоритмы, используемые в программе Solver для определения подсчетных параметров по скважине, можно разбить на две категории:
1.
Детерминистские алгоритмы, которые позво​
ляют организовать последовательный вычислитель​
ный процесс. Они включают:
· петрофизические уравнения;
· палетки, номограммы, эмпирические табулиро​
ванные зависимости;

· эмпирические цифровые модели;
· логические конструкции.

2.
Оптимизационные алгоритмы, которые позво​
ляют решать системы линейных и нелинейных урав​
нений, набор которых представляет собой комплек​
сную модель породы.
Уравнения, которые разрешено использовать в программе, могут быть самыми разными. Входящие в эти уравнения параметры, которые, как прави-
ло, для каждого изучаемого объекта имеют свои значения, измеряются на керне либо оцениваются методами оптимизации по результатам исследований керна.
В программе Solver разработан специальный математический аппарат, позволяющий использо​вать в комплексной модели породы уравнения любого вида и выполнять настройку параметров этих уравнений по результатам исследований кер​на. Для построения петрофизических уравнений используются методы аппроксимационно-регрес-сионного анализа. Для настройки параметров пет​рофизических уравнений используются методы оп​тимизации (Нелдера-Мида, Девидсона-Флетчера и т.п.).

Использование комплексных моделей породы обладает двумя преимуществами:
•
во-первых, получается решение, наименее проти​
воречащее всем заложенным в модель представ​
лениям;
•
во-вторых, появляется возможность рассчитать
теоретические значения геофизических характе​
ристик, соответствующие найденным подсчетным
параметрам и объемным компонентам (рис. 7.1).
По степени совпадения фактических и теоретичес​
ких отсчетов можно судить об адекватности интер​
претационной модели и реальных свойств пластов.
Фильтрационно-емкостные свойства пластов-коллекторов оцениваются многими параметрами: пористость (общая, межзерновая, каверновая, тре-
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щинная), глинистость (дисперсная, структурная), проницаемость (абсолютная, фазовая), водонасы-щенность, нефтенасыщенность, газонасыщенность и т.п. К этому списку параметров необходимо доба​вить компоненты матрицы породы. В то же время результаты каротажных измерений в рядовой сква​жине позволяют оценить очень ограниченное коли​чество геофизических характеристик: плотность, во-дородосодержание, интервальное время пробега аку​стической волны, радиоактивность, параметр апс, удельное электрическое сопротивление пласта. В свя​зи с этим возникает необходимость дополнять ком​плексную модель породы петрофизическими урав​нениями "керн-керн" и "керн-ГИС". Эти уравнения относятся к различным классам функций и, как пра​вило, имеют нелинейный характер. Чем более деталь​но проведены лабораторные исследования отобран​ного из скважин керна и чем более полно выполнен анализ отношений свойств породы, тем более дос​товерные результаты могут быть получены, но при

этом более сложной становится комплексная модель породы.
Усложнение модели породы приводит к несколь​ким отрицательным эффектам. Во-первых, усложня​ется поверхность оптимизируемого функционала (суммарное рассогласование между фактическими и теоретическими геофизическими характеристиками пласта). Появляется множество локальных экстрему​мов, амплитуда которых увеличивается по мере при​ближения к глобальному экстремуму, соответствую​щему оптимальному решению. Во-вторых, наруша​ется основное требование условно-корректной зада​чи (при малых изменениях значений исходных вели​чин происходит значительное изменение получаемых результатов). В-третьих, значительно увеличивается время решения системы уравнений для одного пласта.
В программе Solver используются специально раз​работанные математические методы решения систем нелинейных уравнений, обеспечивающие нахожде​ние глобального экстремума (оптимального реше-
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ния). Это позволяет в значительной степени преодо​леть перечисленные выше отрицательные эффекты, а также искать решение в полном диапазоне допус​тимых значений свойств искомых параметров (на​пример, для пористости и водонасыщенности от О до 100%). Возможности современных персональных компьютеров позволяют реализовать подобный ма​тематический аппарат для систем уравнений, содер​жащих не более девяти неизвестных.
Задачи выделения коллекторов и определения эффективных нефте- и газонасыщенных толщин, яв​ляющиеся важнейшими при подсчете запасов, реа​лизуются в программе Solver по эмпирическим ал​горитмам, обосновываемым авторами подсчета за​пасов для изучаемых объектов. Программа Solver позволяет использовать любые алгоритмы выделе​ния коллекторов (по качественным признакам или количественным критериям) и разделения коллек​торов по характеру насыщенности (по тем или иным установленным критериям).
Для каждого подсчетного объекта (пласта или группы пластов) программа позволяет рассчитать средневзвешенные значения параметров Кп и Кнг с учетом выделенных эффективных нефте- и газона​сыщенных толщин, сформировать необходимые таб​лицы, построить и вывести планшеты в любой за​данной пользователем конфигурации с нанесением исходных кривых ГИС, результатов интерпретации, данных анализов керна, результатов испытаний и др.
На рис. 7.2 приведен пример, иллюстрирующий возможности программы Solver по определению под-счетных параметров по одной из скважин. В данном примере при определении подсчетных параметров использовались следующие алгоритмы.
Для выделения коллекторов использовались ка​чественные признаки. Для оценки характера насы​щенности коллекторов использовалась величина критической водонасыщенности К*. При Кв < Кв* пласт продуктивный, при Kg > К* - водоносный. Величина К* получена по результатам капилляри-метрических исследований на образцах керна.
В настоящее время программа Solver применяет​ся при выполнении работ по подсчету запасов мно​гими производственными и научными организация​ми России и СНГ.
7.2. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОДСЧЕТНЫХ ПАРАМЕТРОВ ПО РЕЗУЛЬТАТАМ ИНТЕРПРЕТАЦИИ ДАННЫХ ГИС С ПОМОЩЬЮ КОМПЛЕКСА ПРОГРАММ
LogTools
Комплекс программ LogTools предназначен для проведения обработки и комплексной интерпрета​ции данных ГИС с целью получения и оценки каче-

ства геофизических параметров ЭК, ЭМК, РК и АК, построения интерпретационной модели изучаемого объекта, выделения коллекторов и количественного определения вещественного состава, емкостных ха​рактеристик и насыщенности пород в разрезе неф​тегазовой скважины.
LogTools работает под управлением операцион​ной системы Windows 95/98, 2000.
Выделяются следующие компоненты комплекса:
Управление данными. Импорт и экспорт данных ГИС в форматах LIS, LAS и ASCII. Хранение, уда​ление и восстановление данных. Просмотр, увязка, редактирование, фильтрация и дублирование кри​вых. Вывод на внешние устройства. Графический вывод. Редактирование LIS- и LAS-файлов.
Предварительная обработка каротажных дан​ных. Расчет геофизических параметров ГК, ГГКП, НК, АК, ЭК, ИК и др. методов, исправленных за влияние геолого-технических условий измерений, с учетом метрологических характеристик аппарату​ры. Выделение коллекторов по качественным при​знакам.
Формирование интерпретационных моделей. Со​гласование априорной информации с результатами предварительной обработки и анализа каротажных данных. Формирование гипотетического строения исследуемой горной породы: выделение слагающих породу компонентов, определение вещественного со​става и структуры компонентов, задание характери​стик вертикальной и горизонтальной неоднородно​сти исследуемого объема породы, установление раз​мерности и параметров интерпретационной модели.
Комплексная интерпретация. Литологическое расчленение разреза с получением объемных пара​метров породы в рамках выбранной интерпретаци​онной модели. Определение пористости и парамет​ров насыщенности. Выделение коллекторов по ко​личественным критериям.
Оценка качества первичных данных и результатов обработки и интерпретации. Статистический анализ и кроссплоттинг данных. Оценка соответствия дан​ных опорным значениям и интерпретационной мо​дели. Расчет погрешностей результатов обработки и достоверности комплексной интерпретации.
Документирование данных. Вывод на твердую копию результатов измерений, обработки и интер​претации и всей сопроводительной информации. Вывод графической информации на принтер и гра​фические файлы. Оформление и вывод страниц гра​фических и табличных иллюстраций и текста заклю​чения.
Входными данными программы являются первич​ные каротажные кривые, выходными - кривые и ги​стограммы геофизических и геологических парамет-
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ров, таблицы параметров обработки и интерпрета​ции, интерпретационые модели и т.д.
Единицей хранения данных в программах явля​ется "кривая-объект" (кривая, волновая картина, спектр и т.д.), измеренная на определенном интер​вале глубин. Кривые-объекты могут организовы​ваться в планшеты, под которыми понимается их совокупность, принадлежащая одной скважине. Кроме каротажных данных и результатов обработ​ки к кривой-объекту может относиться сопроводи​тельная информация различных типов (частично ре​дактируемая).
Информация, которой оперирует комплекс, вклю​чает также:
· априорные (в том числе керновые) данные раз​
личного содержания и назначения;
· банк интерпретационных зависимостей для уче​
та геолого-технических условий проведения из​
мерений в скважине;
· описания пород и минералов, входящих в состав
породы;
· петрофизические зависимости, связывающие гео​
физические параметры с компонентным составом
пород и насыщающих породу флюидов;

•
данные статистического анализа результатов из​
мерений, обработки и интерпретации.
LogTools сочетает возможности гибкого интер​
фейса интерактивной обработки данных для квали​
фицированного пользователя с возможностью выде​
ления из него и настройки отдельных блоков (паке​
тов) для использования в полуавтоматическом и ав​
томатическом режимах при массовой обработке гео​
физической информации.
Ориентация на стандартные форматы обмена ка​ротажными данными (LIS и LAS) обеспечивает от​крытость комплекса и создает возможность его эф​фективного использования в более крупных систе​мах обработки и интерпретации.
LogTools позволяет проводить анализ и прини​мать решения по качеству входной и выходной ин​формации, основываясь на синтезе результатов ре​шения прямых и обратных задач.
Диапазон охвата условий измерений как по тех​ническим факторам, так и по геологическим харак​теристикам пород также выгодно отличает комплекс LogTools от аналогов.
Являясь элементом современной технологии про​ведения ГИС, LogTools обладает необходимым на​бором программных средств обработки, анализа и интерпретации данных, получаемых новейшими оте​чественными цифровыми приборами.
Высокая надежность и простота обучения способ​ствуют применению комплекса в производственных организациях.

Методические основы обработки и интерпрета​ции данных ГИС в LogTools.
Реализованные в LogTools методики основаны на организации взаимодействия между тремя основны​ми объектами (рис.7.3):
· каротажными данными - результатами измерений
в соответствующих геолого-технических условиях;
· априорными данными об исследуемом геологи​
ческом объекте, не зависящими от каротажных
данных;
· теоретическими данными, полученными с помо​
щью аппарата имитационного моделирования
для заданных геолого-технических условий по ап​
риорным данным.
Комплекс LogTools по сути является инструмен​тарием. Он состоит из набора программ, позволяю​щих выполнить те или иные процедуры обработки и интерпретации данных. Процесс работы с програм​мами преимущественно интерактивный. Программы предлагают решения, а пользователь выбирает из них те, которые удовлетворяют его представлениям. При таком (кстати, типовом для геофизических обраба​тывающих программ) подходе первоначальная тех​нология работы сильно обобщена и не формализо​вана (например, нужно ввести данные, подготовить их для интерпретации, провести интерпретацию и оформить полученные результаты в виде заключе​ния и/или твердой копии).
Детализация технологии требует предваритель​ной настройки на решаемую задачу и исследуемый объект и многократных прогонов данных через про​граммы-инструменты. Если цель достигнута и полу​чаемые результаты удовлетворяют пользователя, "выстроенную в голове" последовательность дей​ствий можно "закрепить" в виде пакетного вариан​та работы с программами комплекса.
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Пример типовой схемы работы с комплексом приведен на рис. 7.4. В схеме можно выделить два этапа - предварительную обработку (первые 6 пря​моугольников) и интерпретацию.
Предварительная обработка сводится к анализу и преобразованию первичных данных. Этот этап чрезвычайно важен. Не многие отечественные обра​батывающие системы выделяют его в качестве само​стоятельного. Суть предварительной обработки сво​дится к получению из первичных данных ГИС оце​ненных геофизических параметров, приведенных к единым условиям измерений в скважине. Техноло​гия предварительной обработки, кроме традицион​ного количественного преобразования первичных данных, предусматривает выполнение процедур кон​троля и оценки качества получаемых выходных гео​физических параметров. Для каждого геофизическо​го параметра рассчитывается суммарная погреш​ность (кривая "достоверности"), включающая аппа​ратурную погрешность и погрешности, возникаю​щие за счет неконтролируемого влияния скважинных условий измерений. Кривая "достоверности" пара​метра применяется в дальнейшем при определении подсчетных параметров.
Интерпретация. Предлагаемые в программном обеспечении LogTools схемы решения задач несколь​ко отличаются от распространенных способов оцен​ки параметров породы, основанных на применении связей типа "керн-керн" или "керн-ГИС". Незави-

симо от сложности таких связей и их числа процеду​ра обработки технически осуществляется с помощью любого программируемого калькулятора (в том чис​ле и имеющегося в LogTools). Перенос (экстраполя​ция) зависимостей на новые объекты исследований требует специальных экспериментальных обоснова​ний. Время, затрачиваемое на такие обоснования, обычно не удовлетворяет темпам проведения интер​претации. Комплекс LogTools, предусматривая воз​можность применения статистических связей, пред​лагает схему интерпретации, основанную на резуль​татах теоретического (имитационного) моделирова​ния геофизических параметров.
Имитационное моделирование включает множе​ство аспектов, связанных с формализацией и пост​роением различных моделей на физико-математичес​ком и геологическом уровнях, созданием эффектив​ного (быстродействующего) аппарата решений пря​мых задач, методов теоретического воспроизведения данных ГИС и т.д. Основное назначение имитаци​онного моделирования при проведении обработки данных ГИС - обеспечение пользователя независи​мой теоретической информацией по анализируемым методам и средствами (алгоритмами) применения этой информации для получения количественных оценок.
Современный уровень разработки аппарата ими​тационного моделирования таков, что позволяет "воспроизводить" теоретические кривые, полнос​тью идентичные фактическим. Когда такой необ​ходимости нет, применяется одна из частных функ​ций аппарата - получение для всех методов, участву​ющих в интерпретации, и единой физической моде​ли изучаемого объекта многомерных интерпрета​ционных зависимостей (системы петрофизических уравнений).
Определение подсчетных параметров
Оценка вещественного состава и определение по​ристости пород основаны на применении специаль​но создаваемой для исследуемого объекта интерпре​тационной модели. Интерпретационная модель - это система, объединяющая:
а)
модель горной породы;
б)
модель условий измерений;
в)
петрофизические модели методов, участвую​
щих   в решении задачи;
г)
представления о размерности и оптимальнос​
ти геофизического пространства решения задачи и
точности получаемых результатов.
Интерпретационная модель обеспечивает связь геофизических параметров с параметрами физичес​кой модели горной породы (рис. 7.5). При этом LogTools оперирует не только петрофизическими уравнениями, универсальными для широкого клас-
[image: image206.png]WHTEPNPETALUMOHHAA MOAESTb

= B
®UINYECKAS MOAENL METPO®UBUHECKNE
KOMNOHEHTS! YPABHEHNA
NPUMECH
MUHEPATTH, dRIOUAS! Skcnepu- Teopetun-
e ——— MEHTanbHbie | yeckue

AnpuopHbie Metoabl
[AaHHble mc

Puc. 7.5. Daemenmpl unmepnpemayuontoi modeau




са пород-коллекторов осадочных отложений, но так​же предоставляет возможность введения "частных связей" для отдельных геофизических параметров.
Сформировать интерпретационную модель - зна​чит выполнить ряд операций, связанных с "настрой​кой" системы петрофизических уравнений на иссле​дуемый объект и решаемую задачу. Для этого нуж​но в соответствии с имеющейся априорной геологи​ческой информацией создать физическую модель ис​следуемого объекта (LogTools предоставляет такую возможность) и определить размерность интерпре​тационной модели. Размерность интерпретационной модели соответствует числу геофизических парамет​ров (методов ГИС), позволяющих с приемлемой точ​ностью решить задачу количественной оценки ком​понентов породы. Выбираются методы, чувствитель​ные к изменению компонентного состава пород (в рамках созданной физической модели) и обеспечен​ные необходимыми зависимостями для количествен​ной оценки этих изменений.
Физическая модель горной породы включает фор​мализованные описания:
· твердой фазы;

· насыщающих флюидов;
· структуры порового пространства;
· структуры твердой фазы породы;
· характера взаимодействия между твердой и жид​
кой фазами.
Каждый компонент характеризуется признаком принадлежности твердой фазе породы (матрице, це​менту) или поровому пространству и может содер​жать примеси различных элементов (бора, железа, урана и тория). Для компонентовв твердой фазы по​род введено различие по размеру частиц, слагающих компонент, а именно: компонент может быть псам​митовым, алевритовым или пелитовым. Поровое пространство может быть представлено сочетанием межгранулярных пор, каверн и трещин. Под общей пористостью (Кп) понимается общий объем, занима-

емый флюидами, под коэффициентами водо- и неф-тегазонасыщенности (Кв и К^ - доля общей порис​тости, занимаемая соответствующими флюидами в незатронутой проникновением зоне породы, под ко​эффициентами остаточной водо- и нефтегазонасы-щенности (Кдо и К^ - доля общей пористости, за​нимаемая этими флюидами в промытой зоне. То есть предполагается, что промытая зона (в физически не​изолированных зонах порового пространства) не со​держит подвижных флюидов, кроме фильтрата про​мывочной жидкости. Эта часть пористости рассчи​тывается как доля общей пористости, занимаемая подвижными флюидами: Кп д = Кп(\ - Кт - К ) и при​нимается за динамическую пористость.
Процедура формирования интерпретационной модели выглядит как задача переборного типа:
1) определение параметров физической модели;
2) расчет теоретических (имитация) геофизичес​
ких параметров для методов, участвующих в комп​
лексе;
3) сопоставление теоретических параметров с
фактическими (исправленными за условия измерений
в скважине).
Критерии сходимости теоретических и фактичес​ких параметров и средства их анализа могут быть различными для разных методов и зависят от пол​ноты и качества используемой априорной инфор​мации. Если расхождения превышают допустимые пределы, а достоверность фактических данных не вызывает сомнений, корректируются параметры физической модели и повторяются операции 2) - 3). Для установления соответствия физической моде​ли данным ГИС и выявления систематической по​грешности последних в LogTools дополнительно применяются элементы межскважинной корреляции геофизических параметров для одного и того же объекта исследований.
При наличии математического описания интер​претационной модели задача оценки параметров модели является классической задачей нелинейного программирования. С учетом потребности пользо​вателя в постоянном визуальном просмотре инфор​мации на всех этапах обработки в LogTools реали​зована графоаналитическая схема решения задачи, обеспечивающая высокую скорость и достаточную точность получения результатов.
В LogTools предусмотрен расчет погрешности определения основного подсчетного параметра - по​ристости, отражающей качество входных петрофи​зических кривых и интерпретационной модели.
Выделение коллекторов в LogTools осуществляет​ся как по качественным признакам, так и по количе​ственным критериям (при известных граничных зна​чениях параметров).
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Задача выделения коллекторов не является едино​временной процедурой, а охватывает весь процесс интерпретации. По мере углубления обработки новая информация используется для уточнения интервалов коллекторов. К моменту определения нефтегазонасы-щенности процедура выделения коллекторов заверша​ется. Обычно "качественный" этап выполняется пос​ле предварительной обработки. "Количественный" этап выполняется после оценки параметров объемной модели и определения пористости.
Для определения нефтегазоиасыщепности пластов в LogTools реализованы различные подходы с ис​пользованием петрофизических уравнений, связыва​ющих УЭС пласта, пластовой воды и пористости, и геофизических параметров стационарных и импуль​сных методов РК и АК.
Достоверность получения основных подсчетных параметров с помощью LogTools оценивалась при многочисленных сопоставлениях с результатами ис​следований керна и сравнении с результатами неза​висимых программных комплексов и методик.

На рис. 7.6 приведен пример визуализации резуль​татов LogTools при совместной обработке данных ГИС в открытом и обсаженном стволе скважины.
7.3. ОЦЕНКА ФИЛЬТРАЦИОННО-ЕМКОСТНЫХ И ДРУГИХ ПАРАМЕТРОВ С ПОМОЩЬЮ ПРОГРАММЫ ELANPlus
Одной из зарубежных систем, весьма популярных в настоящее время, является программа ELANPlus (система GeoFrame, разработка GeoQuest, Schlum-berger [1]), позволяющая рассчитать объемную мо​дель породы, включая насыщающие ее флюиды, на основе совместного решения системы линейных и нелинейных петрофизических уравнений. Рассмот​рим принципы работы программы.
Связь между зарегистрированными данными ка​ротажа и параметрами исследуемых пород можно описать математическими выражениями - петрофи-зическими зависимостями, набор которых формиру​ет петрофшическую модель породы.
В алгоритмы, используемые при автоматизиро​ванной интерпретации, петрофизические зависимо​сти включаются либо в виде конкретных уравнений, настроенных на конкретные отложения и являющих​ся, по сути, математическими выражениями зависи​мостей, используемых для "ручной" интерпретации, либо в общем виде для различных моделей пород. В последнем случае пользователю-интерпретатору не​обходимо задать набор петрофизических моделей, адекватных породам исследуемых отложений, и вве​сти значения петрофизических коэффициентов.
Тогда набор петрофизических зависимостей с за​данными коэффициентами представляет собой сис​тему уравнений, решать которую можно либо пос​ледовательно (методом подстановки), либо совме​стно. При совместном решении всей системы пет​рофизических уравнений автоматически учитыва​ется взаимовлияние различных искомых парамет​ров и создаются условия для определения их опти​мальных оценок, одновременно наилучшим обра​зом удовлетворяющих комплексу всех геофизичес​ких данных. Петрофизическая модель породы мо​жет быть представлена в следующих основных фор​мах: в объемной (содержание каждого компонента (минерала, флюида и т.д.) в единице объема поро​ды) или в относительной (через коэффициенты по​ристости, нефтенасыщенности, глинистости и т.д.). Модель породы, описываемая через объемное со​держание компонентов, называется объемной мо​делью породы.
В ELANPlus пользователь задает перечень иско​мых компонентов объемной модели породы, набор петрофизических зависимостей и петрофизические коэффициенты, с помощью которых оценивается
объемное содержание каждого из входящих в этот перечень компонентов.
Количество компонентов модели
Задание количества компонентов модели обус​ловлено как литологическим составом исследуемых отложений, так и полнотой выполненных комплек​сов ГИС. Взаимосвязь количества компонентов и количества методов ГИС очевидна: для определен​ности решения системы петрофизических уравнений количество неизвестных должно равняться количе​ству уравнений. Неизвестными являются содержание компонентов объемной модели породы, уравнения​ми - петрофизические зависимости, описывающие связь между показаниями каждого отдельного мето​да каротажа и набором компонентов. Количество искомых параметров может быть на единицу боль​ше количества используемых для интерпретации кри​вых ГИС, так как по умолчанию в систему включа​ется уравнение баланса объемов (условие равенства суммы всех рассчитываемых компонентов единице). Например, базовый комплекс из 6 кривых ГИС (ИК, БК, ПС, АК, НК, ГГК) позволяет задавать 7 компо​нентов модели породы.
Чем детальнее задается модель литологии, тем более достоверны результаты обработки. При дос​таточной информативности и полноте комплекса ГИС возможно моделирование и количественная оценка литологических и емкостных характеристик самых разнообразных типов отложений с различны​ми структурами порового пространства.
Перечень компонентов
Как правило, выбор компонентов модели осно​вывается на доступной априорной геологической информации:
· описание керна, шлама;

· описание шлифов;
· результаты определения петрофизических харак​
теристик на образцах керна;
· результаты испытаний и опробования пластов
(для задания типа пластового флюида).
Одним из обязательных условий достоверности

интерпретации является информативность использу​емого комплекса ГИС и его чувствительность к со​держанию в разрезе тех или иных литологических разностей. Поэтому при задании перечня веществен​ных компонентов модели породы важно осознавать насколько корректно может быть решена задача их количественной оценки по имеющемуся комплексу. На выбор конкретных компонентов часто влия​ют неполнота геологической информации. Так, по описанию керна и результатам лабораторного ана​лиза не всегда представляется возможным выявить минералогический состав глинистого материала. В таком случае глинистые компоненты могут быть за-

даны не как конкретные минералы (иллит, монтмо​риллонит и т.д., возможные для включения глинис​той фракции в модель породы), а как порода "гли​на". Особенностью задания объемной модели пород в программе ELANPlus является то, что в модель породы включаются не объем порового простран​ства, а объемы всех заполняющих его флюидов. Та​ким образом, объем порового пространства как ком​понент непосредственно не задается, являясь суммой объемов заполняющих его флюидов. Например, объемная модель нефтенасыщенной терригенной породы может быть описана следующими 7 компо​нентами:
· скелета: песчаник, полевой шпат, глинистый ма​
териал;
· порового пространства через содержание флюи​
дов в зоне проникновения и незатронутой части
пласта: вода в зоне проникновения, нефть в зоне
проникновения, вода и нефть в незатронутой про​
никновением части пласта.
В общем виде такая модель может быть описана суммой следующих компонентов:
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Система петрофизических зависимостей Выше уже разъяснялась важность подбора адек​ватных модели пород петрофизических зависимос​тей. ELANPlus предоставляет широкий выбор для задания уравнений линейного и нелинейного типа. Стандартная линейная петрофизическая зависи​мость описывается следующим образом:
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где Р- показания геофизического метода, исправлен​ные за условия измерений; п - количество информа​тивных методов ГИС, используемых для интерпре​тации; V- - объемное содержание г'-го компонента;; -количество рассчитываемых объемных компонентов породы; kni - коэффициенты петрофизических зави​симостей.
Библиотека нелинейных петрофизических зави​симостей включает уравнения для методов электро​метрии (Ваксмана-Смита, "двойной воды", Симан-ду и др.), нейтронного каротажа (в т.ч. и по надтеп-ловым нейтронам), ПС и др.
Коэффициенты петрофизических зависимостей и оценка результатов
Конкретные значения коэффициентов петрофи​зических зависимостей устанавливаются по резуль​татам анализа выполненных на образцах керна ис-
следований, сопоставлению различных видов каро​тажа и другой геолого-геофизической информации.
Программой ELANPlus по заданным компонен​там модели породы, набору петрофизических зави​симостей и петрофизическим коэффициентам рассчи​тываются объемные содержания заданных компо​нентов. Эффективность обработки повышается воз​можностями использования некоторых нетрадици​онных средств: заданием уравнений-ограничений ("constraints") для искомых компонентов, установ​кой погрешностей ("uncertainty") измерений ГИС для минимизации их влияния на общее решение (в част​ности в условиях размытого ствола скважины), ком​бинированием ("combine") по различным условиям результатов обработки по нескольким моделям.
С помощью программы ELANPlus по заданной модели, комплексу ГИС и набору петрофизических коэффициентов количественно определяется компо​нентный состав пород, включая и пластовые флюи-

ды. Затем по полученной объемной модели рассчи​тываются (реконструируются) теоретические кривые отдельных методов, которые должны были бы быть зарегистрированы в породах с таким компонентным составом. Рассчитанные (синтетические) кривые сравниваются с исходными фактическими кривыми ГИС. В случае значительных расхождений изменя​ются петрофизические коэффициенты, изменяются или исключаются отдельные компоненты и процесс интерпретации повторяется. Сравнение проводится как визуально, так и по величине среднеквадрати-ческого отклонения.
Результаты определения параметров рассчитан​ной объемной модели сопоставляются с данными анализов керна или данными опробования, если та​ковые имеются по конкретной скважине. При нали​чии такой информации в процессе интерпретации она может быть использована для корректировки от​дельных компонентов объемной модели.
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подсчетиых параметров по матери​алам ГИС с помощью программы ELAPlus
В программе ELAN Plus переход от рассчитан​ной модели пород, представленной объемным со​держанием компонентов матрицы и флюидов, к ко​эффициентам пористости, глинистости, водонасы-щенности и другим параметрам выполняется с по​мощью подпрограммы Function. Пористость при этом рассчитывается как сумма объемов флюидов. В зависимости от поставленных задач, можно рас​считать различные виды коэффициентов пористос​ти: коэффициент общей пористости как сумму объе​мов всех пустот, запятых флюидами; коэффициент открытой пористости, равный разности между ко​эффициентом общей пористости и объемом связан​ной воды в глинах, и т.д. Коэффициент насыщен​ности тем или иным флюидом определяется как от​ношение объема пор, занятых этим флюидом, к по​ристости. Выделение коллекторов и определение эффективных толщин проводится по величинам рассчитанных коэффициентов пористости, глинис​тости, водонасыщепности, проницаемости путем сравнения перечисленных коэффициентов с величи​нам и нижних пределов параметров. Коэффициен​ты проницаемости рассчитываются с помощью со​ответствующего модуля подпрограммы Function на основании объемной модели.
На рис. 7.7 показан пример по одной скважине, где приведены: исходный комплекс ГИС, рассчитан-

ная объемная модель разреза и сопоставление резуль​татов определения коэффициентов пористости и про​ницаемости сданными керна. Сопоставление вели​чин коэффициентов пористости и проницаемости по ГИС и керну подтверждают высокие возможности программы ELANPlus для оценки фильтрационно-емкостных параметров пород. Литолого-минерало-гический состав скелетной части объемной модели в общих чертах согласуется с данными керна.
В тонкослоистых разрезах результаты методики SHARP в виде восстановленных значений геофизи​ческих параметров пропластков подаются на вход программы ELANPlus, с помощью которой рассчи​тывается объемная модель тонкослоистого разреза и определяются фильтрационно-емкостпые парамет​ры пропластков. Затем на основании нижних преде​лов проводится классификация пропластков на кол​лекторы и неколлекторы и определяются эффектив​ные толщины, характер и степень насыщенности кол​лекторов. На рис. 7.8 показан пример определения фильтрационно-емкостных параметров тонкослои​стого разреза с помощью методики SHARP и про​граммы ELANPlus.
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Определение проницаемости
и прогнозных дебитов пластов-коллекторов
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ражает отношение фазовой проницаемости для ка​кого-либо флюида к абсолютной проницаемости:
8.1. ОСНОВНЫЕ ПОЛОЖЕНИЯ
Проницаемость является свойством пористой среды, в нашем случае горной породы, пропускать через себя различные флюиды; мерой ее служит ко​эффициент проницаемости, определение которого сводится к измерению скорости фильтрации флю​ида при определенном перепаде давления через единичный объем породы. Коэффициент проница​емости зависит от особенностей строения пустот​ного пространства пористой среды, физических свойств фильтрующегося флюида и природы фи​зико-химического взаимодействия флюида и пори​стой среды.
В нефтяной геологии различают проницаемость абсолютную, фазовую, эффективную и относитель​ную.
Абсолютной называют проницаемость породы при фильтрации однородной жидкости или газа при отсутствии физико-химического взаимодействия флюида с породой и при условии полного заполне​ния пустотного пространства породы фильтрую​щимся флюидом. В практике геологоразведочных работ в качестве основной фильтрационной харак​теристики породы используют абсолютную прони​цаемость по газу Кпр .
Для характеристики фильтрационных свойств породы при многофазной фильтрации нескольких флюидов (нефти, газа и воды) используют фазовую проницаемость Кпр,ф ,, которая отражает проницае​мость породы при движении одного из флюидов при одновременном присутствии в пустотном простран​стве других флюидов.
Используется в нефтяной геологии и другой па​раметр - эффективная проницаемость Кпр,эф, являю​щаяся частным случаем фазовой; эффективная про​ницаемость - это проницаемость породы по газу или нефти при одновременном присутствии в поро​де остаточной воды.
Для характеристики фильтрационных свойств породы-коллектора используется параметр относи​тельная фазовая проницаемость Кпр,отнi, которая от-

Относительная фазовая проницаемость наибо​лее широко используется при гидродинамических расчетах для обоснования коэффициентов извлече​ния нефти и при проектирования разработки, в свя​зи с чем в настоящей работе методика ее определе​ния не рассматривается за исключением вопросов, касающихся оценки характера насыщенности с ис​пользованием кривых капиллярного давления (см. раздел 4.3). Величина относительной проницаемо​сти практически всегда меньше единицы.
Проницаемость может определяться прямым спо​собом по результатам фильтрации пластовых флю​идов или их моделей через горную породу. К числу прямых определений относятся определения по кер​ну и по результатам испытания пластов в откры​том стволе или колонне. К числу косвенных опре​делений относятся определения по результатам ко​личественной интерпретации данных некоторых видов каротажа - ЭК, ЯМК и др. Перечисленные методы подробно описаны ниже. К сожалению, наи​более часто определение проницаемости при подсче​те запасов реализуют с использованием петрофи-зических связей пористости с проницаемостью; зна​чения пористости при этом получают в результате количественной интерпретации данных ГИС (см. раздел 5). Это связано в целом с невысокой досто​верностью определения К   по данным ГИС.
Наибольший объем прямой информации о про​ницаемости пород-коллекторов в процессе геолого​разведочных работ на нефть и газ получают по ре​зультатам исследования керна. По керну абсолют​ная газопроницаемость определяется при стацио​нарной и нестационарной фильтрации азота или воздуха на образцах стандартного (диаметром око​ло 30 мм) или большого (диаметром 80-100 мм) раз​мера. Предварительно образцы экстрагируются органическими растворителями от нефти и битумов.
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кам тока. Исходя из этого, уравнение Дахнова-Арчи можно представить в следующем виде:
Необходимо подчеркнуть, что определения аб​солютной газопроницаемости Кпр отражают филь​трационную характеристику матрицы породы при фильтрации газа при низком давлении в пустотном пространстве. При необходимости оценки фазовой проницаемости по нефти по величине Кпр необхо​димо учесть поправку Клинкеиберга [2], а при оцен​ке фазовой проницаемости в зоне непредельного на​сыщения - кривые относительной фазовой прони​цаемости.
8.2. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПРОНИЦАЕМОСТИ ПО ДАННЫМ ГИС
8.2.1. Определение проницаемости по данным электрического (электромагнитного) каротажа
Возможность оценки проницаемости (гидравли​ческой проводимости) пород-коллекторов по дан​ным электрического (электромагнитного) карота​жа доказана многочисленными практическими ре​зультатами, полученными различными исследова​телями. Физической основой возможности оценки гидравлической проводимости или проницаемости пласта по данным ГИС является полная аналогия между гидравлическими и электрическими полями. Различие состоит лишь в следующем. Гидравличес​кая проводимость определяет фильтрацию матери​ального флюида, происходящую по взаимосвязан​ным свободным порам, размер которых превышает некоторую граничную величину. Электрическая проводимость определяется в статических услови​ях по протеканию электрического тока, который при заполнении пор электропроводящей водой те​чет не только по взаимосвязанным свободным ка​налам, но и по порам, в которых вода при гидрав​лических измерениях остается неподвижной, т.е. является связанной.
Проведенный анализ уравнения Дахнова-Арчи приводит к мысли, что и в реальных пористо-про​ницаемых средах с межзерновой пористостью элек​трический ток течет также по прямолинейным труб-
В гидромеханике применительно к фильтрации флюидов через пористые среды совместно решали уравнения Пуазейля и Дарси для идеального грун​та, в котором поры представлены пучком параллель​ных цилиндрических капилляров (трубок тока) по​стоянного сечения радиусом rтт, формирующим по-ровый объем с коэффициентами пористости Кп,тт и гидравлической проницаемости К . В результате получено следующее уравнение [2]:

где Кп,тт - это не что иное, как относительная элект​рическая проводимость (или обратная величина от​носительного сопротивления) прямолинейной труб​ки в водонасыщенном образце породы.
Для определения Кпр   по формуле (8.1) должны браться эффективные значения Кп,тт и rтт, т.е.
Что касается радиуса трубки тока, то он непос​редственно по материалам ГИС не определяется, но научной школой В.Н. Дахнова при использовании уравнения Козени-Кармана в середине 1950-х го​дов [10] для некоторых условий было найдено ре​шение этой задачи путем замены rтт на некую отно​сительно мало меняющуюся величину толщины пленки связанной воды tсв. Принимая во внимание, что радиус трубки тока (или средний радиус пор в общепринятом понимании) по предложению Блей-ка, сделанному в 1921 г. [6], определяется удвоенным отношением объема пор Vn к смачиваемой поверх​ности пор Scn согласно уравнению rтт = 2 Vn /Scn, не​трудно видеть, что, введя в последнее уравнение Кво , можно найти rтт = 2tсв/Kвo. Подставив эффек​тивные значения Кп,тт,эф , и rтт, эф, совместно с tсв в урав​нение (8.1), получим:
По определению Вендельштейна Б.Ю. [8] для некоторых условий толщина пленки связанной во​ды меняется в относительно небольших пределах 0,4 < tсв < 0,7 мкм. Благоприятными условиями применения последнего положения может быть фор​мирование коллекторов из хорошо отсортирован​ных зерен с закономерно меняющимся размером по глубине (трансгрессивно-регрессивные перемеще​ния береговой линии моря). При этом пористость коллектора на разных глубинах, как правило, оди​наково высокая, а проницаемость меняется от нуля при Кво —» 1 в мелкозернистых участках до макси​мального своего значения при Кво —» 0 в крупнозер​нистых участках коллектора.
во
где с = tсв^2 / 2ап. Показатель степени т в первом при​ближении для оценочных расчетов можно принять равным 2, тогда
С учетом (8.2) уравнение (8.3) можно записать в виде:
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где постоянная размерная величина с в каждом кон​кретном случае должна предварительно уточнять​ся по данным керна, приведенным к пластовым ус​ловиям. Для оценочных определений в первом при​ближении можно брать значения с = 0,15 мкм, тог​да размерность Кпр будет в мкм2.
Величина Кво определяется по ГИС через макси​мальное значение Рн в предельно нефтенасыщенных коллекторах. Наиболее достоверные значения Кпр могут быть получены в пластах, где Кво не превышает 0,4.
Значения Кп определяются по ЭК, АК, ГГК или по комплексу ГИС.
или фазовую проницаемость по нефти, имея в виду, что Кп = 1 - Кв
Поделив значения фазовых проницаемостей на абсолютное ее значение, получаются относительные проницаемости  Кпр   по воде
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и соответственно - Кпр по нефти
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Не вдаваясь в подробности, можно указать, что формулу (8.1) можно использовать не только для оценки абсолютной проницаемости, введя поправ​ку за Кво как в Kп,тт, так и в rтт через (1 - Кво)^3 но и оценивать фазовую проницаемость по воде при из​вестном значении Кв, используя уравнение
где Кв и Кп - нормированные значения Кв и Кн с учетом Кво.
Входящие в последние формулы значения Кв и Кво определяются через параметр насыщенности, рассчитанный по ЭК на различных глубинах переходной зоны водонефтяного пласта.
Возможности оценки проницаемости по другим формулам. В предшествующих рекомендациях [11] дана достаточно исчерпывающая подборка формул различных авторов, суть которых сводится к обоб​щенной формуле Тимура для определения абсолют​ной проницаемости
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в которой А - постоянная, подбираемая калибров​кой и по величине зависящая от выбора размерности входящих в формулу параметров; в и с - структурные коэффициенты, значения которых определяются в конкретных условиях подбором для луч​шего совпадения расчетного значения проницаемости с измеренным на кернах. Судя по оценкам самих авторов различных формул, их использование в конкретных геологических условиях давало удовлетворительные результаты. Из этого можно сделать оптимистический вывод, что по данным ГИС можно в каждом конкретном случае при наличии на первых порах калибровочных материалов достаточно надежно оценивать, а в ряде случаев и определять, коэффициент проницаемости. Об этом свидетельствуют и довольно однозначные корреляционные двухмерные и многомерные связи, которые использовались здесь ранее.
8.2.2. Метод ядерно-магнитного томографического каротажа
Одной из наиболее важных особенностей ядерно-магнитного томографического каротажа (ЯМТК) в сильном искусственном магнитном поле является возможность определять с его помощью проницае​мость по всему разрезу скважины, причем непосред​ственно в процессе каротажа. Эта уникальная воз​можность обусловлена тем, что метод ЯМТК позво​ляет находить распределение пор по размерам в оса​дочных горных породах, знание которого, в свою очередь, позволяет рассчитывать величину проница​емости. Физические принципы, лежащие в основе оп​ределения структуры норового пространства горных пород методом ядерно-магнитного резонанса (ЯМР), более подробно рассмотрены в разделе 5.7. Определение проницаемости позволяет прогнозировать дебиты и, следовательно, оптимизировать программы заканчивания скважин и интенсификации притоков, уменьшая при этом затраты на отбор керна и испытания скважин.
В настоящее время за рубежом используются три основных методики определения проницаемости по данным ЯМК [1, 16 - 18]. Отличительной их особенностью является то, что все они основаны на эмпирических соотношениях, полученных в результате обобщения данных лабораторных исследований образцов горных пород. Ниже приведены основные соотношения для расчета проницаемости, используемые в этих методиках.
Модель Тимура:
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где Кп - пористость (в процентах); Wсв = (Кп - ИСФ) -содержание связанной воды в объеме породы (в процентах), включающее капиллярно связанную воду и воду глин; ИСФ - индекс свободного флюида; с, а и в - эмпирические константы. Модель Тимура-Коатса:
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где Wкап,св - содержание капиллярно связанной воды в объеме породы.
В указанных выше формулах численные значе​ния констант с, аи в подбираются для каждого типа пород на основе соответствующих лабораторных измерений на образцах этих пород. Примерные зна​чения этих констант составляют: с ~ 1; а =4, в = 2.
Значения Wсв, Wкап,св  и ИСФ определяются по спектру времен релаксации с помощью специаль​ных отсечек, позволяющих разделить воду па под​вижную, капиллярно связанную и воду глин в по-ровом объеме породы. Значения этих отсечек опре​деляются при лабораторных ЯМР-исследованиях соответствующих типов пород.
где t2ML - среднее логарифмическое время релакса​ции (мс). Оно определяется непосредственно из спект​ра времен поперечной релаксации по формуле
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Модель среднего логарифмического времени релак​сации t2:
где дельтаКпi - парциальная пористость, соответствую​щая времени релаксации t2i (мс). Значения эмпири​ческих констант для этой модели приближенно рав​ны: с ~ 10-4; а~4, в~ 2.
Главный недостаток первых двух из рассмотрен​ных моделей заключается в невозможности априор​но определить с достаточной точностью значения отсечек в спектре времен релаксации, которые по​зволяют разделить воду на связанную и подвиж​ную. Кроме того, сильная зависимость результата расчета от содержания связанной воды, точность определения которой при ЯМТК является весьма низкой из-за потери коротких компонент времен релаксации, также может приводить к значитель​ным ошибкам в определении проницаемости.
Еще одним недостатком, присущим уже всем трем моделям, является большая вариабельность эмпири​ческих констант, входящих в расчетные соотноше​ния для проницаемости [17]. При этом существенно

может изменяться не только коэффициент с, но и показатель степени а.
Другим подходом к определению проницаемос​ти по данным ЯМТК является ее расчет непосред​ственно по спектру времен поперечной релаксации t2,. В основе этого подхода лежит решеточная мо​дель порового пространства горных пород [12]. В этой модели поровое пространство представлено в виде трехмерной кубической решетки капилляров. Ее отличие от аналогичных моделей подобного типа заключается в способе учета распределения пор по размерам. Этот способ основан на том, что пористая среда разбивается на большое число оди​наковых кубических ячеек. Структура пор во всех ячейках одинакова. Отличие между ячейками заклю​чается лишь в размере пор r. Распределение разме​ров пор по ячейкам описывается некоторой функ​цией f(r), которая может быть определена непосред​ственно по спектру времен поперечной релаксации. Эта возможность, в свою очередь, основана на том, что время поперечной релаксации в поре пропор​ционально ее размеру. Исходя из этих представле​ний, для расчета проницаемости было получено вы​ражение:
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где а0 - размер кубических ячеек; r1 и r2 - переменные интегрирования.
Преимуществом этой модели является отсутствие необходимости использовать отсечки для разделе​ния воды на связанную и свободную, а также то, что вместо трех лишенных физического смысла эм​пирических констант (с, а и в) используется только одна - поверхностная релаксационная активность р. Этот параметр представляет собой коэффициент пропорциональности в соотношении, связывающем время релаксации с объемом и площадью поверх​ности поры рl2 = V/S.
К недостаткам модели следует отнести то, что ле​жащая в ее основе решеточная модель порового про​странства применима главным образом к зерновым типам горных пород и весьма условно может быть использована для пород с трещинной и каверновой пористостью.
В качестве примера на рис. 8.1 представлены ре​зультаты расчетов проницаемости по данным ЯМТК по каждой из рассмотренных выше четырех методик (сплошные линии в колонках 5 - 8). Точками на ри​сунке показаны результаты лабораторных измерений проницаемости на образцах керна (с поправкой на пластовые условия). При расчетах проницаемости по данным ЯМТК и графическом представлении исход-
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ных данных и результатов интерпретации данных ЯМТК использовано специальное программное обеспечение.
8.3. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПРОНИЦАЕМОСТИ ПО ДАННЫМ ИСПЫТАНИЙ
По определению проницаемость коллектора проявляется в процессе фильтрации флюидов под воздействием перепада давления в пластовых или лабораторных условиях. Для определения коэффи​циента проницаемости по притоку необходимо знать постоянный расход флюида в единицу времени, пе​репад давления, вязкость флюида и геометрию при​тока.
При наличии перечисленных характеристик притока можно говорить о прямом (непосредствен​ном) определении названного коэффициента по ре​зультатам испытания в установившихся условиях. Когда дебит флюида и перепад давления в пласто​вых условиях меняются во времени, задача опреде​ления проницаемости по притоку затрудняется, хотя и не является неразрешимой. Тогда для реше​ния поставленной задачи более эффективно исполь​зование кривой восстановления давления (КВД) с применением соответствующих методик обработки этой кривой.
Проницаемость определяется при использовании различных по временным затратам технологий ис​пытания. К экспресс-методам можно отнести испы​тание пластов приборами на кабеле (ГДК), более длительное время затрачивается на испытания пла​стов трубными инструментами (ИПТ). Многоднев​ные испытания пластов проводятся при использо​вании установившихся и неустановившихся режи​мов в колонне скважины.
8.3.1. Определение проницаемости
по данным гидродинамического каротажа (ГДК)
Под термином ГДК понимается многоразовое испытание за одну спускоподъемную операцию от​дельных участков пласта с целью определения его фильтрационных характеристик и измерения плас​товых давлений. При проведении испытаний на стенке скважины изолируют с помощью резиново​го башмака участок радиусом 1,5 -2,5 см, вследствие чего испытание называют точечным [15]. В режиме ГДК из пластов под воздействием максимальной депрессии вызывают приток флюида, который пос​ледовательно заполняет при фиксированных пере​падах давления три секции пробоприемной каме​ры. Одновременно на поверхности ведут регистра​цию изменения давления на всех трех этапах запол​нения камеры, вплоть до полного восстановления

давления, после чего отобранная проба "сбрасыва​ется" в общий пробосборник. Количество участков, исследованных таким образом за одну спускоподъ​емную операцию, изменяется от 10 до 30 в зависи​мости от проницаемости исследуемых пород и на​личия в разрезе непроницаемых участков.
В качестве флюида из пласта при испытании в режиме ГДК могут отбираться фильтрат ПЖ, пла​стовая вода, нефть и газ. Режим притока вследствие смены депрессии от максимальной, близкой по ве​личине пластовому давлению, до минимальной, равной нескольким единицам или первым десяткам кгс/см2, может быть ламинарным и смешанным - ла-минарно-турбулентным.
Пример обработки диаграммы давления приве​ден на рис. 8.2.
Рис. 8.2. Пример обработки диаграмм давления, ре​гистрируемых аппаратурой ГДК. Ог - нуль гальванометра; lсс - отклонение от стандарт-сигнала
Для жидкостей при заполнении 2-й и 3-й, а для газа - только 3-й секций, режим.притока, как прави​ло, близок к ламинарному, при котором соблюдает​ся прямая пропорциональность между скоростью притока и депрессией. В этом случае коэффициент проницаемости для жидкости (в м2) определяется по формуле [3, 15]:
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где мюЖ - динамическая вязкость жидкости в пласто​вых условиях, Па*с; Vi. и ti;. - соответственно объем (м3) и время (с) заполнения i-й секции пробоприем​ной камеры при депрессии дельтарi. = рпл - рi, где рпл, pi -соответственно пластовое давление и давление на стоке при заполнении i-й секции, Па; А - коэффи​циент (размерный), учитывающий геометрию при​тока, м.
При ламинарном притоке газа для определения проницаемости породы (м2) используется формула:
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где мюг - динамическая вязкость газа, Па*с; рст, р0 -соответственно давление на стоке и атмосферное дав​ление при 20 °С, Па; q() - скорость заполнения послед​ней секции пробоприемной камеры, приведенная к атмосферным условиям, м3/с.
Проверка режима фильтрации проводится путем сопоставления коэффициентов проницаемости, вы​численных применительно ко всем трем секциям ка​меры, со скоростью притока qi = Vi/tiJ. Если наблю​дается закономерное увеличение Кпр,i . с уменьшени​ем qi, то режим притока явно нелинейный. В этом слу​чае истинное значение Кпр можно определить при q—>0. Для водоносного пласта найденное значение Кпр будет абсолютной проницаемостью в присква-жинной зоне, для нефтегазоносного - эффективной.
В случае ламинарно-турбулентного режима при​тока фильтрация математически описывается дву​членной зависимостью скорости притока q от де​прессии дельтар как дельтар = aq + вq2, где первое слагаемое aq отражает потери на трение при фильтрации, а вто​рое - вq2 - инерционные потери. Применительно к фильтрации жидкости и газа соответствующие фор​мулы выглядят как:
Для линеаризации этих зависимостей строят графики в координатах дельтаp/q от q для фильтрации жидкости и (рпл^2 - рст^2)q0  от q0- для газа. Получаемые графики в обоих случаях однотипны и описывают​ся прямыми линиями дельтаp/q = а + вq - для жидкости и (рвпл^2 - рвпл^2)/q0 =c+ dq0 - для газа (см. рис. 8.3). Отрез​ки, отсекаемые на оси ординат а и с соответственно для жидкости и газа, будут характеризовать про​ницаемость пласта. Для этих случаев, когда q и q0

равны нулю, проницаемость рассчитывается по
формулам:
Тангенсы углов наклона прямых к оси абсцисс в и d для рассматриваемых случаев будут характери​зовать коэффициент турбулентности Кт (м) с уче​том плотностей жидкости сигмаж, газа сигма0 в атмосфер​ных условиях, Па*с2м-2, через соответствующие вы​ражения:
Найденные по приведенным выше формулам значения коэффициентов проницаемости для водо​носных пластов и продуктивных пластов без зон проникновения являются абсолютными, а для неф​тегазоносных в промытой зоне - эффективными. За​висимость абсолютной и эффективной проницаемо​сти по ГДК от проницаемости по керну приводит​ся на рис. 8.4. Найденные значения Кпр , отнесенные
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на рис. 8.4. Найденные значения К , отнесенные
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к соответствующим глубинам, дадут профиль про​ницаемости в исследуемом интервале. Для оценки по​тенциальных возможностей пласта необходимо оп​ределить средневзвешенное значение проницаемос​ти:
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где hi - произвольный шаг исследования; при рав​номерном шаге исследования
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где п - количество точек исследования в пределах пласта.
Для повышения достоверности определения сред​него значения проницаемости в неоднородных плас​тах требуется максимально увеличивать плотность исследований, что наглядно иллюстрируется при​мером на рис. 8.5.

8.3.2. Определение проницаемости по результатам испытания пластов инструментом на трубах
Испытание пласта трубным инструментом - тех​нологический комплекс работ в скважине, связан​ный со спускоподъемными операциями инструмен​та, созданием глубокой депрессии на пласт, одно-или многоцикловым вызовом притока пластового флюида и отбором глубинных проб, с обязательной регистрацией диаграмм изменения давления и тем​пературы на забое и в трубах и определением гид​родинамических параметров пласта [14].
Гидродинамические параметры пласта могут, в принципе, определяться по кривым притока (КП) и кривым восстановления давления (КВД), но по​скольку КП, пригодные для определения парамет​ров пласта, регистрируются крайне редко, основ​ная информация о гидродинамических параметрах пласта формируется при обработке диаграмм КВД.
В практике применения ИПТ при одноцикловом режиме испытания пласта КВД с удовлетворитель​ной точностью обрабатывается по методу Хорне-ра. При этом расчетная формула имеет вид:
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где p(t) и рпл - соответственно текущее забойное, фик​сируемое на КВД, и пластовое давления, Па; Q - сред​ний дебит притока до остановки скважины, м3/с; Kпрh/мю = Гуд - гидропроводность удаленной зоны пла​ста, м3/Па-с; ti - время притока, с; t2 - текущее время восстановления давления, с.
Нетрудно видеть, что приведенное уравнение есть уравнение прямой в координатах p(t) - ln[(t1 + t2)/t2] с отрезком, отсекаемым на оси ординат, равным рпл, когда значение логарифма равно нулю, и с угловым коэффициентом наклона прямой tga = i = Qмю/пиKnр h, откуда Knр h/мю = Q/4пиi. При обработке КВД в новых координатах для определения гидропроводности удобнее брать время t, при котором In [(tt + t2)/t2] = 1, когда значение i = р1,, a дельтаp1 = pпл -р1, и тогда:
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Для определения коэффициента проницаемости удаленной зоны пласта по найденному значению гидропроводности требуется замерить вязкость мюж (Па*с) отобранной пробы жидкости (с поправкой за пластовые условия) и, насколько возможно, по ГИС определить эффективную толщину пласта hэф , (м), после чего Кпр (м2) находится по формуле:
Если при испытании отобрана пластовая вода или безводная нефть, то найденное значение про​ницаемости является абсолютной проницаемостью. При отборе из пласта при испытании фильтрата ПЖ с пленками нефти измеренное значение прони​цаемости будет эффективной проницаемостью по нефти.
8.3.3. Определение проницаемости
по данным испытания пластов в колонне
В промысловой практике используется два вида гидродинамических исследований скважин: при ус​тановившемся и неустановившихся режимах дви​жения жидкостей и газов в пласте [13].
Первый вид исследований часто называют ме​тодом установившихся отборов (в добывающих скважинах) или закачек (в нагнетательных сква​жинах). При установившемся режиме измеряют де​бит Q и забойное давление рзаб, затем режим меняет​ся и после его установления замеряются эти же пара​метры. Исследования проводят минимум на трех-четырех режимах. На практике об установлении ре-

жима судят по последовательным замерам дебита. Если различие в дебитах становится менее 5%, счи​тают режим установившимся. По результатам ис​следований строится индикаторная линия в коор​динатах Q - дельтар, где дельтар = рпл - рза6, а рпл - пластовое давление.
Если индикаторная линия прямая, то по форму​ле Дюпюи при известных значениях вязкости жид​кости Ц в пластовых условиях и работающей тол​щине пласта h можно определить проницаемость пласта Кпр   в призабойиой зоне:
где Кпр - в м2; Q - в м3/с; b - объемный коэффициент жидкости; мю - в Па*с; rk и rс - соответственно радиу​сы контура питания и скважины - в м; Ар - в Па; h - в м.
Если индикаторная линия выпуклая по отноше​нию к оси дебитов, то имеет место ламинарно-тур-булентный режим фильтрации, когда уравнение при​тока записывается в двучленной форме. Обработка результатов исследований для такого случая ничем не отличается от аналогичного случая, разобранно​го ранее для ГДК.
Исследования скважин при неустановившемся режиме, изменение которого происходит только под действием упругих сил продуктивного пласта (ре​гистрация КВД), дают больше информации, чем ис​следования методом установившихся отборов, и в первую очередь при обработке КВД получают све​дения об удаленной части пласта, не затронутой влиянием бурения, о чем сообщалось ранее (ИПТ).
8.4. ОПРЕДЕЛЕНИЕ
ПРОГНОЗНЫХ ДЕБИТОВ ПЛАСТОВ
На этапах поиска и разведки многопластовых и массивных залежей месторождений нефти и газа, как правило, не все скважины подсчетных (эксплуатаци​онных) объектов бывают охвачены гидродинамичес​кими исследованиями (ГДИС). Это обстоятельство во многом обедняет информационную базу проек​тирования разработки. Поэтому на этапе подсчета запасов углеводородного сырья целесообразно оце​нить потенциальные возможности не испытанных пластов по данным геофизических исследований скважин (ГИС).
Наиболее распространены два способа определе​ния прогнозных дебитов: расчетный и статистический.
8.4.1. Расчетный способ прогноза дебитов
Способ реализуется на основе данных ГИС при необходимом петрофизическом обеспечении. В этом
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случае ожидаемые суточные дебиты нефти и газа определяются по соотношениям:
где 0,118 и 236 - коэффициенты, учитывающие раз​мерность входящих сомножителей; Кпр - абсолютная проницаемость коллектора, мкм2; К"1щтш и Кгпротп -относительные проницаемости по нефти и газу, (д.ед.); /г.. - эффективная толщина коллектора, м; и;; и |i, - вязкость нефти и газа, мПа-с; p(f pfw, pc - давле​ние при Т = 20 °С, пластовое и на забое, МПа; Z(), Zn - коэффициенты сверхсжимаемости газа в нор​мальных и пластовых условиях; Т(1 и Тп - абсолют​ные температуры при пластовых и нормальных ус​ловиях, °К; rk и гс - радиусы контура дренажа и сква​жины, м; о~/( - объемная плотность нефти, т/м3; в -объемный коэффициент нефти, равный отношению объемов нефти в пластовых условиях к ее объему в нормальных условиях, м3/м3; В < 1 - коэффициент добротности вскрытия коллектора скважиной. Па​раметры продуктивного пласта h^, Кпр и Кпр omii оп​ределяются по ГИС.
Исходя из ожидаемого дебита, рассчитываются коэффициенты продуктивности и удельной продук​тивности:
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8.4.2. Статистический способ прогноза дебитов
Способ реализуется на основе построения корре​ляционных зависимостей, полученных с использова-

нием результатов гидродинамических исследований скважин (Q, г)) и геологических параметров, установ​ленных по данным ГИС. По таким зависимостям, задаваясь величиной минимально рентабельного де​бита, уточняют критические (технологические) зна​чения геологических (геофизических характеристик) параметров, которые в дальнейшем применяются в качестве критерия промышленной оценки исследуе​мых объектов.
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Формула (8.32) выведена согласно двучленной зависимости [5]:
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В отличие от нефтяных скважин, в которых по​тенциальные возможности пластов оцениваются удельным коэффициентом продуктивности п. :д п, по​тенциальные возможности пластов газовых скважин характеризуются абсолютно свободным дебитом Quc (теоретический дебит при противодавлении на забое 0,1 МПа) и свободным дебитом (выброс в атмосфе​ру). В практике широко используется понятие абсо​лютно свободный дебит, который рассчитывается по формуле:
зыб - 0,1 МПа; а и в - коэффициенты фильтраци​онного сопротивления.
Для несовершенной (эксплуатационной) скважи​ны коэффициенты фильтрационного сопротивления определяются либо графическим способом путем построения индикаторной линии (p2ni -p]au)/Q = f(Q) (рис. 8.6), либо численным - (по данным испытания скважины) согласно формулам:
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где Ар- = (р~п -р2шЛ)', N - число режимов работы сква​жины. Суммы рассчитываются по данным всех реа​лизованных режимов.
Прогнозирование абсолютно свободного деби​та Qa( скважины осуществляется на основе корре​ляционных связей между Qac и линейными запаса​ми (KnK^h3,) (рис. 8.7) или Qac и пористостью с учетом общей эффективной толщины Кп Z/z , [7].
С целью получения корреляционной зависимос​ти типа Qac =f(Kn Кг 1/г^) =/( W_, Х/г^) формирует​ся исходная (обучающая) выборка данных Qac, SA ,, Кп, Кг по результатам ГДИС и ГИС.
Прогнозирование Qac на основе корреляционной связи Qac = f(Kn £/*,) без учета Кг осуществляется в тех случаях, когда определение УЭС, а, следова​тельно, К^ затруднительно, например в тонких плас​тах (< 1 м).
Для прогнозирования абсолютно свободного де​бита несовершенной скважины Qacn может исполь​зоваться уравнение (8.33) для гидродинамически со​вершенной скважины. В этом случае коэффициенты фильтрационного сопротивления совершенной сква​жины определяются уравнениями [9]:
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где а0 - плотность газа в стандартных условиях, кг/м3; цш г - вязкость газа в пластовых условиях, Па-с; Zft7 -сверхсжимаемость газа в пластовых условиях, б/р величина;/^ - стандартное давление, Па; К , - фазо​вая проницаемость по газу, м2; h, г - эффективная газонасыщенная толщина пласта, м; / - макрошеро​ховатость коллектора, м; Т0 и Tiu - соответственно стандартная и пластовая температуры, °К.
Теоретически плоскорадиальная установившая​ся фильтрация газоконденсатной смеси в гидроди​намически совершенной скважине по степени и ха​рактеру вскрытия пласта отличается при нелинейном законе фильтрации в реальной эксплуатационной скважине. Поэтому при использовании уравнений (8.35) и (8.36) гидродинамически совершенной сква​жины для прогноза Qacil из несовершенной необхо​димо учитывать коэффициент ф гидродипамическо-
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го совершенства несовершенной скважины и аосо-лютно свободный дебит совершенной скважины Q   :
где qm. , и Qacn - фактический и прогнозный абсолют​но свободные дебиты.
Коэффициент ф < 1 за счет несовершенства по сте​пени и характеру вскрытия несовершенной скважи​ной газопасыщешюго пласта зависит: от числа пер​форационных отверстий и их диаметра; глубины пер​форационных каналов в породе и толщины вскры​тия; характера размещения перфорационных кана​лов; состояния прискважинной зоны пласта в про​цессе его вскрытия бурением. При ф < 1 выявляется степень реализации потенциальных возможностей несовершенной скважины.
Случаи, когда ф > 1 (<?„„/, > Qacl, ) можно объяс​нить:
· перетоками из не перфорированных газонасы​
щенных пластов вследствие низкого качества це​
ментирования обсадной колонны;
· недостоверностью подобранных геолого-геофи​
зических и гидродинамических параметров, вхо​
дящих в уравнения (8.35 и 8.36) для гидродина​
мически совершенной скважины.
ю

Построение геологической модели залежи
и определение средних значений
подсчетных параметров
Объектом подсчета запасов нефти и газа являет​ся залежь - скопление углеводородов в ловушках различного типа. Для каждой залежи, по которой проводится подсчет запасов, по данным геологораз​ведочных работ должны быть построена геологичес​кая модель и проведена геометризация внешней фор​мы залежи и ее внутренних свойств [7, 14, 16].
Для определения границ и расчета объема опре​деляют положение поверхностей, ограничиваю​щих залежь:
· кровли и подошвы залежи, отделяющие продук​
тивные пласты от перекрывающих и подстила​
ющих непроницаемых пород;
· дизъюнктивных нарушений, обусловливающие
смещение (а в ряде случаев и гидродинамичес​
кое разобщение) одновозрастных блоков пород
относительно друг друга;
· зоны замещения пород-коллекторов на породы
неколлектора, связанные со сменой литологичес-
кого состава пород-коллекторов, со стратигра​
фическим несогласием;
· разделяющие части продуктивного пласта с раз​
ным характером насыщения флюидом (поверх​
ности ВНК, ГНК и ГВК).
Пересечения этих поверхностей образуют ли​нии, которые являются границами залежи - вне​шний контур залежи, линия выклинивания пород-коллекторов, линия дизъюнктивного нарушения и др.
Для расчетов эффективного объема залежи и оп​ределения запасов проводят геометризацию емкос​тных и фильтрационных свойств пород-коллекто​ров и физико-химических свойств флюидов, кото​рые описываются картами:
· эффективных и насыщенных толщин пород-кол​
лекторов, характеризующими изменение эффек​
тивного и эффективного насыщенного объема
залежи;
· пористости, проницаемости и насыщенности по​
род-коллекторов, отражающими изменение ем​
костных свойств пород-коллекторов в пределах
залежи:

•
свойств флюидов насыщающих породы-кол​
лекторы, характеризующими изменение свойств
флюидов по площади и разрезу залежи.
Ниже описаны методы геометризации указанных признаков с использованием прямой и косвенной геолого-геофизической информации.
10.1. КОРРЕЛЯЦИЯ РАЗРЕЗОВ СКВАЖИН
Основой для построения геологической модели и геометризации месторождения, продуктивного го​ризонта и залежей служит детальная корреляция разрезов скважин [4, 18, 5, 17].
Корреляция разрезов скважин проводится для определения последовательности залегания пород, выявления одноименных пластов в разрезе скважин и прослеживания изменения их толщины, литоло-гического и фациального состава в пределах кон​тура залежи. При ее проведении выделяются:
· дизъюнктивные дислокации различного ранга и
масштаба, охватывающие весь разрез или от​
дельные его части;

· поверхности несогласий, размывов, стратигра​
фических срезаний, соответствующих границам
осадочных комплексов или/и их подразделений
(в соответствии с принципами сейсмострати-
графии);
· поверхности (кровель и подошв) осадочных
толщ, пачек и слоев, в том числе продуктивных,
отвечающих одновозрастным границам наплас​
тований, сформированным в процессе седимен​
тации и последующей консолидации отложений
каждого из осадочных комплексов.
10.1.1. Детальная корреляция разрезов скважин по данным ГИС
Детальная корреляция разрезов скважин по дан​ным ГИС начинается с нахождения в разрезах сква​жин региональных и локальных реперов и выделе​ния продуктивных частей разреза. На этой стадии выполняют расчленение продуктивной части в раз​резах скважин, т.е. разделяют ее на однородные по ГИС интервалы и производят их качественную ли-
тологическую интерпретацию. При наличии дос​таточных данных выделяют пласты-коллекторы и непроницаемые разделы между ними [4].
Затем выявляют общие закономерности строения продуктивной части разреза и характерные особен​ности напластования. На диаграммах ГИС нахо​дят реперные границы и реперы, в качестве которых наиболее удобно выбирать пласты глинистых угле-фицированных или плотных карбонатизированных пород. Следует выявлять реперные элементы, как в пределах продуктивной части разреза, так и за ее пределами.
После выполнения расчленения разрезов всех скважин выбирают эталонную скважину с наибо​лее полным, четко дифференцированным разрезом, содержащим большинство продуктивных пластов и реперов, и, желательно, расположенную в центре подсчетного объекта. На эталонном разрезе произ​водят индексацию продуктивных пластов.
По завершении подготовительного этапа присту​пают собственно к детальной корреляции разрезов скважин. С разрезом эталонной скважины поочеред​но сравнивают разрезы соседних скважин, т.е. вы​полняют парную корреляцию разрезов скважин. Для этого в паре скважин совмещают выявленные репе​ры и сопоставляют разрезы скважин, обращая вни​мание на изменение толщины между реперами и пос​ледовательность напластования.

Затем снизу вверх коррелируют отложения, за​легающие между одноименными реперами, в пер​вую очередь, обращая внимание на непроницаемые (глинистые) разделы, а затем пласты-коллекторы между ними. При нарушении напластования сопо​ставление скважин проводят также и сверху вниз. В случаях, если скважина не вскрывает основной репер, используют дополнительные реперы, кото​рые не столь выдержанны по площади, но имеют ха​рактерную конфигурацию кривых ГИС и располо​жены рядом с основным. Сопоставление разреза скважины завершается индексацией одноименных пластов согласно эталонному разрезу. Затем пос​ледовательно производят парные корреляции сква​жин, расположенных в непосредственной близости от про коррелированных скважин. По мере возмож​ности разрезы скважин группируют, выделяя оп​ределенные типы разрезов, каждому из которых вы​бирают опорную скважину. Проведенную деталь​ную корреляцию уточняют отдельно для каждого типа разрезов, а затем выделенные пласты увязы​вают между собой.
Проверка детальной корреляции продуктивных пластов осуществляется по пересекающимся про​филям, проведенным через скважины.
Детальная корреляция оформляется в виде не​скольких схем корреляции, выровненных по по​верхности одного из основных реперов, называе-
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мой линией сопоставления или выравнивания (рис. 10.1).
Если в результате детальной корреляции уста​новлено, что последовательность напластования не нарушена и границы параллельны, положение линии сопоставления не имеет особого значения. При веерообразности границ линию сопоставле​ния следует выбирать в середине коррелируемого интервала. При нарушении последовательности напластования в нижней части продуктивного горизонта линию сопоставления следует взять выше границы несогласия, в случае нарушения в верхней части - ниже поверхности несогласия.
В результате детальной корреляции производят отбивки стратиграфических границ продуктивных горизонтов, кровли и подошвы пластов-коллекто​ров, которые снимаются с диаграмм ГИС.
При выделении продуктивных горизонтов (пластов) следует учитывать характер насыщен​ности по результатам количественной интерпрета​ции материалов ГИС и данным испытания и раз​работки.
При проведении корреляции с использованием компьютерных технологий [4, 5] в отчете по подсче​ту запасов следует обосновать применяемые алго​ритмы и программы корреляции разрезов скважин, привести их краткое описание, а результаты корре​ляции представить в форме, позволяющей проводить экспертную проверку.

10.1.2. Использование данных сейсморазведки для корреляции разрезов скважин
При подсчете запасов, в особенности на началь​ной стадии разведки, корреляцию разрезов сква​жин не всегда удается удовлетворительно осуще​ствить только по материалам бурения и ГИС, осо​бенно при резкой изменчивости разреза и наличия в нем продуктивных пластов с различными угла​ми падения.
Как можно видеть из рисунка 10.2, при корреля​ции разреза только лишь по скважинам 1 и 3 (пока​заны вертикальными линиями), без учета сейсмичес​ких данных, реальная внутренняя структура отло​жений неокома в принципе не может быть изучена. В этом случае более надежную корреляцию продук​тивных пластов можно провести, привлекая матери​алы сейсморазведки.
Корреляцией (фазовой, транспозиционной) сей​смических волн называется процесс последователь​ного визуального или автоматизированного про​слеживания какой-либо динамической особеннос​ти (фазы) сейсмического колебания от трассы к трас​се временного разреза. Важнейшими из этих при​знаков являются повторяемость формы записи, ви​димых периодов колебаний, соотношения амплитуд основных и дополнительных экстремумов сейсми​ческих импульсов на соседних трассах.
На первом этапе корреляции следует обеспечить прослеживание наиболее устойчивых опорных волн.
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При невозможности проведения фазовой корре​ляции применяется корреляция групп волн.
Транспозиционная корреляция сейсмических го​ризонтов является основной интерпретационной процедурой в структурной сейсморазведке. Все при​меняемые при этом процедуры: одноканальная и многоканальная фильтрации, АРУ, различные виды коррекции времен и скоростей и т.п., а также и способы изображения сейсмических разрезов (пе​ременной амплитуды, ширины, плотности и т.п.) направлены на решение задачи непрерывной кор​реляции отражений по профилю и в пространстве.
Важно отметить, что чрезмерное применение со​вокупности перечисленных средств порой обуслав​ливает появление на сейсмических разрезах ложных границ, не соответствующих геологической приро​де изучаемого объекта. Поэтому представления об их реальной коррелируемости должны быть получе​ны заранее, на основе априорной и предшествующих моделей объекта, сейсмогеологического моделирова​ния и в дальнейшем контролироваться на различных этапах обработки.
Волновая сущность сейсмических разрезов при​водит к тому, что коррелируемые, как правило, по динамически выраженным фазам (фазовая корреля​ция) опорные сейсмические горизонты (реперы) прак​тически никогда в точности не совпадают с геологи​ческими границами пластов. Вследствие этого, важ​нейшей задачей является геологическая идентифика​ция прокоррелированных по данным сейсморазвед​ки горизонтов в скважинах.
Увязка данных сейсморазведки и ГИС выполня​ется с использованием известных процедур: расчета синтетических сейсмограмм по данным ГИС, совме​стного спектрально-временного анализа (СВАН) сей​смических трасс и промысловых кривых, оценки вклада акустических границ разреза в сейсмическое волновое поле (процедура ВКЛАД) и т.п.
Исходная информация должна содержать:
· данные ГИС: литологическая колонка, акустичес​
кий и плотностной каротаж в сейсмическом ин​
тервале Д/н не менее 0,5 - 0,8 с (с учетом инклино-
метрии);
· данные сейсмокаротажа: времена распростране​
ния волны от линии приведения ОГТ до различ​
ных глубин исследуемого интервала разреза (с
учетом инклинометрии);
· данные ВСП из пунктов взрыва, близких к сква​
жине;
· данные МОГТ: временные разрезы, прошедшие
обработку с сохранением амплитуд, после мигра​
ции, подавление кратных волн и т.п.
Качество сейсмической информации должно
обеспечиваться на уровне отношения сигнал/поме-

ха 5 - 10 и более. Коэффициент корреляции сосед​них трасс в исследуемом интервале разреза должен превышать значение 0,7. Кроме того, необходимо, чтобы в окрестностях скважины геологический раз​рез был относительно однородным, а сейсмические границы избранного фрагмента профиля субсо​гласными. Для контроля увязки данных сейсмораз​ведки и ГИС желательно на профиле иметь еще одну скважину.
Решение о том, какие сейсмические горизонты и/ или их сочетания будут использованы для постро​ения целевых геологических границ принимаются на основе увязки данных сейсморазведки и ГИС. Увязка выполняется с использованием известных процедур: расчета синтетических сейсмограмм по данным ГИС, совместного спектрально-временно​го анализа (СВАН) сейсмических трасс и промыс​ловых кривых, оценки вклада акустических границ разреза в сейсмическое волновое поле (процедура ВКЛАД) и т.п.
Таким образом, главными методами усовершен​ствования межскважинной корреляции являются:
· выполнение корреляции по данным ГИС на сейс​
мической структурной основе, предварительно
построенной по корреляционному профилю
скважин;
· применение специальных методик, позволяющих
контролировать правильность корреляции соб​
ственно каротажных реперов;
· в частности, одной из таких методик является спо​
соб перспективного соответствия.
Таким образом, интегрированная интерпретация данных сейсморазведки и ГИС позволяет выявлять и трассировать границы несогласий, внутреннюю струк​туру изучаемых осадочных комплексов, тектоничес​кие нарушения, устанавливать линии выклинивания, замещения и другие особенности разреза, и, тем са​мым, обеспечивает существенно более надежное про​слеживание продуктивных пластов, выделяемых в разрезе скважин.
10.1.3. Оформление и представление результатов корреляции разрезов скважин
Схемы корреляции продуктивных пластов пред​ставляются в отчете по подсчету запасов в масштабе 1 : 200. При значительной толщине продуктивного разреза (до 1000 м) возможного представление схем корреляции в масштабе 1 : 500 [7].
На схемах детальной корреляции в последователь​ности, соответствующей профилю на схеме располо​жения скважин, размещают диаграммы ГИС, совме​щая поверхность соответствующего репера с линией выравнивания. Затем на диаграммы наносят резуль​таты литологической обработки керна. После чего
[image: image256.png]Kapta nosepx+octu floctpoenme Kapte!
oTpaxaioiero nosepXHOCTA
— NPOAYKTMBHOIO
(Hy) =
(H, = H, + aH)
Onpenenexve
PasHoOCTM OTMETOK
otpaxaiowero (H,) MocTpoexue kapTol
1 NPOAYKTUBHOTO (H,) || paaHocTi OTMETOK (AH)
FOPU3OHTOB no CKBaXuHaM
N0 CKBaXUHAM
(AH = H, + H,)

Puc. 10.3. Cxexa nocmpoenust cmpyKkmypHoit Kapnibl no
Kpo&e npooyKmueiozo naacma




последовательно соединяются основные, потом до​полнительные реперы, глинистые разделы и пласты коллекторы. При согласном залегании границы про​водятся прямыми линиями, при несогласном - вол​нистыми; фациальное замещение показывается ло​маной вертикальной линией между скважинами. Та​ким образом, схемы детальной корреляции должны отражать выдержанность или прерывистость пластов-коллекторов и соотношение их с непроницаемыми разделами (рис. 10.1).
Для слабо изученных месторождений желатель​но составление схемы сопоставления отложений с разрезами скважин соседних хорошо изученных ме​сторождений, аналогичных по геологическому стро​ению.
10.2. ГЕОМЕТРИЗАЦИЯ ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА
10.2.1 Построение структурных карг по данным бурения и сейсморазведки
Структурные построения при поисках нефти и газа призваны создать графическую модель формы при​родных геологических тел - пластов и частей пластов, заполненных различными флюидами, включая угле​водороды различного фазового состояния. Структур​ные карты дают наглядное изображение форм подзем​ного рельефа и позволяют провести в пространстве границы залежи.
При подсчете запасов обязательно строятся карты по кровле и подошве продуктивного пласта. В каче​стве верхней и нижней границ залежи обычно прини​мается кровля продуктивного горизонта (как прави​ло, кровля первого пласта коллектора). За нижнюю границу залежи (пластовой залежи) принимают по​дошву продуктивного пласта (подошву пласта кол​лектора).
Построение структурных карт проводят по данным бурения с учетом результатов сейсморазведки и струк​турного бурения [8, 9].
Данные сейсморазведки позволяют восстановить более высокочастотную составляющую изменчивос​ти структурного плана, чем данные по редкой сети разведочных скважин.
Целесообразность использования данных сейсмо​разведки при построении структурных карт опреде​ляется уменьшением ошибки восстановления поверх​ности кровли продуктивного пласта (см. раздел 10.3).
Построение структурных карт кровли (подошвы) горизонта по данным бурения и сейсморазведки в слу​чае если отражающий горизонт совпадает с поверх​ностью продуктивного горизонта
В этом случае структурную карту получают путем совместной интерполяции отметок кровли (подошвы).

по скважинам и отметок кровли (подошвы) отража​ющего горизонта по данным сейсморазведки. Учи​тывая что отметки кровли в скважинах определяют​ся с большей точностью, эти значения принимаются при интерполяции с большими весовыми коэффици​ентами (если это предусмотрено в применяемой про​грамме интерполяции).
Построение структурных карт кровли (подо​швы) горизонта по данным бурения и сейсморазвед​ки в случае если отражающий горизонт не совпа​дает с поверхностью продуктивного горизонта.
В этом случае структурная карта строится мето​дом схождения (рис. 10.3).
Процедура построения структурной карты следу​ющая:
1. Строится структурная карта кровли (подошвы)
продуктивного пласта по данным сейсморазведки.
2. Определяется разность отметок кровли (подо​
швы) продуктивного пласта по данным бурения и
данным сейсморазведки.
3. Строится карта разности отметок кровли про​
дуктивного пласта и кровли отражающего гори​
зонта.
4. Сложением двух карт (карты поверхности от​
ражающего горизонта и карты разности отметок
кровли продуктивного пласта и кровли отражающе​
го горизонта) получают карту по кровле (подошве)
продуктивного пласта.
Высота сечения изолиний при построении струк​турных карт выбирается, исходя из крутизны зале​гания пород, масштаба проводимых построений и требуемой детальности изображения. Высота сече​ния изогипс должна быть больше случайной состав-ляющей изменчивости картируемого признака.
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Высоту сечения (ЛЛ) можно приближенно оценить с помощью неравенства (Кунин Н. Я. 1981):
где е - величина случайной составляющей измен​чивости; Kt - коэффициент пропорциональности (при доверительной вероятности 95% Kt = 2).
Если величина случайной составляющей из​менчивости больше закономерной составляющей, т.е. когда невозможно выделить закономерную со​ставляющую, построение карт нецелесообразно. Подобная ситуация бывает типичной при постро​ении карт пористости, нефтенасыщенности, прони​цаемости коллекторов и других признаков, кото​рые характеризуются не только большой изменчи​востью, но и большой погрешностью определения этих признаков в отдельных скважинах.
В складчатых областях, при больших углах па​дения пластов, сечения изогипс принимают равным 25 - 50 м, в платформенных условиях, при пологом залегании картируемых пластов, сечение изогипс мо​жет составлять 5 - 10, в редких случаях 20 м.
Выбор скважин для построения структурных карт при пересчете запасов крупных длительно раз​рабатываемых месторождений [6]
При пересчете запасов крупных многопластовых длительно разрабатываемых месторождений, разбу​ренных большим числом наклонно направленных эксплуатационных скважин возникает проблема формирования выборки скважин для построения до​стоверных структурных карт.
Абсолютные отметки кровли и подошвы нахо​дят по кривым ГИС, и они должны удовлетворять соответствующим требованиям к точности их оп​ределения. Для построения структурных карт с се​чением изолиний через 10 м среднеквадратичная по​грешность определения глубин должна составлять
«W = ±33 м.
Погрешность расчета абсолютных отметок по ма​териалам ГИС складывается из погрешностей за счет допусков на растяжение геофизического кабеля (Екаб) и инструментальной погрешности измерения искрив​ления ствола скважины инклинометрами (еинк).
Согласно "Технической инструкции по прове​дению ГИС" (1985), неконтролируемые погрешно​сти определения глубин за счет растяжения кабеля (е Л составляет 1 м на км ствола скважины, что для диапазона глубин 1500 - 2500 м составляет 1,5 - 2,5 м. Это - минимальная неснижаемая погрешность опре​деления глубин с помощью геофизических приборов на кабеле во всех скважинах месторождения.
Инструментальная погрешность определения глубин обусловлена погрешностью изменения зе-

нитного угла. Для электрического инклинометра типа КИТ эта погрешность составляет ±30'. Со​гласно теории ошибок (Рабинович С. Г. Погреш​ности измерений, Л. Энергия, 1978), погрешность сложного измерения находится в следующем соот​ношении с погрешностями входящих в него простых измерений:
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Например, согласно формуле (10.1) для средней глубины пласта 1600 м (на Самотлорском месторож​дении соответствует примерно глубине залегания от​ложений кошайской свиты) и екаб = 1,6 м допусти​мая погрешность оценки вертикальной глубины есш = ±3,3 м будет получена при £инк = 2,7 м.
Эта погрешность определяет максимальное удли​нение ствола скважины, принимаемой за вертикаль​ную при структурных построениях. Алгоритм рас​чета погрешности shhk определения абсолютной от​метки А (вертикальной глубины) пласта по данным инклинометрии в зависимости от изменения угла на​клона ствола скважины заключается в следующем.
1. Путь В - измеренная глубина по геофизическо​
му кабелю с углом наклона скважины а (рис. 10.4.)
2. А - вертикальная глубина (а.о.) изучаемого
пласта, которая рассчитывается как А- В cos а (см.
рис. 10.4.)
3. За счет инструментальной погрешности изме​
рения угла инклинометрами КИТ (+30') суммар​
ный угол отклонения ствола скважины меняется от
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а+ = а + 30' до а = а - 30' и значения вертикальных глубин А изменяются от Лд+ = В (cos (a + 30')) до Лд_ = В (cos (а- 30')).
5. Удлинения ствола оцениваются как
[image: image262.png](10.4)




4. Погрешности определения А рассчитываются по формулам:
6. Для разных углов наклона скважины а; были
рассчитаны удлинения Дг,Й7/  и погрешности оценок
глубины Л - Добс/. Результаты расчетов изображены в
виде графика (рис. 10.5) для инклинометра КИТ и ги​
роскопического инклинометра типа ИГН, имеющего
погрешность измерения угла ешк - ±15'.
7. Согласно графику рис. 10.5 погрешность еинк
не превышает допустимую ±2,7 м при удлинении
ствола скважины менее 35 м. Для гироскопических
инклинометров требуемая точность определения А
обеспечивается при удлинениях не более 400 м. Со​
гласно излагаемой методике для структурных пост​
роений используются "вертикальные" скважины, где
достоверность данных инклинометрии достаточно
высока.
Массивы скважин, отобранных в соответствии с изложенными критериями, формируются по каждой стратиграфической поверхности, поскольку с ростом глубины становятся более жесткими требования к до​пустимым значениям удлинений. В частности, на Са-мотлорском месторождении для юрских пластов, наи​более глубоко залегающих, допустимые значения уд​линений составляют ±30 м.
Способ привлечения данных по наклонным скважи​нам для построения структурных карт [6]
Исходными посылками для использования наклон​ных скважин для построения структурных карт явля​ются следующие соображения:
· При корреляции кривых ГИС выделенные грани​
цы соответствуют стратиграфическим поверхнос​
тям (литологическая корреляция по кровлям и по​
дошвам коллекторов не корректна, так как кров​
ли и подошвы коллекторов выделяются в процессе
интерпретации ГИС).
· Выделенные стратиграфические поверхности, ко​
торые в период седиментации часто являются по​
верхностями выравнивания, более плавные, не​
жели поверхности коллекторов (данное утверж​
дение справедливо при наличии пликативной по-
стседиментационной тектоники). Поэтому струк​
турная карта, построенная по стратиграфической
поверхности при наличии редкой сети скважин,
является достаточно достоверной.


Процесс построения структурных поверхностей по кровлям и подошвам коллекторов следует разде​лить на два этапа. На первом этапе строятся стра​тиграфические поверхности по вертикальным сква​жинам, на втором - с учетом стратиграфических по​верхностей строятся поверхности по кровлям и по​дошвам коллекторов с учетом всех скважин.
Построения структурных карт проводятся следу​ющим образом:
1. Создается массив скважин ("вертикальные"
скважины) и абсолютных отметок глубин страти​
графических поверхностей, залегающих вблизи кро​
вель (подошв) объектов подсчета запасов. По этим
массивам и данным сейсморазведки строятся струк​
турные карты стратиграфических поверхностей.
2. По всем скважинам, в которых возможно выде​
ление коллекторов, на основании результатов корре​
ляции и интерпретации данных ГИС создается мас​
сив толщин (ДА) интервала между выделенными стра​
тиграфическими границами кровлями и подошвами
пластов-коллекторов.
3. Значения толщин (ДА) с учетом знака абсолют​
ной отметки вычитаются в случае кровли пласта (или
прибавляются в случае подошвы) из значений абсо​
лютных отметок соответствующей стратиграфической
поверхности в точках пересечения ее скважинами.
Таким образом создается массив значений по всему
фонду скважин для построения структурных карт по
кровлям и подошвам коллекторов.
4. В наклонных скважинах глубины каротажа дол​
жны быть приведены к вертикали по имеющимся за-
мерам инклинометрии. В этом случае погрешность построения структурных карт по кровлям и подо​швам коллекторов в точках пересечения их наклон​ными скважинами будет определяться только по​грешностью построения соответствующих структур​ных поверхностей.
10.2.2. Выявление и картирование дизъюнктивных дислокаций
В нефтегазовой геологии дизъюнктивные (раз​рывные) дислокации (далее ДД) - это зоны наруше​ния сплошности осадочного чехла и фундамента с глу​бинами заложения от нескольких сот метров до пер​вых десятков километров, по которым происходит перемещение разделяемых ими блоков и соответ​ственное смещение в пространстве пластов-коллек​торов и покрышек. ДД представляют собой линей​ные (в том числе, криволинейные и кольцевые) зоны, имеющие значительную по сравнению с шириной про​тяженность, со смещением горизонтов - реперов по горизонтали и вертикали, и аномальным веществен​ным составом.
При формировании ДД возможно возникновение как тектонических экранов, так и зон трещиновато-сти, проницаемых для флюидов (расплавов, раство​ров и газов) и потому ДД осадочной толщи и фунда​мента являются важнейшими компонентами геоло​гических разрезов, влияющими как на формирова​ние ловушек нефти и газа, так и на распределение емкостных свойств природных резервуаров.
В последние годы актуальность и практическая значимость проблемы выявления и картирования ДД разных рангов и масштабов - от макроразло​мов регионального уровня до микронарушений, смыкающихся с трещиноватостью отложений, - су​щественно возросла, что обусловлено тем, что сре​ди открываемых скоплений нефти и газа все боль​шую долю составляют залежи в сложнопостроенных структурно-тектонических, литолого-тектоничес-ких и тектонически экранированных ловушках.
Опыт применения сейсморазведки 3D и современ​ных методов обработки сейсмических наблюдений показал, что реально существующих ДД значитель​но больше, чем представлялось ранее. Более того оказалось, что реальная макро- и микроструктура ДД и различных их сочетаний в разрезе и в плане существенно отличается от общепринятых пред​ставлений [11].
Тем самым, надежное картирование ДД при по​строении детальной геологической модели месторож​дений становится необходимым условием достовер​ного подсчета запасов нефти и газа.
Геологические методы выявления и трассирования дизъюнктивных дислокаций

При геологических построениях для выявления дизъюнктивных дислокаций в осадочном чехле ис​пользуется ряд диагностических признаков, среди которых наиболее важны следующие:
1. Повторение разреза в скважинах, устанавли​
ваемое путем корреляции разрезов скважин. Мор-
фогенетический тип разрывного нарушения в дан​
ном случае - взброс (надвиг).
2. Выпадение из разреза залегающих согласно
отложений отдельных горизонтов (или их частей),
устанавливаемое по данным корреляции разрезов
скважин. Обычно это явление связано со сбросом.
3. Наличие флексуры в горизонтах осадочного
чехла.
4. Резкое увеличение мощности отдельных гори​
зонтов осадочного чехла на фоне фациальных изме​
нений в пределах локальных структур, участков.
5. Скачкообразное, резкое изменение абсолютных
отметок кровли пластов в двух и более соседних
скважинах, расположенных на близких расстояни​
ях друг от друга (от первых сотен метров до 1 - 2 км).
6.
Наличие линейных зон развития максималь​
ных мощностей древней коры выветривания пород
кристаллического фундамента.
7. Разные абсолютные отметки водонефтяного кон​
такта на разных участках единой нефтяной залежи.
8. Наличие узких грабенов в современной струк​
туре поверхности кристаллического фундамента.
Такого рода узкие грабены и цепочки валов ли​
нейного простирания, которые, как правило, огра​
ничены субпараллельными разрывными нару​
шениями.
9.
Геолого-петрографические признаки дизъ​
юнктивных дислокаций:
а)
изменение минерального состава кристалличес​
ких пород;
б)
наличие зеркал скольжения, тектонических
брекчий, милонитов, зон интенсивной трещиновато-
сти пород;
г)-наличие вулканогенных пород в осадочных отложениях.
10. Линейно вытянутые донеогеновые долины
(эрозионные врезы).
11. Геоморфологические признаки или комплекс
ландшафтных индикаторов:
а)
линейная протяженность коленообразных из​
гибов русел водотоков;
б)
линейное расположение уступов рельефа днев​
ной поверхности;
в)
смена фототона линейной ориентации на аэро-
космоснимках и др.
Некоторые из перечисленных признаков разрыв​ных нарушений не являются самостоятельным до​казательством их наличия, но в совокупности с дру-
гими геолого-геофизическими материалами служат надежным критерием для их выявления и картиро​вания.
Геофизические методы выявления и трассирова​ния разрывных нарушений
Из геофизических методов изучения ДД наруше​ний широко используются сейсморазведка МОГТ, особенно трехмерная сейсморазведка 3D, аэромаг​нитная съемка и гравиметрия. Наиболее достоверный метод картирования разрывных нарушений - сейс​моразведка (рис. 10.6).
При обработке сейсморазведочпых данных для выявления ДД используют как стандартные про​граммные средства структурной сейсморазведки, так и специальные способы, нацеленные на более уверенное выявление и трассирование ДД (коге​рентность, dip-azimut с разноазимутальным под​свечиванием, псевдоскоростные преобразования, мгновенные атрибуты сейсмических записей и т.п.) [11].
При интерпретации выявление ДД проводится с использованием средств структурно-формацион-ного анализа, позволяющего осуществить комплек​сный анализ данных сейсморазведки, ГИС, а так​же грави- и электроразведки. Особое внимание сле​дует уделять изучению поверхностных условий, в значительной мере обуславливающих конечную надежность выявления и картирования ДД.

Основными стадиями интерпретации являются:
•
предварительный визуальный (сейсмострати-
графический, сейсмоформационный) анализ вре​
менных и мигрированных (как временных, так
и глубинных) сейсмических разрезов с выявле​
нием основных структурообразующих ДД. На
этой стадий проводится качественное сопостав​
ление ДД, выделяемых по комплексу сейсмо-, гра​
ви- и электроразведки;
•
детальное структурно-формационное расчлене​
ние разреза на сейсмоформационные комплексы
(СФК), формации (СФ) и субформации (ССФ)
при помощи программных средств СФА;
•
выделение и ранжирование ДД, отвечающее
иерархии осадочных СФК, СФ и ССФ; при выде​
лении ДД используют структурные (кинемати​
ческие), волновые (динамические) и сейсмофор​
мационные признаки [11] (см. табл.).
Трассирование выявленных ДД в пространстве ча​
сто остается сложной проблемой не только по дан​
ным бурения и сейсморазведки 2D, но и при объем​
ных 3D наблюдениях. В связи с этим, получил рас​
пространение методический прием итеративных
структурных построений:
•
по каждому из горизонтов на первом этапе вы​
полняют построения структурных карт в плика-
тивном варианте (в предположении, что горизон​
ты не имеют разрывов),
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•
на построенных картах выделяют зоны повы​
шенных градиентов - резкой смены глубин за​
легания горизонтов (часто для большей контра​
стности градиентных зон для этой цели исполь​
зуют дополнительные преобразования - карты
первых производных, карты среднеквадрати-
ческих отклонений от сглаженной структурной
основы и т.п.),
•
в выделенных градиентных зонах проводят до​
полнительный детальный анализ по вертикаль​
ным сейсмическим разрезам (и горизонтальным
сечениям - в случае 3D) с выделением ДД, оцен​
кой направлений и амплитуд смещений горизон​
тов по ним; в настоящее время на смену современ​
ным схемам, где кубы данных преимущественно
анализируют, как последовательности верти​
кальных или горизонтальных двумерных сече​
ний, приходят новые средства объемных (трех​
мерных) методов анализа (VoxelGeo),
•
выполняют построение карт в дизъюнктивном
варианте с использованием интерпретационных
систем, обеспечивающих реализацию метода
схождения с учетом нарушений (Land Mark, Seis
X, Tigress и др.).
Важнейшей задачей изучения ДД при подсчете запасов является их разделение на экранирующие и проводящие. Наличие или отсутствие гидродинами​ческой связи между блоками можно выявить в пер​вую очередь путем гидропрослушивания скважин, расположенных по разные стороны от нарушения. Если изменение режима одной скважины вызывает изменение работы другой, то нарушение относится к проводящему. При отсутствии взаимодействия скважин нарушение считают экранирующим.
Отнесение нарушений к проводящим или экрани​рующим можно осуществить и на основании сопос​тавления абсолютных отметок контактов между не​фтью, газом и водой в разных блоках.

Существуют специальные приемы обработки дан​ных сейсморазведки, которые позволяют выявлять "живущие" (как правило, проводящие) и "залечен​ные" (как правило, экранирующие) ДД. Кроме того, для той же цели используют динамические парамет​ры сейсмических записей - амплитуды, частоты, оцен​ки акустической жесткости и т.п. Задача существен​но упрощается в тех редких случаях, когда на резуль​тативных сейсмических разрезах непосредственно могут быть выявлены ВНК и ГВК.
Следует отметить, что решения об экранирующих свойствах ДД, основанные только лишь на соотно​шениях амплитуд нарушений с мощностями пересе​каемых ими продуктивных толщ, - часто оказыва​ются некорректными. Как показано в ряде работ, тонкослоистое строение продуктивных горизонтов часто обуславливает экранирующую способность ДД даже весьма малой амплитуды (существенно меньшей мощности продуктивной толщи), измерение которой по данным сейсморазведки проблематично.
При определенных условиях флюидопроводя-щие или флюидоэкранирующие свойства выявлен​ных разрывных нарушений удается оценить по данным высокоразрешающей электроразведки (ВРЭ)[12, 13]:
· по изменению планового положения контуров за​
лежи по разным сторонам ДД, контролируемых
аномалиями ВП и сопротивлений, при одновре​
менном изменении уровня ВНК, оцениваемого по
ближайшим к внешним краям аномалий изогип-
сам сейсмических структурных карт;
· по изменению глубины залегания аномалий по​
вышенного сопротивления на разрезах ВРЭ, свя​
занных с залежами по разные стороны ДД; при
этом необходимо совмещение разрезов ВРЭ с глу​
бинными или временными разрезами ОГТ, раз​
резами акустических жесткостей или прогнозны​
ми разрезами пористостей, фиксирующими соот-
ветствующие вертикальные смещения пластов-коллекторов.
Окончательная оценка флюидопроводимости ДД может быть сделана только в комплексе с результа​тами ГИС, опробования скважин и их пробной экс​плуатации.
Важнейший этап построения геологической мо​дели месторождения - оценка достоверности выяв​ленной системы ДД.
Главные стадии анализа достоверности выявлен​ных ДД состоят в следующем.
1.
Анализ сейсмогеологических условий проведе​
ния работ, включающий построение карт и схем
поверхностных условий (геоморфологических) иссле​
дуемого участка, схемы качества сейсмического ма​
териала (по отношению сигнал-помеха и разрешен-
ности), структурные и структурно-формационные
карты и схемы, дающие представления о степени
неоднородности толщ отложений, перекрывающих
целевой интервал разреза. Снижение надежности
выделяемых ДД может быть обусловлено:
· осложнением геоморфологии участка (реки, бо​
лота, зоны вечномерзлых пород, неоднороднос​
ти ВЧР и т.п.),
· снижением качества сейсмического материала,
обусловленным различными, в том числе, и гео​
логическими причинами,
•
неоднородностями, перекрывающей объект толщи
разреза, обусловленными пликативными и инъек-
тивными дислокациями, седиментационными те​
лами типа органогенных построек и др.
Обобщение опыта выделения ДД с учетом изло​
женных выше факторов показывает, например, что
нарушения с вертикальными сбрасывателями все​
гда выделяют с меньшей надежностью, чем с наклон​
ными. Надежность выделяемых ДД может оцени​
ваться по числу пересекаемых ими границ, по их
протяженности (рангу). В частности, поэтому на​
дежность выделения ДД крупного ранга, как пра​
вило, выше, нежели у ДД более мелких рангов. В
некоторых случаях вводят оценки надежности по
отношению величин смещений к пространственной
длине ДД. Достоверность ДД зависит от отноше​
ния сигнал/помеха, реализованного для изучаемо​
го интервала разреза.
Результаты изложенного выше анализа целесооб​разно документировать в виде схем и карт надежно​сти выявленных и закартированных ДД. При даль​нейшей комплексной интерпретации данных эти кар​ты могут быть использованы при построении под-счетного плана месторождения.
2.
Основными приемами интерпретации, обеспе​
чивающими повышение надежности выявления и
картирования ДД служат:


· использование плотных систем наблюдений, в
особенности данных 3D сейсморазведки, для
проверки ДД, выделенных на опорных сечениях
(вертикальных и горизонтальных), путем их пе​
реноса на соседние с ними сечения; этот прием
реализован в настоящее время во всех известных
интерпретационных системах (Land Mark, Geo
Quest, Seis X, Tigress и др.);
· различного типа палеореконструкции, позволя​
ющие восстановить историю формирования раз​
реза, в том числе и этапов тектогенеза; тем самым
проверяется согласованность дизъюнктивной
модели объекта с полным "сценарием" его гене​
зиса (пакеты СФА, а также Locace, 3D Move,
GeoSec 2D/3D и др.);
· анализ системы нарушений в плане с оценкой их
конфигурации по степени кривизны, по подо​
бию с изолиниями и морфологией нарушенных
поверхностей в плане и т.п.;
· комплексирование сейсморазведки с данными
бурения и ГИС имеющихся на месторождении
скважин для проверки прогнозных амплитуд
смещений по нарушениям, мощностей нарушен​
ных пластов и т.п.;
· сопоставление выявленных систем ДД с данными
гравиразведки и электроразведки по каркасным
профилям.
Решающим критерием достоверности выявленной системы ДД является ее согласованность с общей кон​цепцией геологической модели месторождения. Если эта согласованность не достигнута, то необходимо пересмотреть либо систему ДД, либо геологическую модель, либо то и другое одновременно.
Вопросы геометризации залежей нефти и газа, осложненных ДД. рассмотрены в работах многих исследователей [2, 12, 17].
На рис. 10.7 показаны типичные случаи геомет​ризации структурных поверхностей, осложненных ДД Р].
На рис. 10.7,а показано нарушение АВ без смеще​ния участков пласта в пространстве. Однозначные изо​линии структурной карты вдоль нарушения (-200 м, -210 м,..., -240 м) не прерываются и являются общи​ми для двух блоков.
Когда структура осложнена сбросом (рис. 10.7,6). соответствующие изогипсы различных блоков пре​рываются. Они разобщены вдоль линии, являющей​ся следом поверхности нарушения АВ. След поверх​ности нарушения ограничивает участок ABBjA^ отвечающий проекции поверхности нарушения на горизонтальную плоскость.
Соотношение структурных поверхностей пласта в зоне взброса отложений усложняется (см. рис. 10.7,в). В плане эти поверхности перекрываются. Зона пере-
крытия отвечает участку ABB:A /. Изолинии раз​личных блоков пласта ограничиваются следом по​верхности нарушения АВ для взброшеного блока и AjB! - для опущенного. Разность поверхностей пла​ста в любой точке определяет амплитуду вертикаль​ного перемещения слоев.
Расстояние между АВ и AfBt отвечает горизон​тальному перемещению одного из блоков продуктив​ного пласта относительно другого.
Как и при сбросе отложений, участок Л ВВ tA t пред​ставляет собой проекцию поверхности нарушения.
На рис. 10.7,г показана структурная карта про​дуктивного пласта, когда поверхность нарушения вертикальна или близка к вертикальному положе​нию. Поверхности различных участков пласта и соответствующие им изолинии разорваны в про​странстве.
10.2.3. Определение границ литологического замещения (выклинивания) пород-коллекторов
При геометризации границ залежей, связанных с замещением пород-коллекторов, необходимо оп​ределять не только положение границы замещения

(и выклинивания) пород коллекторов, но и уста​навливать природу выклинивания коллекторов.
Обычно выделяется два типа границ литологи​ческого экранирования:
•
замещение пород-коллекторов - потеря пластом
коллекторских свойств при сохранении его тол​
щины. При замещении появление и исчезнове​
ние пластов коллекторов может происходить на
очень небольших расстояниях (несколько десят​
ков метров) и их, как правило, трудно прогно​
зировать и картировать;
•
выклинивание пород-коллекторов - постепенное
уменьшение толщины пласта до нуля по различ​
ным геологическими причинам - стратиграфичес​
кое срезание, тектоническое нарушение и др. Для
выклинивающихся пластов характерно законо​
мерное уменьшение мощности до нуля на линии
литологического выклинивания. Границы рас​
пространения коллектора в этом случае можно
определить по закономерности уменьшения мощ​
ности коллектора в сторону линии замещения.
Основным источником информации для опреде​
ления геологической природы и положения границ
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замещения (выклинивания) пород-коллекторов яв​ляются данные бурения скважин, а в благоприят​ных случаях, косвенная геофизическая информация (детальная сейсморазведка, высокоразрешающая электроразведка и др.), на основе которых прово​дят палеофадиальные исследования для восстанов​ления условий формирования пород-коллекторов.
Типичные модели замещения пород-коллекторов приведены на рис. 10.8.
Первая модель (рис. 10.8,а) описывает замеще​ние коллектора непосредственно вблизи скважины, в которой он вскрыт.
Вторая модель (рис. 10.8,6) описывает уменьше​ние толщины коллектора до ноля на середине рас​стояния между скважинами, вскрывшими коллектор и скважинами, пробуренными в зоне отсутствия кол​лекторов.
Третья модель (рис.10.8,в) - коллектор сохраняет свою толщину до середины расстояния между сква​жинами и затем резко уменьшается до нуля.

Четвертая модель (рис. 10.8,г) - толщина коллек​тора на середине расстояния между скважинами рав​на половине мощности коллектора во вскрывшей его скважине и выклинивается вблизи скважины, про​буренной в зоне отсутствия коллекторов.
Пятая.модель (рис. 10.8,е) предполагает сохра​нение толщины коллектора во всей зоне, располо​женной между скважинами, и замещение его в не​посредственной близости от скважины, в которой коллектор отсутствует.
Если при геометризации залежи принята первая модель - линия выклинивания (замещения) проводит​ся по скважинам, обрамляющим зону распростране​ния коллекторов. В этом случае правильнее говорить об условной границе распространения коллектора, а не о его выклинивании. За пределами этой грани​цы коллектор не установлен, хотя его распростра​нение не исключено.
По четвертой и пятой модели линия выклинива​ния (замещения) проводится через скважины, в ко​торых пласт-коллектор не установлен.
В практике подсчета запасов используется не​сколько способов определения границы выклинива​ния пласта.
Определение линии выклинивания (замещения) пла​ста по наличию или отсутствию коллекторов в раз​резе скважин [2]
Это способ определения линии выклинивания кол​лектора целесообразно применять на ранней стадии изученности месторождений, когда факт исчезновения коллектора в разрезе продуктивных отложений уста​новлен, но природа этого исчезновения не выяснена и отсутствуют достоверные геофизические данные.
Линии выклинивания в этом случае, как прави​ло, проводятся условно посредине между каждой парой скважин, в одной из которых имеется продук​тивный пласт, а в другой он отсутствует (рис. 10.8,6).
Способ предельно прост и может быть использо​ван при любом количестве скважин, фиксирующих исчезновение коллектора. При плотной сети эксплу​атационных и разведочных скважин этот способ обеспечивает достаточно надежные результаты.
При ограниченном числе скважин положение линии замещения (выклинивания) может быть оп​ределено лишь приближенно.
Определение положения линии выклинивания кол​лекторов как линии пересечения поверхностей кров​ли и подошвы пласта
Этот метод используется, когда установлено, что пласт-коллектор выклинивается и имеется достаточ​но данных для построения карт поверхностей кров​ли и подошвы выклинивающегося продуктивного пласта. Технология определения линии выклинива​ния в этом случае следующая (рис. 10.9):
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1. По отметкам кровли и подошвы выклиниваю​
щегося пласта, вскрытых в скважинах, строят карты
поверхностей кровли и подошвы пласта.
2. Определяется линия пересечения кровли и по​
дошвы (линия, в которой отметки кровли равны от​
меткам подошвы).
Определение линии выклинивания по градиенту из​менения эффективной толщины
Одним из методов определения линии выклини​вания коллектора является метод экстраполяции градиента изменения эффективной толщины плас​та на участок вероятного распространения отло​жений по градиенту изменения толщин. Градиент изменения толщины коллектора есть величина из​менения мощности на заданном расстоянии, обыч​но на расстоянии между скважинами, в которых прослеживается это изменение.
Граница распространения коллектора проводит​ся по прогнозируемой изолинии нулевой эффектив​ной толщины пласта.
Чем больше градиент изменения мощности, тем быстрее выклинивается пласт и тем ближе к зоне рас​пространения коллекторов расположена граница выклинивания пород. Чем меньше этот градиент, тем большую площадь распространения имеют коллек​тора. Когда градиент изменения мощности равен нулю, т.е. величина мощности коллектора в скважи​нах не изменяется, выклинивание пород в заданном профильном направлении исключено.
Градиент изменения эффективной толщины про​дуктивного пласта достаточно надежно можно оп​ределить, если зону продуктивного пласта пересека​ет профиль не менее чем из трех скважин. Если гра​диент изменения толщин установить не удается, то линия нулевой толщины проводится условно на се​редине расстояния между скважинами, вскрывшими и не вскрывшими пласт.
Процедура построения линии выклинивания по градиенту изменения толщин следующая (рис. 10.10):
1. По данным замеров в скважинах толщин кар​тируемого пласта строится карта изменения толщи-

ны по площади и определяется градиент изменения толщины пласта.
2. По установленному градиенту толщин опреде​ляется положение нулевой изопахиты, которая рас​сматривается как линия полного замещения коллек​торов продуктивного горизонта непроницаемыми породами.
Данный метод дает надежные результаты только тогда, когда при изменении толщины пласта-коллек​тора, он остается монолитным вплоть до полного его выклинивания. В остальных случаях этот метод ус​ловен. Возможности его ограничены так же тем, что из-за редкой сети скважин не всегда возможно уста​новить закономерность изменения мощности плас​та в сторону выклинивания.
Определение линии выклинивания продуктивных отложений по граничным значениям коллекторских свойств пород [2]
Граница пласта-коллектора может быть установ​лена с учетом граничных значений параметров, раз​деляющих породы на коллекторы и неколлекторы. Таким параметром может быть проницаемость, по​ристость, относительное значение а/к или любой дру​гой признак, по которому определено граничное зна​чение коллекторов в рассматриваемом пласте.
Для определения линии выклинивания пород-коллекторов строится карта выбранного признака выделения коллекторов. Зона распространения кол​лекторов проводится по изолинии, соответствую​щей установленному граничному значению пара​метра.
Определение положения линий выклинивания и раз​мыва пород-коллекторов путем построения серии профилей [18]
Для определения положения линии выклинива​ния или размыва перпендикулярно к уточняемой ли​нии через пробуренные скважины проводится воз​можно большее число профилей. В каждый профиль должно быть включено несколько скважин, распо​ложенных в зоне распространения продуктивного пласта и в зоне его отсутствия. На профилях прово​дят линии, соответствующие положению кровли и подошвы продуктивного пласта и определяют точ​ки пересечения кровли подстилающих и подошвы пе​рекрывающих пласт пород. Эти точки переносят на карту и, соединив их, получают в плане положение линии выклинивания или размыва.
10.2.4. Обоснования положения флюидальных контактов и контуров залежи
В пределах нефтяных (газовых) залежей выделя​ются в разрезе сверху вниз две зоны: зона однофаз​ной фильтрации, из которой в первоначальный пе​риод эксплуатации получают безводные притоки не​фти (газа), и зона двухфазной фильтрации, из кото​рой получают притоки воды с тем или иным количе​ством нефти (газа). Границей раздела этих зон явля​ется контакт ВНК* (ГВК*), а нижней границей зоны двухфазной фильтрации и залежи в целом - контакт ВНК (ГВК).
При построении геологической модели и подсче​те запасов за нижнюю границу залежи принимается водонефтяной (газоводяной) контакт ВНК (ГВК), являющийся границей, ниже которой при опробова​нии получают однофазный приток воды, а выше -приток нефти (газа) с водой. Эту границу называют также уровнем свободной воды или уровнем нуле​вого капиллярного давления.
Уровень безводного притока нефти ВНК* (ГВК*) - верхняя граница зоны двухфазной филь​трации - может определяться тогда, когда это необ​ходимо для решения технологических вопросов ос​воения залежи.
В газонефтяных залежах границей раздела газо​вой и нефтяной частей залежей является газонефтя​ной контакт ГНК.
В газовых залежах зона двухфазной фильтрации (толщина по вертикали между ГВК* и ГВК) обычно составляет несколько метров, поэтому подсчет содер​жащихся в ней запасов газа, как правило, не пред​ставляет практического интереса.
В отдельных случаях зоны двухфазной фильтра​ции газовых месторождений могут иметь значитель​ный объем. Например, на массивных газовых зале​жах в сеноманских отложениях Тюменского Севера

установлены большие (до 20 - 30 м) зоны двухфаз​ной фильтрации, которые содержат значительное количество газа. Например, на Ямбургском место​рождении в сеноманской залежи запасы газа в этой зоне составляют около 20% от запасов газа выше ГВК*. В таких случаях может проводиться самосто​ятельный подсчет запасов газа в этих зонах.
В нефтяных залежах (особенно на месторожде​ниях Западной Сибири) зоны двухфазной фильт​рации достигают нескольких десятков метров и мо​гут содержать значительные запасы нефти (на Ме-гионском месторождении в пласте БВ8 извлекаемые запасы ниже ВНК* составляют 7,5% по отношению к запасам остальной нефтяной части пласта).
Обоснования положения флюидальных контак​тов залежей нефти и газа
Для определения положения флюидальных кон​тактов в разрезе скважин используют:
· прямую информацию о нефтегазонасыщенности
разреза, получаемую в процессе проводки сква​
жин - при интерпретации данных ГТИ и прямых
определений (наблюдений) остаточной нефтена-
сыщенности по керну и шламу;
· прямую информацию о нефтегазонасыщенности
разреза, получаемую при испытании пластов в
процессе бурения и в колонне, в том числе прибо​
рами на каротажном кабеле;

· результаты измерения пластового давления в от​
крытом стволе с помощью приборов на каротаж​
ном кабеле;
· результаты интерпретации данных ГИС.

По данным ГИС положения ВНК*(ГВК*) и ВНК(ГВК) в разрезе скважин определяют по крити​ческим значениямК*(Р^, рл*) и К^НК(Р^НК, p,f//A) [15].
Положение ГНК определяется по материалам повторных измерений НК или ИННК, выполненных в обсаженных скважинах в ходе расформирования зоны проникновения, а в открытом стволе - по дан​ным методов ГИС, реагирующих при неглубоких зонах проникновения на изменение плотности и вяз​кости пластовых флюидов (НК, ИННК, ГГКП, АК, ГДК), а также по объему и составу углеводородных газов, отбираемых с помощью ОПК.
В редких случаях в однородных коллекторах оп​ределение ГНК возможно по величине р(; (см. раз​дел 4.3.1). Кроме того, для целей установления кон​тактов используют данные ГТИ и прямых определе​ний (наблюдений) остаточной нефтенасыщенности по керну и шламу.
Наиболее надежно положение межфлюидных контактов можно определить по результатам ана​лиза градиентов давлений (профилей распределения пластового давления по разрезу), получаемых при испытании пластов приборами на каротажном ка-
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беле многократного действия при достаточном ко​личестве измерений рд7. Наилучшие результаты этот способ дает для определения газожидкостных кон​тактов (ГНК, ГВК). Плотность газа в пластовых ус​ловиях значительно отличается от плотности жид​ких флюидов (нефти и воды), поэтому положение ГЖК устанавливается по резкому перелому на кри​вой профиля давлений. Для определения ВНК тре​буется применение в каротажных испытателях пла​стов высокочувствительных датчиков давления (см. раздел 4.2.3.).
В практике подсчета запасов наиболее часто для определения положения флюидальных контактов используют результаты испытания пластов в колон​не и в открытом стволе и методы ГИС. Остальные методы, несмотря на их высокую эффективность, практически не используются, так как они редко применяются в процессе ведения геологоразведоч​ных работ.
Для обоснования положения флюидального кон​такта строится схема обоснования флюидальных кон​тактов (рис. 10.11). Для построения схемы обосно​вания флюидального контакта выбирают скважины, несущие информацию о положении ВНК, ГНК и ГВК. Сюда относятся, в первую очередь, скважины, расположенные в газонефтяной, газонефтеводяной, газоводяной и водонефтяной зонах, в которых по​ложение флюидального контакта можно определить по данным ГИС и опробования скважин. Кроме того, могут быть использованы скважины из чисто газо​вой, нефтяной и водяной зон, в которых, соответ​ственно, подошва пласта и кровля пласта находятся в непосредственной близости от поверхности флюи​дального контакта.
На схему наносятся колонки разрезов выбран​ных скважин в соответствии с их гипсометрическим положением и указанием характера.насыщенности пластов (нефть, газ или вода) по данным ГИС, ин-

тервалы перфорации и результаты испытания и оп​робования скважин.
На основании этой информации выбирают и про​водят линию, наиболее полно- отвечающую приня​тому положению ВНК (ГВК). Выше этой линии пласт по ГИС в подавляющем большинстве скважин дол​жен быть проинтерпретирован как нефтенасыщен-ный (газонасыщенный), и при опробовании из него должен быть получен приток чистой нефти (газа) или нефти (газа) с водой, а ниже - водонасыщенный с притоком воды. Если интервал перфорации охваты​вает и нефтяную (газовую) и водяную части пласта, обычно получают приток воды и нефти (газа) в раз​ном соотношении.
В реальных условиях не всегда бывает достаточ​но информации для надежного определения положе​ния ВНК. В таких случаях для ограничения объема залежи с запасами промышленных категорий прово​дят условный подсчетпый уровень - горизонтальную поверхность по наиболее низкой отметке доказанной опробованием промышленной нефтеносностью. За​пасы между условным подсчетным уровнем и веро​ятным положением контакта являются объектом до-изучения в процессе доразведки или разработки ме​сторождения.
Построение карт поверхностей флюидальных кон​тактов
Флюидальный контакт бывает горизонтальным, наклонным или представляет собой сложную поверх​ность.
Флюидальный контакт может приниматься го​ризонтальным в том случае, если разность его от​меток в отдельных точках залежи не превышает уд​военную среднеквадратическую погрешность его определения в этих точках. Так, например, для глу​бин залегания залежей нефти 2 км погрешность оп​ределения глубин может достигать ± 2 м, поэтому если изменения отметок контакта по скважинам меньше ± 4 м, то их можно считать случайными и при подсчете запасов проводить горизонтальный контакт.
Если поверхность флюидального контакта пред​ставляет собой сложную поверхность, то строится карта поверхности контакта ВНК (ГВК и ГНК). Для построения карты поверхности контакта проводят интерполяцию определений отметок контакта в сква​жинах, используя для этого все скважины, вскрыв​шие ВНК (ГВК, ГНК).
Восстановление поверхности наклонного плоско​го флюидального контакта возможно по трем сква​жинам. Для пластовых залежей необходимо, чтобы эти скважины были расположены в межконтурной зоне. Для массивных залежей можно использовать сводовые скважины - при этом предполагается, что
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выявленный в центральной части наклон поверхно​сти контакта выдерживается и в приконтурной зоне.
Определение положения линий внешнего и внутрен​него контуров залежи
Внешний и внутренний контуры нефте(газо)нос-ности представляют собой линию пересечения повер​хности контакта с поверхностью кровли и подошвы пласта-коллектора. Построение контуров для зале​жей с горизонтальной поверхностью контакта зат​руднений не вызывает. Отметки контакта в любой точке такой залежи одинаковы. Пересечение с кров​лей и подошвой пласта прослеживается на одном
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уровне, вследствие чего линии контура нефтегазонос-ности параллельны изогипсам. Некоторое несовпа​дение отметок контакта по скважинам следует от​носить за счет погрешностей определения отметок флюидальных контактов, обусловленных ошибка​ми измерений.
Для построения внешнего (внутреннего) контура нефтегазоносности залежи с наклонным контактом используются структурная карта кровли (подошвы) пласта-коллектора и карта поверхности соответству​ющего контакта. Линии внешнего и внутреннего кон​туров получают как линию пересечения структурной поверхности кровли (подошвы) продуктивного пла​ста и поверхности контакта (рис. 10.12).
Пример построения линии внешнего (внутрен​него) контура залежи при наклонном контакте ВНК приведен на рисунке 10.13. Структурная карта кров​ли (или подошвы), с нанесенными на нее дополни​тельными изолиниями, проведенными через 1 - 2 м, совмещается с картой поверхности ВНК. Точки пе​ресечения изолинии с одинаковыми абсолютными отметками соединяются плавной линией, определя​ющей положение соответствующего контура нефте​носности.
10.2.5. Построение карт общих, эффективных и эффективных насыщенных толщин
Карты эффективных и эффективных насыщенных толщин при подсчете запасов строят для определе​ния эффективного объема залежей нефти и газа.
Карты общей толщины продуктивного пласта полезны при изучении условий формирования осад​ков, что дает дополнительный материал для изуче​ния закономерностей распространения коллекторов на изучаемой территории и, кроме того, их строят в случаях, если карты эффективных толщин получа​ют перемножением карты общей толщины с картой коэффициентов доли коллекторов в разрезе.
Построение карт эффективных толщин
Карты эффективных толщин можно строить не​сколькими методами. При построении карты вруч​ную проводят интерполяцию значений эффективных толщин, выделенных в разрезе скважин по комплек​су геофизических исследований.
Общепризнанным способом построения карт эф​фективных толщин является метод треугольников. Однако линейная интерполяция при построении карт эффективных толщин по пластам (или объектам под​счета запасов), состоящим из нескольких прослоев-коллекторов, может привести к значительному иска​жению характера распределения эффективной тол​щины по площади и систематическим ошибкам в определении объемов залежей. В этом случае реко​мендуется интерполяцию значений толщин сопро-
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вождать схематическими геолого-литологическими профилями [2].
При применении компьютерных программ гео​метризации наиболее распространенным является метод построения карты эффективных толщин путем перемножения карты общих толщин пласта (от кров​ли до подошвы коллекторов) на карту коэффициен​та доли коллекторов в разрезе пласта (отношения

значений эффективной толщины пласта к его общей толщине) (рис. 10.14).
Полученная таким образом карта эффективных толщин лучше согласуется с картой общих толщин и учитывает внутреннюю неоднородность продук​тивного пласта.
В случае если продуктивный пласт состоит из не​скольких проницаемых прослоев, то для того, что​бы избежать завышения объема можно составлять карты эффективных толщин для каждого пропласт-ка в отдельности. Карту эффективных толщин плас​та в целом в этом случае получают путем сложения (вручную или с использованием различных программ геометризации) карт эффективных толщин отдель​ных пропластков. Этот метод устраняет системати​ческие ошибки определения объема залежи и позво​ляет учесть все особенности проведения границ в зо​нах выклинивания пропластков и избежать иска​жения объема коллектора.
При построении карт эффективных толщин за​лежей, приуроченных к неоднородным, литологи-чески изменчивым коллекторам, необходимо (как от-
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мечалось в разделе 10.2.3) решать две взаимосвязан​ные задачи. Первая - выбор способа проведения на карте границы между коллектором и неколлектором, а вторая - обоснованием "граничных" значений эф​фективных толщин (значения толщины коллекто​ра на линии замещения пород-коллекторов).
Если пласт характеризуется тем, что его толщи​на постепенно уменьшается в сторону скважины (или группы скважин), показавшей отсутствие пла​ста, то переход коллектора в неколлектор можно ин​терпретировать как выклинивание последнего про​ницаемого прослоя. В этом случае граница коллек​тор - неколлектор может быть определена на осно​вании анализа градиента изменения толщины или связанного с ней какого-нибудь геофизического признака (см. раздел 10.2.3). Толщина коллекторов пласта по мере приближения к границе выклини​вания уменьшается до нуля и соответствует следу пересечения структурных карт кровли и подошвы коллекторов.
Для прогноза значений эффективных толщин в межскважинной зоне могут использоваться матери​алы сейсморазведочных работ. Обычно по данным динамической интерпретации материалов сейсмораз​ведки для целевого пласта строится карта распреде​ления сейсмического атрибута, а затем по установ​ленным корреляционным зависимостям акустические разрезы пересчитываются в значения толщины кол-

лекторов и с учетом этих данных строится карта эф​фективных толщин.
На рисунке 10.15, представленном НПЦ "Геонеф-тегаз" показан пример построения карты толщины коллектора песчаной пачки чокракского яруса для одного из месторождений Азово-Кубанской нефте​газоносной области по данным бурения с учетом кар​ты распределения акустической жесткости продук​тивного пласта, закартированной по данным сейс​моразведки [12. 13]
Построение карт эффективных нефтенасыщен-иых и газонасыщенных толщин
Для залежей пластового типа карты эффективной нефтенасыщенной (газонасыщенной) толщины стро​ят раздельно для зоны полного нефтенасыщения и для водонефтяной (газоводяной) зоны. Вначале стро​ят карту эффективной толщины, на которую нано​сят внутренний контур нефтеносности, ограничива​ющий зону полного нефтенасыщения пласта. Для водонефтяной зоны изопахиты проводят путем ин​терполяции между значениями нефтенасыщенной толщины на внутреннем контуре и нулевым значе​нием на внешнем контуре с учетом значений этих толщин, установленных в отдельных скважинах этой зоны (рис. 10.16).
Для массивных залежей, учитывая то, что вели​чина эффективной насыщенной толщины, как пра​вило, связана с высотой залежи, построение карты
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эффективных насыщенных толщин следует прово​дить следующим образом (рис. 10.17).
1. Строится карта общих насыщенных толщин
массивной залежи, которая получается вычитанием
из карты кровли продуктивного пласта карты повер​
хности флюидального контакта.
2. В скважинах, находящихся в контуре залежи,
определяется величина доли коллекторов в насыщен​
ной части разреза и строится карта изменения доли
коллекторов в пределах контура залежи. На линию
внешнего контура так же насчитываются значения
величины доли коллекторов.
3. Карты эффективных насыщенных толщин по​
лучаются перемножением карт общих насыщенных
толщин и доли коллекторов в насыщенной части раз​
реза.
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Построение карт эффективных нефтенасыщенных толщин газонефтяных и нефтегазовых залежей (в осо-
бенности при небольших нефтяных оторочках) пред​ставляет сложную задачу, т.к., как правило, данных по скважинам недостаточно для прямой интерпре​тации и построения карты.
В этом случае может быть использован следую​щий прием, который позволяет составлять такие карты нефтегазонасыщенных толщин во взаимо​связи с газовой частью залежи.
Сначала составляется карта эффективных неф​тегазонасыщенных толщин подсчетного объекта. При построении этой карты по каждой скважине учитывается сумма эффективных нефтенасыщен-ных и эффективных газонасыщенных толщин под-счетного объекта.
Затем строится карта эффективных газонасыщен​ных толщин по газовой части залежи. Методы пост​роения таких карт рассмотрены выше. Карту нефте-насыщенных толщин получают путем вычитания карты газонасыщенных толщи из карты изолиний нефтегазонасыщенных толщин. При построении карты нефтенасыщенных толщин необходимо обра​щать внимание на то, что на внешнем контуре га​зоносности и на внутреннем контуре нефтеноснос​ти изопахиты должны иметь излом.
Весьма эффективным для построения карт неф​тенасыщенных толщин таким методом является ис​пользование различных программ геометризации.
На рисунке 10.18. (материалы представлены ком​панией "ГеоДейта Консалтинг") показан пример построения карты эффективных газонасыщенных толщин для одной из залежей Западной Сибири с использованием пакета картопостроения Z-MAP. Расчеты показывают, что точность геометризации таким методом составляет доли процента.
Вручную проводить такие построения доста​точно сложно, поэтому при маломощных нефтяных оторочках карту эффективных нефтенасыщенных толщин не строят, а просто определяют объем кол​лекторов нефтяной части залежи как разницу меж​ду нефтегазонасыщенным объемом Кнг, определен​ным по карте в изолиниях нефтегазонасыщенных толщин, и газонасыщенным объемом F., опреде​ленным по карте в изолиниях газонасыщенных толщин.
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где Гн - площадь нефтяной части залежи в пределах внешнего контура нефтеносности или ограниченная внешним контуром нефтеносности, и внутренним контуром газоносности.
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщи​на нефтяной части залежи в этом случае определя​ется по формуле

10.2.6. Построение карт подсчетных параметров
В последнее время, в связи с внедрением компью​терных технологий, процедура геометризации суще​ственно упростилась, и в практике подсчета запасов и проектирования разработки стали широко исполь​зоваться карты различных подсчетных параметров. Использование карт признаков вместо средних зна​чений признаков создает иллюзию высокой точнос​ти подсчета запасов и проектирования технологичес​ких показателей. Но практика показывает, что для многих подсчетных параметров характерна высокая доля случайной компоненты в изменчивости, а де​терминированные (закономерные) изменения при​знака наблюдаются только на небольших расстоя​ниях, часто сопоставимых с расстоянием между экс​плуатационными скважинами.
При отсутствии детерминированной компоненты никакие процедуры восстановления функций не мо​гут улучшить дисперсию получаемых оценок по срав​нению с чисто статистическими методами. Т.е. непре​рывное восстановление признака в области интер​поляции не имеет смысла. Если же детерминирован​ная, трендовая компонента существенна, то оценки могут быть улучшены, так как статистические оцен​ки будут относиться лишь к остаточной, случайной части поля с меньшей дисперсией.
В связи с этим, прежде чем приступать к построе​нию карт признаков, необходимо провести оценку значимости детерминированной составляющей из​менчивости признака. Методы проведения таких оценок рассмотрены в разделе 10.3.
Построение карт коэффициента открытой пори​стости
Для большинства коллекторов характерна вы​сокая доля случайной компоненты в изменении ве-личены пористости по площади и разрезу место​рождения. Особенно на этапе разведки, когда рас​стояния между скважинами обычно превышают радиус автокорреляции случайной компоненты. Однако для залежей, разбуренных эксплуатаци​онной сеткой скважин, закономерная составляю​щая изменения пористости по площади может пре​обладать.
Если характер изменения коэффициента пористо​сти по площади считается случайным, то при вычис​лении запасов используется средневзвешенное по эффективному объему значение пористости.
В противном случае строятся карты пористости путем интерполяции всех имеющихся определений по скважинам.
Для прогноза значений пористости в межсква-жинном пространстве в благоприятных случаях на разведочном этапе могут использоваться и данные
сейсморазведки. На рисунке 10.19. показана кар​та пористости коллекторов чокракской пачки, по​строенная по корреляционным зависимостям меж​ду пористостью и акустической жесткостью целе​вого пласта, определенной по данным динамичес​кой интерпретации материалов сейсморазведки [12, 13].
При построении карт пористости литологичес-ки ограниченных залежей необходимо учитывать, что на линии замещения пород-коллекторов необ​ходимо задать граничные значения пористости. Процедура построения карты пористости в этом случае должна быть следующей:
1. Определение по данным опробования и иссле​
дования керна значения пористости, соответству​
ющего границе "коллектор-неколлектор";
2. Задание граничных значений пористости на
линии выклинивания;
3. Построение карты пористости с учетом данных
определения коэффициента пористости по скважи​
нам и значений коэффициентов пористости, приня​
тых на линии выклинивания.

Построение карт коэффициента нефтегазонасы-щепности
Методика построения карт нефтегазонасыщен-ности аналогична построению карт пористости, за исключением того, что при построении карты необ​ходимо учитывать закономерное увеличение коэф​фициентов нефтегазонасыщенности вверх по разре​зу от граничного значения на границе нефть-вода, газ-вода до максимального в сводовой части (см. раздел 4).
В связи с этим процедура построения карт неф​тегазонасыщенности должна включать:
1. Определение по данным ГИС и исследованиям
керна граничного значения нефте(газо)насыщенно-
сти, соответствующего границе "нефть-вода" (газ-
нефть);
2. Задание граничных значений нефтегазонасы​
щенности на линии внешнего контура (поверхнос​
ти контакта);
3. Построение карты нефтегазонасыщенности с
учетом определения по скважинам и граничных зна​
чений, заданных на внешнем контуре.
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Восстановление полей физических свойств нефти и газа
Восстановление полей физических свойств нефти (плотности в поверхностных условиях, газового фактора и пересчетного коэффициента) и газа (пла​стовые давление и температура, поправки на от​клонение от закона Бойля-Мариотта и на темпе​ратуру, давление начала конденсации) обычно не проводят, в связи с их относительно низкой измен​чивостью по площади и небольшим числом наблю​дений. При подсчете запасов рекомендуется исполь​зовать средние значения этих параметров.
Построение карт показателя линейного нефте-газонасыщенного эффективного объема
При подсчете запасов с использованием некото​рых программных комплексов для определения эф​фективного насыщенного объема залежи использу​ют карту показателя линейного эффективного неф-тегазонасыщенного объема (К*К*,^гЛ. Построе​ние такой карты проводят перемножением в точках
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регулярной сети восстановленных значений соот​ветствующих признаков - коэффициента пористос​ти (К„), коэффициента нефтс(газо)насыщенности (KHi,\)и эффективной насыщенной толщины коллек​тора (А^) (рис. 10.20).
Для построения таких карт могут привлекаться результаты динамической обработки сейсмических данных.
На рисунке 10.21 показана карта линейных за​пасов в интервале песчаной пачки чокракского яруса, построенная по данным электроразведки ВРЭ-ВП и динамической интерпретации сейсмораз​ведки ОГТ. Использование интегрального подхо​да при обработке разнородной и разноточной гео​лого-геофизической информации позволяет постро​ить геологическую модель оцениваемой залежи, которая, несомненно, более детальна и достоверна в сравнении с моделью, построенной только по дан​ным бурения глубоких скважин. Использование этих данных позволит принимать более обоснован​но решения и при разработке месторождения.
10.3. ГЕОМЕТРИЗАЦИЯ ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ КОМПЬЮТЕРНЫХ ТЕХНОЛОГИЙ
10.3.1. Основные положения интерполяции геолого-геофизических признаков
Оптимальная обработка исходных данных, изу​чение, анализ геометрии геологических полей и объектов, их внутренней структуры по данным на​блюдений является важнейшим элементом, базой для выбора геологических моделей среды и проведения геологической интерпретации. В большинстве слу​чаев для этой задачи приходится проводить интер​поляцию данных, значения которых известны в уз​лах нерегулярной сети, на регулярную сеть.
Эта проблема неразрывно связана с решением широкого круга задач - фильтрацией случайных ком​понент поля, оценкой точности непрерывного вос​становления геолого-геофизических полей, геомет​рии и свойств геологических объектов, определения надежности выделения слабых аномалий, с необхо​димостью учета косвенных и априорных данных. Результаты этого комплексного решения широко используются при проведении геологоразведочных работ - начиная от первичной обработки до геомет​ризации залежей, подсчета запасов и визуализации. Вычислительные схемы компьютерных комплексов геометризации залежей базируются на методах ин​терполяции, с помощью которых производится вы​числение числовых моделей признаков.
На фоне других, содержательных исследований, методы построения карт не привлекали к себе осо-

бого внимания до тех пор, пока не появились компь​ютеры и не возникла необходимость перевода гра​фических решений на формализованную количе​ственную основу. И здесь выяснилось, что задача интерполяции отнюдь не тривиальна. Если, напри​мер, сети наблюдений существенно нерегулярны, дан​ные отягощены заметным уровнем случайной ком​поненты (последнее не обязательно, оно лишь еще более усложняет задачу) получить хорошее решение весьма непросто.
Если не принимать специальных мер можно по​лучить явно непригодное, осциллирующее реше​ние, могут появиться фиктивные "математические аномалии".
Поэтому, начиная с 60-х годов, стали разрабаты​ваться методы, в которых делались попытки учесть практическую ситуацию. Опыт показывает, что иног​да используемые критерии, объявляемые оптималь​ными в смысле точности, таковыми на самом деле не являются. Не менее, а иногда и более важно, как реа​лизованы эти предпосылки при компьютерной реа​лизации. Это, в первую очередь относится к таким методам как крайгинг и сплайны.
В качестве математической модели для описания полей геолого-геофизических признаков обычно при​нимается модель
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где <р(х, у) - функция, описывающая изменение признака по площади, f(x, у) - закономерная, де​терминированная составляющая функции ц>(х, у), £(.х, у) - случайная составляющая функции ф(х, у). Обычно принимается, что случайная компонента некоррелирована и ортогональна к полезному сигналу.
Случайная составляющая £(.х, у) включает в себя случайные ошибки наблюдений значений признака и случайную, непредставительную при данном шаге наблюдений компоненту изменчивости признака. Случайная компонента признака это та высокочас​тотная его составляющая, которая при данной сети наблюдений по своей частотной характеристике не​отличима от ошибок наблюдений и не может быть удовлетворительно восстановлена.
При сгущении сети наблюдений на исследуемой территории может быть выделена локальная компо​нента - та часть случайной на первом этапе компо​ненты, которая теперь наблюдается по достаточно плотной сети и может быть восстановлена.
Формула (10.7) для этого случая выглядит следу​ющим образом:
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Такое разделение поля является условным. Одна и та же аномалия, в зависимости от конкретной ре​шаемой задачи, может быть и региональной, и ло​кальной, и даже случайной компонентой.
Если при подсчете запасов принимается, что все подсчетные признаки имеют детерминированную со​ставляющую, то по каждому из них с помощью ин​терполяции рассчитывается числовая модель. Если, наоборот, все признаки (кроме площади) считаются случайными, расчеты проводятся по объемной фор​муле. Средние значения признаков ф , для которых принята детерминированная модель, определяются как ^(f>.K/N,K=l,2,...,N, где N - количество узлов квадратной сетки на соответствующей площади, при статистической модели - 5лр../и, / = 1, 2,..., и, где п -количество независимых наблюдений.
Задача интерполяции
Задача интерполяции заключается в построении непрерывной аппроксимирующей функции <р(х, у), значения которой в точках наблюдений в опреде​ленном смысле совпадают с исходными значения​ми ф(л'/5 у.) и близки к значениям ф(х, у) во всей обла​сти приближения D. Эта функция ф ~ ф в дальней​шем используется для вычисления значений ф в лю​бых точках внутри области, которая заключает в себе пункты наблюдений, граница которой расположена к ним достаточно близко. Числовая модель обычно представляет собой матрицу значений Ц>(хк, yj с рав​ными расстояниями по осям х и у (Д*, Д_у).
Точность решения задачи зависит от ряда харак​теристик, важнейшими из которых являются следу​ющие [1]:
1. Свойства приближаемой функции, ее изменчи​
вость относительно шага наблюдений. Степень не​
стационарности поля и помехи на исследуемой пло​
щади - степень изменения радиусов автокорреляции
и соотношения сигнал/помеха восстанавливаемых
аномалий, поскольку оптимальные условия почти
всех методов рассчитаны на работу со стационарны​
ми полями.
2. Шаг наблюдений и размещение, структура уз​
лов исходных значений в области D.
3. Уровень случайных ошибок наблюдений.
4. Математический метод и качество его реализа​
ции, степень соответствия реального компьютерно​
го алгоритма теоретическим предпосылкам.
5.
Качество учета косвенных и априорных данных.
Следует подчеркнуть, что величина разности
I Ф(*,-> у) - ф(*/. у) \ не может служить критерием точ​ности интерполяции в любой точке интерполяцион​ной области, как это часто считается. Достаточно малое ее значение лишь необходимое, но недостаточ​ное условие. При проведении одновременной филь​трации случайной компоненты величина дисперсии

этой разности должна быть примерно равна диспер​сии случайной компоненты.
Если свойства функции ф(х, у) неизвестны, одно​значно восстановить ее по дискретно заданным зна​чениям (p(xf, v() нельзя, даже если помехи отсутству​ют. Восстановление функции в этих условиях воз​можно лишь с некоторой ошибкой, минимально воз​можное значение которой можно определить лишь задавшись некоторыми ее параметрами и характе​ристиками сети пунктов наблюдений или на основе статистического изучения полученных результатов.
При решении задачи интерполяции различаются две качественно различные ситуации:
· исходные данные обеспечивают решение задачи
интерполяции с такой точностью и детальностью,
что использование косвенных данных необяза​
тельно, а в некоторых случаях может даже ухуд​
шить результаты;
· данных для построения карты с достаточной де​
тальностью недостаточно. Желательно учитывать
поведение других, более детально изученных при​
знаков, если имеется корреляционная связь их с
целевым, учитывать некоторые априорные сведе​
ния - простирание и степень вытянутости анома​
лий, наличие тектонических нарушений, мини​
мально и максимально возможные значения при​
знака и др.
Этот интегральный процесс будем называть гео-логической интерполяцией, поскольку при этом суще​ственно используются нестрогие способы учета кос​венных данных, моделируются приемы, используе​мые геологами в традиционных построениях.
Задача фильтрации случайных компонент
Это задача обработки данных, целью которой является наилучшее восстановление всех представи​тельных при данном шаге компонент геолого-гео​физических признаков, минимизация влияния слу​чайных компонент на результаты интерполяции, сни​жение величины дисперсии ошибок определения зна​чений функции/(х, >'), в том числе и/(лг., _у.). При об​работке геофизических данных эта процедура явля​ется традиционной.
Тренд-анализ
Тренд-анализом называется процесс фильтрации, когда помехи создаются физико-геологическими при​чинами, размеры проявлений которых достаточно велики и не зависят существенно от шага наблюде​ний. Составляющая f(x, у) характеризующаяся от​носительно большой закономерностью поведения, называется трендовой (региональной) или просто трендом, а/7 = ф(х, у) - f (х, у) - £(лг, у) остаточной или локальной компонентой. При этом понятие по​мехи является условным, так как, как правило, ис​пользуются обе составляющие.
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Краткая характеристика компьютерных мето​дов интерполяции, используемых в геологии и гео​физике
В настоящее время в компьютерных комплексах обработки геолого-геофизических данных использу​ется целый ряд методов интерполяции, многие из которых в свою очередь имеют различные модифи​кации. Ниже кратко рассматриваются лишь наибо​лее общие подходы к решению задачи интерполяции, основные варианты методов, наиболее часто реали​зуемых в компьютерных программах.
Метод непересекающихся треугольников
Площадь наблюдений разбивается на треуголь​ники, в вершинах которых находятся пункты наблю​дений. Триангуляция осуществляется исходя из не​которого критерия. Например, разбиение произво​дится таким образом, чтобы треугольники имели по возможности равные стороны. Внутри треугольни​ков производится линейная интерполяция. Метод не восстанавливает экстремумы, максимальные и мини​мальные значения признака могут достигаться лишь в пунктах наблюдений. Не производится фильтрация помех и сглаживание функций на сторонах треуголь​ников. Точность интерполяции низкая, за исключе​нием тех случаев, когда функция на площади треу​гольника изменяется линейно. Особенно плохие ре​зультаты получаются в тех нередких случаях, когда треугольники выбираются неудачно и длины сторон треугольников сильно различаются. Метод эффекти​вен при ручной интерполяции данных о высотах ре​льефа местности, поскольку разбиение на треуголь​ники в этом случае производится с учетом простира​ния поля, а наблюдения производятся в экстремаль​ных (в том числе и по первой производной) точках рельефа. Например, числовая модель поверхности озера будет отображаться весьма точно - с ошибкой, не превышающей ошибки определения ее отметки.
Скользящее осреднение
Значение поля в узле сетки определяется как сред​невзвешенное из значений пунктов наблюдений внут​ри некоторой области, размеры которой задаются пользователем, а форма обычно представляет круг или прямоугольник, вытянутый по простиранию поля. Чем ближе пункт наблюдения к узлу сетки, тем больше его вес. Выбор размеров и области осредне​ния выбираются пользователем на основе анализа получаемых результатов. Экстремумы функции не восстанавливаются, точность невелика, причем силь​но зависит от степени неравномерности сети наблю​дений. Метод, за счет осреднения, устойчив по отно​шению к влиянию случайной компоненты.
Приближение алгебраическими полиномами
Один из самых простых методов, первая компь​ютерная реализация еще в начале 60-х годов. Реали-

зация сравнительно проста, время расчетов относи​тельно невелико, поэтому этот подход получил ши​рокое распространение и имеет множество модифи​каций.
Наиболее простой подход - построение полино​ма степени т по методу наименьших квадратов для всей площади:
коэффициенты которого с определяются из системы нормальных уравнений. Степень полинома подби​рается таким образом, чтобы среднеквадратическая ошибка приближения в узлах была достаточно мала. Повышение степени полинома приводит к уменьше​нию этой ошибки, но поведение полинома между узлами становится слишком неустойчивым. Поэто​му на практике полиномиальная интерполяция на всей площади применяется лишь для построения по​верхностей тренда.
Другой, весьма распространенный вариант ре​ализации полиномиального приближения заклю​чается в следующем: полином степени т строится в каждой точке регулярной сетки по исходным узлам, расположенным в некоторой его окрестности - окне, причем для ослабления влияния удаленных точек вводится функция веса, убывающая от центра к пе​риферии. Размеры окна должны выбираться такими, чтобы количества исходных значений поля было до​статочно для вычисления коэффициентов полинома, заданной степени: 6 и 10 точек соответственно для полиномов второй и третьей степени. В некоторых программах размеры окна изменяются в зависимос​ти от плотности и структуры сети наблюдений. Этот вариант более универсален и может применяться для построения карт на больших участках. Повышение точности обычно связывается с увеличением степе​ни полинома или с сокращением размеров окна. По​вышение эффективности фильтрации случайных ком​понент требует выполнения обратных процедур. Следует подчеркнуть, что метод наименьших квад​ратов обеспечивает минимум дисперсии разности функций фиф лишь в пунктах наблюдений (хр >>Д а не во всей области приближения и даже это справед​ливо лишь для выбранных значений параметров -степени полинома, размеров окна и способа опреде​ления веса.
Основной недостаток этого подхода связан с его чувствительностью к структуре расположения исход​ных точек в скользящем окне. Несмотря на очень большое количество модификаций метода, в кото​рых делаются попытки минимизировать влияние это-
го фактора, оно остается весьма существенным. В результате возможно появление фиктивных анома​лий, возникновение мозаичного характера поля.
Выбор степени полинома и размеров окна ос​тается за пользователем, который вынужден в этих целях производить визуальный анализ получае​мых результатов. Однако, поскольку поле и струк​тура сети наблюдений редко бывают стационар​ными, значения параметров не могут быть опти​мальными для всей исследуемой территории. Это замечание справедливо и для большинства других методов.
Сплайны, метод минимальной кривизны
Сплайны являются дальнейшим развитием мето​да полиномиальных приближений. Считается, что сплайны дают наиболее "гладкое" в некотором смыс​ле решение. Это кусочно-полиномиальная функция, представляющая собой многочлен степени/;? на каж​дом элементе этой области и непрерывная вместе со своими производными до порядка т -1. Особое рас​пространение получили бикубические сплайны. Ре​ализации сплайн-аппроксимаций весьма разнообраз​ны и могут сильно различаться по качеству решения задачи. Различные модификации могут давать весь​ма сильно различающиеся между собой результаты. Выделяется два вида сплайнов: интерполяционные и аппроксимационные. В случае интерполяционно​го сплайна значения приближающей функции прак​тически совпадают с исходными. Аппроксимацион-ный сплайн несколько сглаживает исходные значе​ния. Переход к аппроксимации осуществляется в це​лях повышения устойчивости решения. Коэффици​енты сплайна находятся из решения соответствую​щей системы линейных уравнений, которая при не​равномерной сети наблюдений может быть плохо обусловленной. Поэтому в некоторых случаях мо​гут возникать необоснованные по амплитуде зна​чения экстремумов функции, фиктивные аномалии, не имеющие подтверждения в исходном материале. Такие ситуации обычно возникают, когда из-за вли​яния случайной компоненты имеются значительные градиенты поля на участках между близко распо​ложенными пунктами наблюдений и при большой неоднородности сети исходных данных. Поэтому в некоторых программных комплексах вводятся спе​циальные процедуры, регулирующие амплитуду этих выбросов.
Наибольшее распространение получила суще​ственно другая реализация, основанная на решении бигармонического уравнения Лапласа получившая название минимальная кривизна (minimum curvature), программная реализация которой присутствует практически во всех западных программных комп​лексах. Специальная процедура придает методу срав-

нительную устойчивость, уменьшает вероятность появления фиктивных аномалий. Однако фильтра​ция случайных компонент отсутствует. Мало того, в некоторых реализациях (например, SURFER) при увеличении допустимой разности между исходными и аппроксимирующими значениями в узлах в соот​ветствии с вероятной амплитудой случайной компо​ненты, изолинии вместо того, чтобы становиться более гладкими, начинают осциллировать. Метод отличается большой скоростью вычислений.
Крайгинг
В последние три десятилетия метод под этим на​званием интенсивно развивался в западных странах. Он служит основой направления в обработке геоло​го-геофизических данных, получившего название геостатистика. В России примерно в тоже время раз​вивался аналогичный метод в целях обработки ме​теорологических данных и получил название опти​мальная интерполяция. Оба метода фактически яв​ляются вариантами реализации вииеровского филь​тра, критерий их оптимальности тот же самый - ми​нимум среднеквадратической ошибки восстановле​ния функции (р(х, у).
Цель крайгинга - получить наилучшую оценку функции ф (х, у) по известным значениям ф(х;., у-), найти такие коэффициенты с/, благодаря которым значение ф = £cxp; является наилучшей оценкой - в смысле среднего квадрата ошибки. При этом счита​ется, что поле стационарно и система уравнений для определения искомых коэффициентов основывается на единой для всего участка вариограммой.
При практической реализации метода вынужден​но допускается еще целый ряд упрощений и предпо​ложений, в результате чего исходный критерий на самом деле не выполняется. Качество решения зада​чи зависит от вида используемой вариограммы, от точности определения ее параметров, от размеров окна, в котором учитываются исходные данные и др. Метод, даже с теоретических позиций, оптимален лишь в среднем на участке, а стационарность на са​мом деле, как правило, не соблюдается и размеры и амплитуда аномалий могут изменяться весьма силь​но. Как и при использовании других рассмотренных методов могут возникать фиктивные аномалии.
Метод не является специфическим и оптимальным геостатистическим методом, как это часто реклами​руется, а наоборот, является вариантом весьма об​щего подхода к восстановлению функций на основе фильтра Колмогорова - Винера.
Кокрайгинг. Это вариант крайгинга, предус​матривающий использование косвенных данных, корреляционно связанных с целевым. Относитель​ные веса косвенного и целевого признака опреде​ляются на основе использования функции взаим-
ной корреляции опять-таки в предположении, что эта связь стационарна, тогда как на самом деле сила взаимной корреляции на площади расчетов может сильно изменяться. Поэтому во многих слу​чаях более целесообразно пользоваться методом схождения, который более надежно отображает изменение этой связи.
Некоторые реализации крайгинга предусмат​ривают построение карт ошибок интерполяции (см. ниже).
Метод аппроксимации системой гармонических функций-ФИТ (фильтрация, интерполяция, трансфор​мации)
Критерий оптимальности - асимптотическое приближение к величине ошибок, определяемых те​оремой отсчетов. Отличительная особенность - ис​пользование последовательной аппроксимации поля, начиная от его региональных компонент до локальных особенностей. В отличие от других ме​тодов производится не среднеквадратическая, а равномерная аппроксимация, т.е. величина разно​сти |ф;. - ф~(.| не превышает заданной величины во всех пунктах наблюдений. Имеется возможность, если это необходимо, задания в каждом узле индивиду​альной ошибки аппроксимации. Метод позволяет производить фильтрацию случайной компоненты с эффективностью, близкой к эффективности вине-ровского оптимального фильтра. Автоматически учитывается изменение отношения сигнал/помеха, структуры и плотности размещения исходных дан​ных, т.е. метод адаптируется, автоматически учи​тывает нестационарность поля и структуры сети наблюдений. Определяется дисперсия случайной компоненты и среднеквадратическая ошибка ин​терполяции (точность карты). Оптимальные пара​метры фильтрации определяются автоматически. Имеется возможность учета априорно задаваемых верхних и нижних границ признака, изменяющих​ся на территории исследований.
Метод позволяет получать устойчивые гладкие интерполяционные решения. Фиктивные, математи​ческие аномалии отсутствуют при любой степени нестационарности поля и неоднородности структу​ры сети исходных данных. Оптимальные параметры определяются автоматически.
Фильтрация случайных компонент
Случайные компоненты являются непредстави​тельными при заданной сети наблюдений и неотли​чимы от ошибок наблюдений. В то же время они могут иметь большую амплитуду и не только иска​жать полезную детерминированную компоненту, но и отождествляться с ней. Последнее приводит к не​верным выводам как в смысле действительного по​ложения объекта или положения его границ, так и в

смысле получения оценок точности и выбора мето​дов восстановления поля и подсчета запасов.
В качестве модели поля принимается модель, оп​ределяемая формулой 10.7. Если "t,(x, у) - системати​ческая ошибка, то она может быть обнаружена и уст​ранена лишь в результате специальных контрольных наблюдений. Если же значения £,(х, у) можно считать случайными, то их дисперсия и, соответственно, ис​кажающее влияние на результаты интерполяции мо​гут быть уменьшены с помощью математической обработки - фильтрации случайных компонент. Фильтрация случайных компонент не предполагает равенства исходных значений и аппроксимирующей функции в пунктах наблюдений, но уменьшает ве​личину E,(xt, j;)> делает аппроксимирующую функ​цию более гладкой и уменьшает вероятность появ​ления ложных аномалий. При этом отклонение аппроксимируемой функции ф(х, у) от аппроксими​рующей ф (х, у) на всей площади расчетов, а не толь​ко в пунктах наблюдений может значительно сни​зиться. Эффективность фильтрации зависит от соот​ношения радиусов автокорреляции и дисперсии де​терминированной и случайной составляющих, а так​же метода реализации этой процедуры.
К настоящему времени разработано очень боль​шое количество методов фильтрации, имеется ряд реализаций оптимального винеровского фильтра. Однако абсолютное большинство этих методов раз​работано для регулярных сеток наблюдений. Это сильно снижает эффективность их практического применения, поскольку требует предварительного приведения значений функции к регулярной сети, которое само в целях повышения точности должно проводиться с использованием методов фильтрации случайных компонент. Кроме того, при получении регулярной сети искажаются исходные статистичес​кие свойства помехи, теряется представление о сети наблюдений. В результате "оптимальные" фильтры могут оказаться менее эффективными, чем более про​стые, но более адекватные реальным условиям. Эф​фективный метод фильтрации в условиях нерегуляр​ной сети наблюдений и нестационарности поля име​ется в комплексе ФИТ.
Важнейший параметр методов фильтрации - дис​персия помехи часто определяется, как величина дис​персии ошибки наблюдений. На самом деле это не​верно, поскольку не учитывается случайная компо​нента поля, дисперсия которой может быть во много раз больше.
Структурные поверхности содержат детермини​рованную компоненту практически всегда, точность определения отметок их глубин по данным бурения считается высокой, а сами поверхности плавными. Поэтому фильтрация случайной компоненты обыч-
но не производится. Однако в некоторых случаях, например, при проведении кустового бурения наблю​дается резкое изменение глубин в близко располо​женных точках. Это может свидетельствовать о том, что поведение структурных поверхностей не всегда является плавным, а обычно наблюдаемая гладкость обуславливается просто значительными расстояни​ями между скважинами. С другой стороны эти рез​кие колебания глубин могут быть вызваны ошибка​ми обработки данных инклинометрии.
Данные сейсмических наблюдений обычно фильт​руются при их обработке и не обязательно требуют проведения фильтрации при построении по ним струк​турных карт. Однако во многих случаях это необхо​димо. Эффективная и эффективная нефте(газо)насы-щенная толщины обладают большой изменчивостью, доля случайной компоненты значительна. Несмотря на это, ввиду сложившейся традиции, фильтрация не производится, поскольку в этом случае не будет со​блюдаться равенство ф(х;, j;.) = ф(х., у). Еще большей изменчивостью обладают такие признаки как пори​стость и проницаемость. При составлении карт этих признаков необходимо не только производить филь​трацию случайной компоненты, но и убедиться пред​варительно в наличии детерминированной составля​ющей. В противном случае карты будут представлять собой чередование локальных экстремумов, а исполь​зование их при подсчете запасов для вычисления ли​нейного нефтегазонасыщенного эффективного объе​ма или даже просто среднего значения может дать меньшую точность, чем простое вычисление средне​го по данным в скважинах. Поэтому использование данных сейсморазведки при восстановлении этих признаков носит принципиальный характер.
Проверка наличия детерминированной компоненты геолого-геофизических признаков
Понятие детерминированной и случайной компо​ненты является условным, зависящим от точности наблюдений и, в еще большей степени, от детальнос​ти наблюдений. Признак, который на разведочном этапе считался случайной функцией, в дальнейшем, при увеличении количества исходных данных, может рассматриваться как имеющий детерминированную компоненту. Аналогичная ситуация может сложить​ся, когда один и тот же признак анализируется толь​ко по данным бурения и по данным бурения и сейс​моразведки одновременно.
Если детерминированная компонента отсутству​ет, построение карты и числовой модели, т.е. непре​рывное восстановление признака в области интер​поляции не имеет смысла. В этом случае оценка дис​персии отклонений прогнозируемых значений при​знака от истинных - £>(ср, - Ф,) не будет меньше исход​ной, определяемой по наблюденным значениям -ZXp,,

Наоборот, если использовать метод интерполяции, не имеющий эффективной регуляризации и дающий неустойчивые, в зависимости от ошибок наблюдений результаты, дисперсия может существенно возрасти. При отсутствии детерминированной компоненты никакие процедуры восстановления функций при подсчете запасов не могут улучшить дисперсию по​лучаемых оценок по сравнению с чисто статистичес​кими. Если же детерминированная, трендовая ком​понента существенна, то оценки могут быть улучше​ны, так как статистические оценки будут относиться лишь к остаточной, случайной части поля с меньшей дисперсией.
Такая ситуация типична при разведке нефтяных и газовых месторождений в отношении важнейших под счетных характеристик - пористости, проницае​мости и в некоторых случаях даже эффективной тол​щины. Радиусы автокорреляции этих функций мо​гут быть во много раз меньше расстояний между сква​жинами. При использовании для прогноза этих при​знаков данных сейсморазведки ситуация может су​щественно улучшиться, поскольку расстояния меж​ду узлами исходных данных сокращаются во много раз. С другой стороны ошибки исходных данных могут увеличиться. Поэтому необходимость решения задачи о наличии или отсутствии детерминирован​ной компоненты остается.
Если считать исследуемое поле стационарным, для определения наличия детерминированной ком​поненты можно воспользоваться статистическими критериями, например, критерием Фишера для ре​шения вопроса о том, можно ли объяснить всю дис​персию рассматриваемого признака наличием слу​чайной компоненты или нет. Последнее будет оз​начать наличие детерминированной компоненты. При большом числе наблюдений статистические оценки могут отмечать даже небольшие различия в значениях J2 и ~\2 . Поэтому требования к ста​ционарности поля, некоррелированности полез​ной компоненты с помехой, некоррелированности помехи с шагом наблюдений должны быть высо​кими. Если задача решается для отдельной анома​лии, то сначала необходимо выделить область, которая ей соответствует и уже внутри этой обла​сти найти значения этих дисперсий.
Определение значений среднеквадратических отклонений Sf и St, должно производиться на осно​ве проведения фильтрации случайной компоненты и вычисления затем разностей ф(. - ф; или на основе оп​ределения ошибок интерполяции по способу после​довательного удаления исходных узлов. В последнем случае принимается, что 5*6^ ~ S^.
Решение о наличии или отсутствии детерминиро​ванной компоненты или аномалии зависит от при-
нятого уровня вероятности, выбор которого весьма субъективен. Иногда при довольно близких уровнях значимости могут быть получены противоположные решения. Поэтому наряду со статистическими оцен​ками можно использовать и содержательные геоло​гические соображения, руководствуясь имеющимся опытом и учетом конкретной ситуации. Полезно проводить анализ карт, построенных без проведения фильтрации случайной компоненты и с ее использо​ванием, рассматривать согласованность с полями других характеристик. Такой эвристический подход оправдывается тем, что используемые предположе​ния о статистических свойствах исследуемых функ​ций, лежащие в основе статистических критериев, на самом деле не выполняются в достаточной мере, а выбор уровня значимости практически полностью субъективен.
Ясно, что чем больше величина отношения J2I\2, тем надежность принятия решения выше. Во всяком случае, если величина среднеквадратического откло​нения полезной компоненты примерно равна или более этого показателя для случайной компоненты, можно принимать решение о наличии детерминиро​ванной компоненты и, соответственно, использовать затем детерминированный подход к учету этого при​знака при геометризации залежей.
Иногда для определения достоверности выделе​ния локальных структур сейсморазведкой исполь​зуется моделирование влияния помехи методом Мон​те-Карло. Проведение такого моделирования тре​бует наличия достаточно большой выборки стати​стического материала (структур, изученных сейс​моразведкой и бурением) для определения статис​тических характеристик помехи и однородности материала на эталоне и изучаемом участке. Кроме того, моделирование желательно производить, ис​пользуя значения f(xp yt), которые неизвестны, а не наблюденные значения ф(х., у!), особенно если дис​персия £,(Xj, y^ не слишком сильно (а интересен фак​тически именно этот случай) отличается от £><р. Поэтому надежность такого рода построений в по​граничных случаях невелика.
Геологическая интерполяция, использование косвен​ных данных
Геологическая интерполяция - это комплексиро-вание данных, полученных различными геолого-гео​физическими методами в целях получения оптималь​ного в данных условиях решения задачи интерпо​ляции. Поэтому, в отличие от классических методов решения этой задачи, методы, используемые в гео​лого-геофизической практике, должны дополнитель​но учитывать сведения о тектонических нарушени​ях, простирании и степени вытянутое™ аномалий, ограничения значений признака сверху и снизу, дан-

ные о поведении признаков, которые могут отражать явления не связанные непосредственно между собой, имеющие различную точность и детальность, но свя​занные корреляционно с целевым. Наиболее распро​страненным, типичным явлением является совместное использование структурной сейсморазведки и дан​ных бурения при изучении геометрии залежей.
Критерий эффективности, целесообразности ис​пользования косвенных признаков формулируется следующим образом. Пусть ф (х,у)- некоторая фун​кция, аппроксимирующая значения целевого призна​ка <p(jc7, j(.) с учетом поведения косвенного признака Ф . Размерность ф не имеет существенного значения, поскольку всегда можно перейти к размерности це​левого признака ф с помощью соответствующего пре​образования.
Будем считать, что целесообразность использо​вания косвенных признаков определяется уменьше​нием ошибки восстановления целевого признака, т.е. выполнением неравенства е < е . где е и е -ошибки восстановления целевого признака ф только по данным ф;. и при одновременном исполь​зовании значений ф ,;. При детальных построени​ях, при подсчете запасов наиболее интересен слу-чай, когда |фф/)/-ф,-1 < ею&.
Для того, чтобы улучшить сходство, корреляцию косвенного признака ф с целевым можно произвес​ти некоторое преобразование этого признака.
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где L - знак линейного преобразования.
Тип преобразования может быть различным. Обычно это простейшие уравнения связи, посколь​ку необходимо, чтобы они были устойчивыми на участках, где эталонные значения ф. отсутствуют, т.е. в экстраполяционных зонах.
Интерполируя значения А и вычисляя разность £ф - А , получаем значения ф , удовлетворяющие условию | ф ,. - ф. | < енаЙ7. Если ситуация такова, что е < £ , то получением функции ф можно ог​раничиться. Если £ > е , то наоборот, косвенные данные использовать нецелесообразно. Величины ошибок определяются приближенно, однако с прак​тической точки зрения при массовой компьютерной обработке данных такой подход является более кон​структивным, чем решение этой задачи только на основе эвристической визуальной оценки результа​тов интерпретатором.
Если не производить никаких предварительных преобразований признаков ф , а под функцией Д
в (10.10) подразумевать разность функций ср  и ср изложенный алгоритм представляет собой усовер​шенствованный метод схождения.
Метод схождения фактически равносилен "на​тягиванию" косвенного признака на каркас, обра​зуемый значениями <р(.. Из изложенного следует, что метод схождения приводит к увеличению точности карты только в том случае, когда квадрат ошибки интерполяции значений А (. меньше дисперсии са​мих А (, т.е. когда функция А не является случай​ной и, соответственно, между прямым и косвенным признаками имеется значимая корреляционная связь.
При совместном использовании данных сейсмо​разведки и бурения в целях построения структур​ных карт, однако, в любом случае важно привязать данные сейсморазведки к данным бурения таким об​разом, чтобы разница в отметках не превышала ошибок их определения в скважинах. Поэтому, если такая привязка не сделана на основе интерпрета​ции сейсмических данных с учетом изменения ско​ростей, должна производиться операция геологи​ческой интерполяции. При этом методы реализации этой процедуры могут быть различными - в зави​симости от их наличия в используемом программ​ном комплексе.
При экстраполяции значений А . обычно нет ос​нований для того, чтобы экстраполировать наме​тившиеся на сравнительно небольшой площади за​кономерности на большие расстояния. Если значе​ния А . имеют небольшую дисперсию и из геолого-геофизических соображений можно предположить, что эта закономерность сохраняется, предпочти​тельным является выход на асимптоту, равную сред​нему значению А ;. В противном случае естествен​ным является постепенный переход к значениям ф , т.е. реализуется предположение о том, что в экстра-поляционной зоне значения А ; стремятся к нулю.
Учет тектонических нарушений
Тектонические нарушения, как правило, выявля​ются по сейсмическим данным. Кроме того, допол​нительная информация может быть получена по гео​морфологическим, аэрокосмическим материалам, данным бурения, грави- и магниразведка. Наиболее распространенными признаками нарушений являют​ся разрывы корреляции и смещение во времени от​ражающих границ, зоны отсутствия отражений, ано​мально высокие значения углов наклона и другие характерные характеристики сейсмических разрезов. Наиболее характерным признаком наличия наруше​ний по данным магнитных и гравитационных ано​малий являются зоны повышенных градиентов поля, смена знака магнитных аномалий. Эти данные мо​гут улучшить прогноз наличия тектонических нару-

шений в условиях недостаточной детальности сейс​моразведки или в том случае, когда сейсмические материалы имеют низкое качество. При их исполь​зовании необходимо опираться на данные сейсмораз​ведки, подтверждающие их наличие и структурную выраженность на линиях пересечения гравимагнит-ных признаков и сейсмических профилей.
Объединение этих элементарных участков в ли​нии или зоны тектонических нарушений, выделение отдельных тектонических блоков производится ин​терпретатором на основе всей имеющейся геолого-геофизической информации. Если участок разделен на отдельные тектонические блоки, построение структурных поверхностей производится независи​мо в каждом блоке. Если принимается, что тектони​ческие нарушения близки к вертикальным, а ампли​туда сброса известна, производится реконструкция участка - приведение к глубине "опорного" блока, совместная интерполяция, а затем приведение к ис​ходному уровню. Эта процедура особенно желатель​на, если количество исходных данных в каждом бло​ке невелико, или они расположены таким образом, что образуются значительные по площади зоны, в которые приходится производить экстраполяцию. Чем больше -отдельных блоков выделяется интерпре​татором, тем меньшее количество исходных данных в каждом из них. Надежность построений может рез​ко снизиться. Поэтому, если смещение структурных поверхностей вдоль линии нарушения отсутствует или невелико, выделять блоки и нарушения при про​ведении интерполяции не следует.
Если линии тектонических нарушений являются незамкнутыми, нарушения затухают, интерполяци​онный алгоритм должен учитывать изменение вли​яния на результат интерполяции исходных данных, расположенных по разные стороны от нарушения -в зависимости от их размещения вдоль линии раз​лома.
Строгой постановки этой задачи не существует. Результат компьютерного решения должен удовлет​ворять тем эвристическим предположениям, которые сложились у геологов в результате многолетней прак​тической деятельности.
Общий принцип заключается в следующем. Пусть узел квадратной сетки xk, yk, в котором зна​чение признака определяется с помощью интерпо​ляции, и узел Хр у[ с исходными значениями этого признака лежат на концах прямой, пересекающей линию нарушения. Тогда чем дальше находится узел xk, yk от конечных точек нарушения и чем ближе он к линии нарушения, тем меньше влияние на резуль​тат интерполяции наблюдения в точкедг;, уг Анало​гичный подход используется и в отношении опре​деления "веса" узла xf, у/ на узел xk, yk (рис. 10.22).
Особенно важен учет следующего обстоятель​ства. Если нарушения являются постседиментаци-онными, интерполяция значений разностей между отметками глубин по данным сейсморазведки и бу​рения возможна, независимо от их положения от​носительно линий нарушения, что сильно упрощает использование косвенных данных и повышает точ​ность интерполяции. С некоторыми оговорками это может быть справедливо и в случае консидемента-ционных нарушений. Эти соображения полностью переносятся на задачу построения числовых моде​лей и карт толщин.
Учет простирания аномалий
При проведении геофизических съемок методика наблюдений обычно такова, что расстояние между профилями во много раз превышает расстояние меж​ду пунктами наблюдений. Если профили проведены вкрест простирания, можно повысить точность ин​терполяции в пространстве между профилями за счет учета направления и степени вытянутости аномалий.
Необходимые параметры аномалий (направление простирания и степень вытянутости аномалий) дол​жны быть известны априори - по материалам менее детальных съемок или съемок другими методами. Алгоритм заключается в том, что производится по​ворот осей на соответствующий угол, переход к но​вой системе координат и последующее сжатие по одной из осей в k раз, где k - отношение длинной оси к короткой. Использование такого подхода воз​можно лишь в том случае, когда параметры анома​лий, в первую очередь направление простирания, не изменяются на всей площади расчетов. Случай, когда параметры изменяются, для компьютерных расчетов не разработан.
Ограничение значений признака сверху и снизу
Методы интерполяции должны иметь возмож​ность использовать априорную информацию об ог​раничении значений признаков. Ограничения могут быть постоянными и переменными величинами. В качестве таких ограничений могут быть использова​ны самые различные априорные и косвенные сведе​ния, которые интерпретатор может иметь при реше​нии задачи геометризации. Например, значения по​ристости и толщин не могут быть меньше нуля, дан​ный пласт не может иметь пористость больше неко​торой величины, эффективная нефтегазонасыщенная толщина всегда, во всех узлах числовой модели, не превышает эффективной толщины. Эффективная толщина, в свою очередь, не превышает общей, по​верхность подошвы пласта не должна быть выше поверхности кровли и т.п.
Перечисленные ограничения могут не соблюдать​ся ввиду возможной осцилляции значений призна​ков из-за использования неустойчивых методов ин-

терполяции, из-за наличия больших градиентов в слишком близко расположенных пунктах наблюде​ний, ошибок в исходных данных. Проверка и учет этих условий может снизить ошибки интерполяции за счет уменьшения осцилляции признаков и привес​ти модель залежи в соответствие с априорными кри​териями.
Сечение карт изолиний
В силу сложившихся традиций обычно считает​ся, что выделяемые на карте аномальные объекты должны иметь достаточно реальное подтверждение. В связи с этим сечение карт выбирается в зависимос​ти от густоты и точности наблюдений. Первый фак​тор учитывается редко и в большинстве случаев се​чение изолиний А определяется формулой: А = Крн, где Kt = 2 - 3, £;i - среднеквадратическая ошибка на​блюдений. На самом деле ошибки восстановления поля на площади исследований могут сильно разли​чаться - в зависимости от вариаций изменчивости признака, неравномерности сети наблюдений, распо​ложения пунктов наблюдений относительно эпицен​тров аномалий, точек перегиба и т.п. Поэтому, если использовать этот подход к определению величины сечения изолиний, вместо величины ен более пра​вильно использовать величину еи(х, у), где ви(х, у) -среднеквадратическая ошибка интерполяции в рас​четной точке является функцией координат.
Если градиенты поля малы, а аномалии имеют сравнительно небольшую по сравнению с ошибка​ми восстановления поля амплитуду, графические построения, проведенные разными специалистами, могут существенно различаться. При этом разница, в первую очередь, определяется не выбранным сече​нием изолиний, а степенью сглаживания случайных компонент, учетом природы поля, правильностью анализа исходных данных. Чем больше принятая ве​личина сечения, тем сильнее сглаживание поля, тем сильнее сглаживаются относительно небольшие по размерам и амплитуде аномалии.
При машинном построении карт модель поля фиксирована выбранным методом интерполяции и принятыми значениями параметров. Поэтому вели​чина А определяет лишь степень подробности гра​фического отображения. Сечение изолиний следует определять, исходя из принципа сохранения всей полезной информации и сохранения наглядности построений, т.е. в соответствии с градиентами поля и размерами аномалий. При этом величина t может быть и меньше 1, тем более что в результате фильт​рации величина случайной компоненты может умень​шиться в 1,5-2 раза.
Сечение изолиний на самом деле вовсе не должно быть связано с величиной ен и степенью плавности изолиний. Независимо от его величины восстанав-
ливается одна и та же модель поля (или объекта), за​висящая лишь от метода восстановления и парамет​ров вычислительной схемы. Изменяется лишь фор​ма ее графического отображения. В этом случае ве​личина А, естественно, не служит непосредственной мерой точности восстановления признака. Соответ​ственно, такая важная содержательная задача, как задача определения надежности выделения аномалий не должна зависеть от формального вопроса, связан​ного с детальностью изображения поля на карте. Это самостоятельная задача, для которой карта является лишь частью исходного материала.
Задача определения величины сечения изолиний не имеет в сущности содержательного значения, она возникла лишь в результате отождествления ее с за​дачей фильтрации случайных компонент, оценки надежности аномалий, выделяемых при графических построениях, как комплексная характеристика точ​ности карты. Ограниченность этого традиционного подхода становится явной, если перейти от построе​ния карт изолиний к непрерывному изображению поля, где его амплитуда задается плавным измене​нием яркости или цвета.
Ошибки интерполяции
Важнейший вклад в общую ошибку решения за​дачи геометризации наряду с ошибками наблюдений дают ошибки интерполяции, поскольку расстояния между исходными пунктами наблюдений обычно достаточно велики. Если классы интерполируемых функций известны, ошибки интерполяции можно оценить на детерминированной основе, используя известные методы вычислительной математики. Од​нако, поскольку характеристика, свойства геометри-зуемых функций неизвестны, детерминированный подход к определению ошибок интерполяции не эф​фективен и на практике пока применяется редко.
Основой оценки ошибок при решении задачи геометризации является статистика. Однако и при статистическом подходе эта задача остается весь​ма сложной и до конца не решена. Необходимо оп​ределять тип распределения признаков, измерения должны удовлетворять требованиям однородности и независимости, должны располагаться случай​ным образом и все это по заведомо недостаточно​му, по крайней мере, на этапе разведки, количеству наблюдений. Кроме того, вряд ли выполнение этих требований может соблюдаться в реальных услови​ях. Например, скважины могут концентрировать​ся на определенных участках залежи, создавая пре​вратное представление не только о дисперсии при​знаков, но и об их средних значениях. Независи​мость наблюдений, как правило, вообще не прове​ряется, поскольку сделать это при небольших вы​борках практически невозможно.

Особое значение имеет вопрос о наличии систе​матических ошибок. Они могут быть связаны с раз​личными причинами, начиная с наличия их в изме​рительной аппаратуре. Керн, например, может отби​раться неравномерно и не случайным образом пред​ставлять коллектор, создавая систематическую ошиб​ку при определении его свойств. Пористость может иметь тренд, наличие которого также может сильно исказить статистические оценки и т. п. Несмотря на это, как правило, считается, что детерминированная компонента отсутствует, а наблюдения являются не​коррелированными. На этом основании получают обычно оценки точности средних значений нефтена-сыщенности, эффективной толщины, пористости и т.п., поскольку в этом случае можно использовать свойство состоятельности статистических оценок. Согласно этому свойству выборочное среднее зна​чение/сходится по вероятности к истинному значе​нию при п—>°° (п- количество наблюдений). Если и велико, то можно получить весьма хорошие оценки. Однако на самом деле наблюдения почти всегда яв​ляются коррелированными, причем относительное влияние этой коррелированности увеличивается с ростом п. В результате, начиная с некоторого п, уменьшение ошибки определения среднего фактичес​ки не происходит, а при п —» °° эта величина стре​мится не к нулю, а к некоторой константе. При ка​ких значениях п свойство состоятельности еще мож​но использовать, зависит от ряда причин, важней​шей из которых является влияние детерминирован​ной компоненты, ее вклад в общую дисперсию. Учи​тывая отмеченные замечания, вряд ли эффективная величина п может быть более 10, а уменьшение сред-неквадратической ошибки среднего по сравнению с аналогичной ошибкой единичного измерения боль​ше, чем в два - три раза. Ясно, однако, что если пред​варительно учесть тренд, оценки станут более дос​товерными.
Определение ошибок интерполяции
Если функция определена в дискретных узлах на​блюдений, то ее поведение между узлами можно оп​ределить различными способами, причем получае​мые значения могут сколь угодно сильно отличать​ся друг от друга. Строго говоря, нельзя говорить о точности восстановления геолого-геофизических признаков, поскольку истинное решение неизвестно. Для того чтобы получить оценки ошибок интерпо​ляции, необходимо сделать некоторые предположе​ния о свойствах интерполируемых функций - об их принадлежности к некоторому классу и о значениях параметров, характеризующих этот класс. В тоже время физическая природа геолого-геофизических характеристик весьма сложна, а математической те​ории их практически не существует. За редкими ис-
ключениями имеется лишь возможность замены ис​тинных свойств такими классами функций, которые достаточно хорошо приближают их и позволяют определять значения параметров, необходимых для получения оценок. Величина этих ошибок определя​ется не столько классом аппроксимирующих функ​ций, сколько параметрами аномалий, в первую оче​редь радиусом их автокорреляции. Такого рода оцен​ки получены, например, для крайгинга и для метода интерполяции системой гармонических функций. Однако, по целому ряду причин, такого рода оценки не получили широкого распространения.
На практике среднеквадратическая ошибка ец при интерполяции по скважинам определяется сле​дующим образом:
1.
Число скважин превышает 15 - 20. Величина еи
определяется на основе анализа результатов интер​
поляции, получаемых путем последовательного
удаления из исходного множества скважин некото​
рого его подмножества (обычно по одной скважи​
не), которое затем используется в качестве конт​
рольного. Использование скважин, расположенных
на периферии участка, в качестве контрольных не​
желательно, т.к. из-за перехода от интерполяции к
экстраполяции величина ошибок в них может быть
относительно велика.
Величина ги, вычисленная по изложенной мето​дике, существенно завышена: во-первых потому, что большинство контрольных точек располагается на максимально возможном расстоянии от исходных и, во-вторых, поскольку характеризует ошибку при примерно удвоенном шаге наблюдений. Приближен​но вполне возможно уменьшение ее в два раза.
Определенные таким образом ошибки включают в себя и случайные ошибки наблюдений, некоррели​рованные с шагом наблюдений Ах.
2. Количество скважин недостаточно для опреде​
ления величины ец, но на исследуемой площади име​
ются данные сейсморазведки и есть основания пред​
полагать, что характер поведения сейсмических гра​
ниц хорошо коррелирует с данными бурения. В этом
случае в качестве контрольных можно использовать
данные сейсморазведки (после привязки их к данным
скважин), поскольку ошибки интерполяции самих
сейсмических границ невелики по сравнению с ошиб​
ками интерполяции по данным скважин. В этом слу​
чае можно определить и величину прогнозной ошиб​
ки интерполяции, выбирая в качестве исходных зна​
чения сейсмических отметок в точках предполагае​
мого размещения скважин.
3. Определение ошибок карт, построенных по дан​
ным сейсморазведки и бурения - EuSc. При наличии
достаточного количества скважин эта величина мо​
жет быть определена как величина ошибок интерпо-

ляции карты схождения - с учетом тех замечаний, которые сделаны в п. 1 и 2.
4. Если количество скважин невелико, ошибки сейсморазведки определяются согласно инструкции по сейсморазведке. Ошибки интерполяции могут определяться по методике, изложенной в п. 1, при​чем расстояние между исходными узлами должно определяться расстоянием между профилями.
В программе ФИТ (интерполяция системой гар​монических функций) предусмотрен специальный алгоритм оценки среднеквадратической ошибки ин​терполяции, основанный на вычислении разностей исходных значений <р(. и значений <pf полученных в результате проведения специальной фильтрации слу​чайной компоненты, поскольку именно эта компо​нента определяет величину ошибки интерполяции и может служить в качестве ее статистической оценки.
Ошибки интерполяции, определяемые этими дву​мя подходами, включают в себя и ошибки наблю​дений.
Построение карт ошибок интерполяции
Для построения карт ошибок требуется знать зна​чение среднеквадратической ошибки интерполяции в любой точке исследуемой площади. Так как истин​ное поведение функции в конкретной прогнозной точке и в ее ближайшей окрестности заранее неизве​стно, детерминированные методы решения этой за​дачи, как и следовало ожидать, не разработаны, не​смотря на обилие исследований в области решения задач интерполяции.
Необоснованность такого рода построений, во​обще говоря, вполне очевидна. На самом деле, как показано выше, даже среднеквадратическая ошибка интерполяции по всему участку исследований дале​ко не всегда определяется с достаточной точностью.
Построение карт ошибок интерполяции получи​ло некоторое распространение в геолого-геофизичес​ких исследованиях в 70 - 80 годы, как один из резуль​татов развития "геостатистической" науки, изучаю​щей способы и возможности практического приме​нения статистических методов в геологии и геофи​зике. Непосредственно это было связано с разработ​кой метода интерполяции, названного крайгингом.
Для определения ошибки интерполяции в произ​вольной точке предлагается использовать известную из теории крайгинга формулу:
[image: image284.png]€7(x0) = X h(xp) +H,
k




где со^ - весовые коэффициенты крайгинга, а значе​ния Y/,(*fc) определяются по полувариограмме, полу​ченной по наблюденным значениям поля.
Таким образом, в данном случае делается попыт​ка оценить эти ошибки на основе изучения статис-
тических характеристик поля - по вариограмме. Ясно, однако, исходя из самой математической по​становки задачи, что даже при идеальной техно​логии статистических расчетов смысл этих карт со​стоит в том, что они дают статистический прогноз величины среднеквадратических ошибок при мно​гократном случайном набрасывании поля с опре​деленными по исходным данным статистическими характеристиками на данную сеть наблюдений, а не величины ошибок в любой точке исследуемой площади в данном конкретном случае.
Совершенно очевидно, что конкретные, действи​тельные характеристики изменчивости поля в бли​жайшей окрестности исследуемой точки не могут быть адекватно заменены ее статистической харак​теристикой для всего участка исследований, в дан​ном случае - вариограммой. Таким образом, реаль​ное поведение поля на площади исследований, от которого наряду с влиянием структуры и густоты наблюдений, зависят ошибки интерполяции, не учитывается. Оно используется только для расчета его статистических характеристик, в первую оче​редь вариограмм, которые лежат в основе произво​димых расчетов. Поэтому даже относительные зна​чения ошибок на карте могут совершенно не соот​ветствовать действительности.
На самом деле методика расчетов содержит ряд допущений, которые, по всей вероятности, делают получаемые даже в указанном выше смысле значе​ния далекими от истины. Предполагается, что поле на участке исследований стационарно, хотя в геоло​го-геофизической практике это скорее редкое, чем типичное явление: существенно изменяются радиу​сы автокорреляции полезного сигнала и помехи, их дисперсии, из-за наличия тренда изменяется среднее значение поля по площади. Вынужденно использу​ются слишком короткие реализации поля, размеры которых иногда сопоставимы с радиусом автокор​реляции полезной компоненты. Простирание поля далеко не всегда можно считать постоянным. В ре​зультате доверительный интервал значений варио-граммы должен быть очень велик и может перекры​вать сами значения вариограммы.
Такого рода карты вполне отвечают уже давно сложившимся качественным представлениям о прин​ципиальном характере изменчивости ошибок и в этом смысле они не представляют интереса. В луч​шем случае они характеризуют в какой-то степени изученность поля - в зависимости от густоты наблю​дений, но без учета его локальной изменчивости. Конкретные для каждой точки количественные зна​чения ошибок интерполяции и локальный характер их поведения на этих картах могут совершенно не соответствовать действительности. В этом легко убе-

диться, если из исходного множества последователь​но удалять по одной скважине и затем использовать ее в качестве контрольной при интерполяции, как это делается в одном из наиболее распространенных ме​тодов определения среднеквадратической ошибки интерполяции на всем участке исследований. Во мно​гих случаях в наиболее удаленных точках будут по​лучаться вовсе не самые большие расхождения и даже, наоборот, очень небольшие, гораздо меньшие, чем при малых расстояниях.
Построение карт такого рода нецелесообразно, поскольку они могут быть источником существен​ных заблуждений.
Критерии оценки методов интерполяции
Поскольку получаемые результаты неоднознач​ны, объективная их оценка на фактическом матери​але является трудной задачей из-за отсутствия стро​гих критериев сравнения и большого объема работ по визуальному анализу получаемых карт.
Практическими критериями для выбора методов интерполяции могут быть следующие:
· возможность получения гладких интерполяцион​
ных решений (ф;. и ф;), отсутствие фиктивных, ма​
тематических аномалий поля при любой степе​
ни неоднородности структуры сети исходных
данных;
· устойчивость метода в условиях, когда статисти​
ческие параметры полезного сигнала и помехи
(радиусы корреляции, дисперсии амплитуд) неста​
ционарны и могут сильно изменяться на площа​
ди исследований;
· наличие эффективного фильтра случайной ком​
поненты;
· обеспечение совпадения аппроксимирующей фун​
кции <р(х(, _у;) с наблюденными значениями <p(x.,yj)
с заданной точностью;

· возможность использования дополнительных све​
дений (геологической интерполяции) - сведений
об анизотропии признаков, о признаках более де​
тально изученных и коррелирующихся с целевым,
возможность интерполяции в условиях дизъюнк​
тивной тектоники;

· возможность формализованного определения па​
раметров вычислительной схемы и получение
окончательных результатов без промежуточной
визуальной оценки карт;

· возможность учета значений априорно задавае​
мых верхних и нижних границ признака - как по​
стоянных, так и переменных (по площади);
· время, затрачиваемое на проведение расчетов.
Ввиду непрерывного быстрого возрастания про​
изводительности компьютеров этот критерий
приобретает все меньшее значение. Тем более, что
на самом деле следует рассматривать общее вре-
мя на получение окончательного результата - вре​мя, затрачиваемое на анализ промежуточных ре​зультатов (если это требуется в данном методе) в целях выбора оптимальных параметров или бо​лее подходящего метода.
Таким образом, желательно, чтобы метод, а точ​нее его компьютерная реализация, был достаточно универсальным - пригодным при очень малом и при очень существенном уровне помех, слабо зависел от структуры сети наблюдений, давал высокую (с тео​ретических позиций) точность на сравнительно ши​роком классе функций.
Дать определенные рекомендации на все случаи, которые могут встретиться в практике работ по гео​метризации резервуаров углеводородов невозможно, однако на основании теоретического и методическо​го анализа и, в особенности, практического опыта можно рекомендовать для использования лишь не​которые модификации сплайнов - в первую очередь Минимум кривизны, Крайгинг и Фит. Ввиду нали​чия разного качества реализаций этих методов, сле​дует использовать лишь те программы, которые про​шли соответствующую практическую апробацию.
10.3.2. Прогнозирование признаков, характеризующих строение резервуаров нефти и газа, по сейсмическим атрибутам
Развитие вычислительной техники и технологии производства и интерпретации сейсмических наблю​дений в последние десятилетия позволили не только повысить качество решения традиционной задачи сейсморазведки по изучению геометрии залежи, но и перейти к решению совершенно нового круга за​дач - определению физических характеристик кол​лектора. При решении задачи изучения внутреннего строения и состава резервуара, как и при решении задач структурного картирования, сейсмические дан​ные считаются менее точными, "мягкими ", а дан​ные промысловой геофизики и, в особенности, кер​на - более точными, "твердыми", служащими осно​вой для эталонирования и привязки данных сейсмо​разведки.
В случае получения положительного результата достигается не только повышение точности восста​новления резервуарных характеристик в межсква-жинном пространстве и на периферии залежи, но и, что весьма важно, резкое повышение детальности картирования. Технология решения этих новых за​дач базируется не столько на теоретических сообра​жениях и моделировании (поскольку теория взаимо​действия сейсмических волн и гетерогенной среды очень сложна), сколько на изучении качественных и количественных зависимостей, связи между сейсми​ческими характеристиками (атрибутами) и данными

промысловой геофизики и результатами изучения керна. Вычисление сейсмических атрибутов само​го различного типа стало рутинной процедурой в большинстве комплексов обработки и интерпрета​ции сейсмических данных. Однако, во многих слу​чаях тип атрибутов выбирается не из физически обо​снованных предположений, подобно тому, как это делается в структурной сейсморазведке, а просто в надежде получить такую их трансформанту или та​кую их комбинацию, использование которой в урав​нениях связи в качестве зависимой переменной по​зволяет получить прогноз необходимых (целевых) признаков с приемлемой или просто наилучшей в данных условиях точностью. В качестве независи​мых переменных используются данные, полученные по керну и каротажу.
Методика расчетов фактически полностью ана​логична методике проведения геологической интер​поляции [см. гл. 10.3.1]. Сначала рассчитываются уравнения регрессии (обычно простейшие линей​ные зависимости), наилучшим образом переводя​щие (эталонирующие) значения сейсмических ат​рибутов в значения целевого резервуарного при​знака, а затем полученные значения жестко при​вязываются к значениям этих характеристик, по​лученным в скважинах.
При прогнозировании резервуарных характери​стик необходимо обращать внимание на ряд обстоя​тельств, от учета которых может зависеть надежность и точность прогноза.
Физический смысл корреляции признаков, значи​мость сейсмических атрибутов
Статистическая зависимость не может установить наличие причинной связи, она может являться лишь поводом для дальнейшего анализа. Сведения о при​чине связи должны извлекаться лишь из детермини​рованной теории. Необходимо стремиться к доста​точно обоснованному объяснению полученных свя​зей с детерминистских позиций, проводя сейсмичес​кое моделирование, исходя из сведений о физике гор​ных пород. Такие связи несравненно более надежны, особенно в области экстраполяции - вне области на​личия скважин или вне области известных значений признака, использованных при получении уравне​ния. Поэтому наилучшими атрибутами, несомнен​но, являются те, связь которых с резервуарными ха​рактеристиками следует из теоретических сообра​жений - время пробега, изохроны, амплитуды, ин​тервальные и пластовые скорости, мгновенные па​раметры и др. Карта изохрон временной мощности коррелируется с оценками мощности соответству​ющего пласта в скважинах. Непосредственное от​ношение к мощности, литологии и насыщению име​ет акустический импеданс и т. п.
Понимание физических основ связи особенно важно, когда число скважин невелико, а число ат​рибутов, исследуемых на эффективность, исчисля​ется десятками. В этой ситуации достаточно вели​ка вероятность возникновения случайных связей, использование которых в межскважинном и экст-раполяционном пространстве будет связано с боль​шими ошибками. Чем меньше коэффициент корре​ляции используемой зависимости и чем больше чис​ло атрибутов, тем больше вероятность получения такой ложной корреляции. Например, если количе​ство скважин равно 5, вероятность получения за​висимости с коэффициентом корреляции R = 0,7 при числе исследуемых атрибутов N = 5 равна 0,65, при N = 10 она увеличивается до 0,88, а при N = 20 -0,98. Если количество скважин равно 10 соответ​ствующие вероятности равны 0,12; 0,22; 0,39. При коэффициенте корреляции, равном 0,6 эти вероят​ности возрастают до 0,81; 0,96; 1,0 соответственно.
Поэтому, если количество скважин мало или если число атрибутов по сравнению с количеством скважин велико, физическое обоснование является особенно важным. Если, наоборот, количество сква​жин велико, а коэффициент корреляции значителен (превышает 0,8; 0,9), значимость причинной обус​ловленности не столь принципиальна.
Необходимо также учитывать, что резервуарные характеристики, определяемые по сейсмическим данным, не являются в полной мере теми, которые являются целевыми - из-за разной степени обобще​ния этих характеристик - в скважинах и на сейсми​ческих трассах.
Выделение квазиоднородных областей
В целях анализа качества материала скважины должны кодироваться по тектоническим блокам, литологическому типу, типу флюидов. Отдельные скважины или области сейсмических данных, где выделяются аномалии, должны быть проверены и исследованы. Для выявления таких "отскакиваю​щих" (на две-три дисперсии) точек или областей мож​но использовать гистограммы или кроссплоты. При этом гистограммы, в первую очередь, используют​ся не для определения типа распределения, а имен​но для выявления отскоков, т. к. эти точки могут иметь очень большое влияние на результаты ана​лиза, изменяя коэффициенты корреляции как в сто​рону уменьшения, так и, в некоторых случаях, в сторону увеличения (рис. 10.23).
Особенно наглядным и очень важным, ключевым инструментом интерпретатора для анализа исход​ных данных является изучение кроссплотов. Это поз​воляет более эффективно идентифицировать отско​ки, поскольку точки, выявленные по гистограммам (одна переменная) и кроссплотам (две переменных)

могут не совпадать. В том случае, когда по визу​альной оценке видно, что основная масса точек может быть хорошо приближена достаточно про​стым уравнением, но несколько точек находятся далеко от линии регрессии, значение коэффициен​та корреляции может быть низким. В то же время наличие двух совокупностей точек с достаточно сильно различающимися средними значениями и близкими к нулю значениями коэффициента корре​ляции внутри каждой совокупности, могут дать сколь угодно высокое значение коэффициента кор​реляции (рис. 10.23).
Если появление аномальных точек обусловлено наличием материала плохого качества, они должны быть отброшены. Однако, они могут быть обуслов​лены неоднородностью исследуемой выборки и пред​ставлять собой точки из разных подмножеств - вви​ду наличия, например, изменений в литологии или в типе флюидов, шума в сейсмических и каротажных данных, неточностей в координатах исходных дан​ных и т. п. В этом случае эти точки должны быть рассмотрены отдельно, а статистические парамет​ры должны оцениваться независимо для каждого подмножества.
Выбор сейсмических атрибутов
Общий подход - генерируется некоторое количе​ство (до нескольких десятков) сейсмических атрибу​тов и среди них отбираются те, которые имеют наи​лучшую и достаточно хорошую связь с целевыми гео​логическими характеристиками, измеренными в скважинах. При этом в первую очередь рассчитыва​ются и рассматриваются те атрибуты, причинная связь с которыми ясна и показана на основе сейсми​ческого моделирования.
Сравнение эффективности атрибутов производит​ся обычно по величине коэффициента корреляции R. Считается, что если R > 0,8, то это хорошая связь. Иногда используются связи и при R > 0,5 - 0,6. Од​нако надежность определения R при небольшом ко​личестве скважин невелика. Например, при R = 0,8, п = 10 и уровне значимости 95% доверительный ин​тервал находится в пределах от 0,34 до 0,95. С уче​том того, что предположение о соответствии выбор​ки предположениям, положенным в основу такого рода статистических оценок, обычно далеки от дей​ствительности, реальная надежность такой связи еще ниже.
Пусть Sy - величина среднеквадратического от​клонения прогнозируемого признака, Syx- величи​на среднеквадратического отклонения измеренных значений этого признака относительно линии рег​рессии. Даже если число исходных данных велико, при R = 06 5у.\- = 0,85>, если R - 0,8, Syx = Q,6Sy (Syx = Sy*J\-R2) . Таким образом, эффективность
использования сейсмических атрибутов при таких значениях коэффициентов корреляции невелика. Во​обще, как следует из вышеприведенной формулы, при любой дисперсии S2yx выборочный коэффициент корреляции может быть сколь угодно близок к 1, если значения признака изменяются в достаточно широ​ком интервале. И наоборот, если значения признака меняются в сравнительно узких пределах, то при сколь угодно малой дисперсии S2yx, коэффициент корреляции будет мал.
Поэтому гораздо удобнее определять сразу, по уравнению регрессии, не коэффициент корреляции, а величину Syx:
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где - v - значения признака по уравнению регрес​сии, уи - исходные значения признака, т - порядок уравнения, и - число замеров. Значения Syx выра​жаются в тех же единицах, что и размерность про​гнозируемого признака и сразу дают представление о прогностических возможностях используемого уравнения регрессии.

Вычисление уравнений регрессии
Прежде чем рассчитывать уравнения регрессии, исходное множество значений уи должно быть раз​делено на две части - эталонное - уш и контрольное -уик множества. Эталонное множество - это множество исходных данных, на котором производится обуче​ние - вычисление уравнений регрессии. Контрольное множество или контрольная выборка - это множество исходных данных, которые не участвовали в обуче​нии, и на котором производится проверка качества уравнений, рассчитанных на эталонном множестве. Правило выделения этих подмножеств трудно опре​делить строго формально, способ зависит от количе​ства и структуры расположения пунктов исходных данных, от типа решаемой задачи. Однако наибо​лее важным требованием является такой выбор то​чек контрольного множества, чтобы условия расче​та в них прогнозных значений по возможности со​ответствовали реальным условиям прогнозирования резервуарных характеристик по уравнениям регрес​сии во всей прогнозной области.
Если скважины расположены относительно рав​номерно по всей площади залежи, то контрольные
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точки также могут располагаться равномерно. Если же основное количество скважин располагается в эпицентре залежи и поэтому должна производиться как бы экстраполяция прогнозных значений к ее пе​риферии, среди контрольных точек должны быть точки, расположенные в этой периферийной облас​ти. При этом ошибки прогнозирования можно (и даже желательно) рассчитывать отдельно - в меж-скважинном и экстраполяционном пространстве. Естественно, что все это возможно, если количество скважин исчисляется не менее чем несколькими де​сятками.
Если число скважин невелико, имеется большая вероятность получить удовлетворительные на эта​лонном множестве уравнения регрессии не из-за на​личия действительной связи, а просто за счет их лег​кой адаптации к малому числу исходных данных. В случае, когда число коэффициентов уравнения рав​но числу исходных точек, коэффициент корреляции всегда равен 1. Контрольное множество в этом слу​чае можно организовать за счет включения в него последовательно каждой скважины и вычисления уравнения без ее участия.
Из двух уравнений, имеющих примерно одну и ту же величину ошибки, следует выбирать уравнение меньшего порядка, как более устойчивое при прогно​зе. Из двух атрибутов, дающих близкие результаты, следует выбирать тот, который более соответствует физическому смыслу рассматриваемой связи.
Оценка точности прогноза
Если считать возможным применение статисти​ческих оценок, ошибки прогнозирования могут быть определены на основе оценивания доверитель​ных интервалов предсказанных значений по урав​нениям или таблицам, имеющимся в литературе по регрессионному анализу. Однако применение ста​тистики возможно лишь при выполнении ряда тре​бований к исходным данным, лежащих в основе этого метода оценивания. На самом деле реальные условия далеки от статистических моделей, в ре​зультате чего надежность такого рода оценок при решении рассматриваемой задачи чрезвычайно низ​ка. Опыт показывает, что эвристический, вырабо​танный на основе здравого смысла и опыта, под​ход дает результаты, которые оказываются гораз​до ближе к действительности.
Ошибки прогноза оцениваются по величине Syx (10.6) на контрольном множестве. Величина Syx, оп​ределенная на эталонном множестве, может рас​сматриваться лишь в том смысле, что это ошибка минимально возможная в данной ситуации. Если она не удовлетворяет требованиям поставленной задачи, рассмотрение качества этих уравнений на контрольном множестве не представляет интереса,

поскольку в общем случае эти ошибки всегда еще больше.
10.3.3. Компьютерные комплексы для решения задач геометризации
К настоящему времени для решения задачи гео​метризации залежей нефти и газа разработаны де​сятки программных комплексов. Это могут быть комплексы, разработанные только для решения этой задачи, и комплексы, являющиеся частью больших систем обработки и интерпретации геолого-геофи​зических данных, решающих также задачи опре​деления коэффициентов извлечения нефти и подсче​та извлекаемых запасов, оптимизации процесса до​бычи углеводородов, экономической оценки запа​сов, обладающие общей базой хранения и управ​ления данными. Комплексы могут сильно разли​чаться по качеству решения различных этапов, и, в особенности, по степени простоты и удобства в эксплуатации.
Ниже приводится краткое описание возможнос​тей некоторых, достаточно типичных западных и российских систем, реализующих решение задачи геометризации залежей нефти и газа.
ГЕОМОД
ГЕОМОД (НФП Центргазгеофизика, ГИЦ, г. Кимры, WINDOWS) - система геологического мо​делирования, анализа и визуализации данных. На базе обработки геолого-геофизических данных, ин​терпретации ГИС создается геологическая модель и модель флюидонасыщения с подсчетом запасов У В сырья по газовым, газоконденсатным. нефтяным ме​сторождениям и подземным газохранилищам. Для расчета сеточных моделей с учетом тектонических нарушений используется метод интерполяции систе​мой гармонических функций - программа ФИТ. Ком​плекс выполняет следующие операции, которые мо​гут быть использованы как для решения отдельных задач, так и в качестве элементов общей системы мо​делирования:
· корреляция разрезов по ГИС;

· расчет карт стратиграфических поверхностей;

· построение каркасной геологической модели;
· детальная корреляция пластов и прослоев;

· расчет и построение детальной (тонкослоистой)
геологической модели объекта;
· создание модели флюидонасыщения объекта - рас​
чет и построение карт ГВК, ГНК и ВНК при на​
клонном положении межфлюидальных контактов;
· расчет и оценка начальных и текущих подсчет-
ных параметров, объемов и геологических запа​
сов - по пласту, залежи, ее участкам и т. п.;
· визуализация цифровой модели объекта в 2D,
3D, в виде профилей и разрезов (с нанесением дан-
ных каротажа) в любом направлении в целях про​ведения качественного анализа результатов мо​делирования;
•
оценка точности построений.
СИГМА
Система СИГМА (НПФ Сигма-Прокси, Москва) предназначена для накопления и анализа геолого-геофизической, технологической и промысловой информации с построением геологической и гидро​динамической моделей залежи углеводородов и опе​ративного контроля за разработкой месторождения. Все подсистемы связаны общей базой данных. Со​став комплекса:
· средства администрирования;

· генератор карт - методы интерполяции - система
гармонических функций (ФИТ), крайгинг;

· генератор геолого-геофизических планшетов;

· модуль детальной корреляции;

· обработка данных инклинометрии;
· модуль трехмерной модели залежи;
Бистро Аналитик
Система Бастро Аналитик (Аналитический центр Сибинкор) предназначен для решения задач нефтепромысловой геологии и разработки место​рождений. Состоит из ряда взаимосвязанных моду​лей. Метод интерполяции - модифицированный метод Шеппарда (аппроксимация алгебраическими полиномами).
ISOLINE
Система предназначена для решения задач карти​рования и геометризации залежей. Метод интерполя​ции - аппроксимационный сплайн. Построение карт -по листам с перекрытием 50%. Пользователь должен задавать вес на ошибку аппроксимации в узлах и глад​кость поверхности. Поверхность при этом может из​меняться от региональной до резко дифференцирован​ной, что зависит еще и от густоты сетки.
VEGO
Программный комплекс VEGO (СофтПласт) предназначен для анализа и обработки данных гид​родинамического моделирования:картопостроение, база данных, построение геологических и гидроди​намических сеток и визуализация в 2D и 3D, подсчет запасов.
Комплекс VR-Geo
Комплекс "VR-Geo" (Сервис НАФТА) предназ​начен для решения задач оперативного геолого-про​мыслового анализа месторождений, создания и ве​дения постоянно действующих геолого-технических моделей с использованием средств визуализации геолого-геофизической информации на базе исполь​зования нового подхода - виртуальной реальности.
Программа состоит из нескольких подсистем: под​системы управления прикладными задачами, подси-

стемы ввода исходных данных, подсистемы визуали​зации в режиме виртуальной реальности, подсисте​мы управления базой данных промысловой информа​ции, подсистемы математического моделирования и адаптации, подсистемы построения геологических карт.
В качестве визуализируемых в режиме виртуаль​ной реальности геолого-геофизических объектов мо​гут выступать:
· поля различных признаков (2D);

· поля динамических признаков с учетом измене​
ний во времени (3D);
· трехмерные модели объектов (3D);
· трехмерные модели объектов с учетом изменений
во времени (4D).
Подсистема математического моделирования позволяет:
· осуществлять интерполяцию требуемого парамет​
ра по значениям в заданных точках (на скважи​
нах) методом весовых функций, позволяющим ми​
нимизировать нежелательные дефекты интерпо​
ляции, такие как резкие пики и впадины;

· проводить гидродинамическое моделирование по
фильтрационной модели месторождения.
SURFER
Широко распространенным в России является SURFER - комплекс, который решает сравнительно узкий круг задач, но широко используется во мно​гих отраслях науки и техники.
SURFER, (GOLDEN, USA, операционная систе​ма Windows). Комплекс позволяет решать важней​шие этапы геометризации, однако не обеспечивает выполнения полного цикла расчетов. Основное на​значение - расчет сеточных моделей (grid) любых гео​лого-геофизических признаков и получение их гра​фического отображения. Методы интерполяции -крайгинг, минимальная кривизна, триангуляция и 5 вариантов методов приближения алгебраически​ми полиномами. Интерполяция при наличии текто​нических нарушений не предусмотрена. Вычисляют​ся различные функции от сеточных моделей, опре​деляются площади и объемы в пределах, ограничен​ных изолиниями и изоповерхностями. Способы гра​фического отображения - изолинии, изолинии с за​полнением цветом в соответствии с их уровнем, раз​личные варианты цветного и теневого псевдотрех​мерного отображения. Комплекс весьма прост в экс​плуатации и легко осваивается пользователями.
GES
GES (GEOGRAPHIX, филиал LANDMARK Company, USA операционная система Windows). Фирма разработала и продолжает совершенствовать систему программ, которая интегрирует геологичес​кую, геофизическую, промысловую, петрофизичес-
кую информацию и информацию о лизинге. Она со​держит три блока: SEISVISION - интерпретация и визуализация сейсмических данных, PRIZM - для анализа данных каротажа, GES.
GES предназначена для обработки, картирования и управления данными при решении задачи графи​ческого отображения геолого-геофизических данных и геометризации месторождений нефти и газа. Сис​тема позволяет интегрировать в единой среде боль​шие массивы данных по скважинам, каротажу, сейс​моразведке, гравиметрии и магнитометрии, геохи​мии, физическим свойствам, лизинге, промысловые данные, картографическую информацию.
GES состоит из следующих основных блоков: Presentation, LandNet, WellBase, SeisMap, Reports, IsoMap, 3D, Cross Section, Digitize.
Presentation - используется для группирования и оформления любого количества графических элемен​тов в комплексный монтаж, поддерживает сканиро​ванные отображения, диаграммы, карты, каротаж​ные кривые и отчеты.
LandNet - управляет картографическими данны​ми, включая административные границы, транспор​тные коммуникации, гидрографию и другие сведе​ния об интересующем участке. Обеспечивается им​порт и работа с данными различных государствен​ных источников.
WellBase - реляционная база данных для управле​ния данными по скважинам. Количество скважин не ограничено. Каждая скважина может иметь неогра​ниченное количество сведений о геологических фор​мациях, опробованию, инклинометрии, каротажных и промысловых данных, различного рода текстовые замечания. Выбирает исходные данные, необходи​мые для построения карт и разрезов.
SeisMap - реляционная база геофизических дан​ных. Сохраняет подробные сведения о сейсмических наблюдениях, выбирает необходимые для построе​ния карт и разрезов исходные данные.
Reports - используется для генерации текстового выхода.
IsoMap - расчет сеточных моделей признаков, карт изолиний, проведение алгебраических преобра​зований над сетками, вычисление объемов и площа​дей в пределах заданных контуров и геологических запасов. Позволяет в интерактивном графическом режиме задавать необходимую исходную информа​цию, вводить сведения о контурах участков, в кото​рых производится вычисление площадей и объемов, подсчет запасов. Методы интерполяции: минималь​ная кривизна, крайгинг, адаптивная интерполяция (интерполяция системой гармонических функций -аналог ФИТ), триангуляция и пять вариантов поли​номиального приближения.

Cross Section - использует данные WellBase, SeisMap, и IsoMap для построения структурных раз​резов.
3D - псевдотрехмерное отображение разрезов.
Earth Vision
EarthVision (Dynamic Graphics, USA, UNIX, Silicon Graphics, Sun) - система геологического мо​делирования. Это семейство программных продук​тов для пространственного моделирования, анализа и визуализации данных. Создаются модели рельефа, урезов воды, результатов интерпретации; объемных характеристик - температура, пористость, скорость, загрязнения; геологические характеристики - лито​логия, несогласия, тектонические нарушения. Для интерполяции на регулярную сеть в 2D и 3D исполь​зуются бикубические сплайны - Minimym Tension Gridding algorthm, не требующий, по словам авто​ров, обширного опыта у пользователя и необходи​мости определять сложные параметры. Имеется ал​горитм, позволяющий более точно моделировать пространственное распределение свойств, напри​мер, пористости в литологическом слое, с учетом по​ведения поверхности этого слоя, т.е. в этом случае реализуется вариант трехмерной интерполяции. Про​изводится традиционная 2D и новейшая 3D графи​ка. 2D и 3D исходные данные, тектонические нару​шения и фации могут быть показаны с помощью спе​циального модуля D. Такого рода графика может служить инструментом верификации, анализа и по​нимания сложных соотношений между исходными данными и моделями в трехмерном пространстве. Имеется графический редактор.
Stratomodel
Stratomodel (LANDMARK, Zykor, USA) - одна из наиболее продвинутых систем сеточного моделиро​вания резервуаров нефти и газа в трехмерном про​странстве. За счет объединения и совместного анали​за всей геолого-геофизической информации создает​ся детальная модель резервуара, позволяющая интер​претировать и оценивать его сложную внутреннюю структуру и распределение данных. Имеется возмож​ность интерактивного редактирования поверхностей и нарушений. Возможен детальный учет гетерогенно​сти продуктивного пласта, благодаря чему точность вычисления объемов может резко возрасти. Приме​ры показывают, что разница в геологических запа​сах в случае, когда геологическая модель представля​ется одним пластом и тем случаем, когда она пред​ставляется последовательностью в десятки и сотни пропластков, может составлять до 30%. Определяет​ся связность и непрерывность резервуарных зон.
Z - Map plus
Z - Map plus (Zycor) - система для расчета сеточ​ных моделей на основе использования 9 методов ин-
терполяции, 2D и 3D презентационная графика, вы​числение различных характеристик резервуара.
Contouring Assistant
Contouring Assistant (LANDMARK) - компьюте​ризированная система для выбора оптимальных ме​тодов интерполяции. При использовании обычных интерполяционных систем требуется пройти десят​ки шагов, требующих оценки качества опытным эк​спертом. Система снижает этот процесс до несколь​ких простых шагов, однако окончательный выбор остается за пользователем.
Heresim 3D
Heresim 3D (Институт Нефти и Центр Геостатис​тики, Франция, UNIX, Silicon Graphics, Hewlett Packard, IBM RISC 6000). На основе проведения гео​статистического анализа геологических и геофизи​ческих данных создается трехмерная геологическая модель резервуара. По этой модели могут строиться любые 2-х мерные разрезы. Имеется возможность интерактивного графического редактирования, ани​мации результатов моделирования в реальном вре​мени, трехмерный курсор для демонстрации значе​ний данных.
Географические информационные системы - ГИС
Эти системы рассчитаны, в первую очередь, на ре​шение задач составления различных базовых геогра​фических карт практически в любых системах коор​динат, на основе которых могут решаться разнооб​разные задачи экологии, экономики, метеорологии и других отраслей науки и техники. В последние годы эти системы активно используются и в геологии- для подготовки базовых карт, качественного оформления различной картографической продукции, организа​ции баз данных и т. п., в том числе и для получения сеточных моделей и построения карт изолиний.
Arclnfo, ArcView, Spational Analist (ESRI, USA). Один из самых продвинутых и наиболее распрост​раненных комплексов. При решении задачи геомет​ризации может использоваться, в основном, для по​лучения сеточных моделей, составления базовых карт и карт изолиний. Методы интерполяции: триангуля​ция, алгебраические полиномы, крайгинг и сплайны. В ArcView дополнительно используется ФИТ.
Maplnfo (USA). Основные задачи примерно те же, что и в продуктах ESRI. Расчет сеточных моделей производится программой Vertical Mapper, имеющей в своем составе различные варианты полиномиаль​ной интерполяции.
ГИСПарк.6 (Ланэко, Москва). Географическая информационная система, ориентированная на ре​шение задач статистической обработки данных (в первую очередь, геолого-геофизических) и распозна​вания образов. В целях создания сеточных моделей используется ФИТ.

Географ (Институт Географии, РАН). Решаются стандартные задачи ГИС. В целях создания сеточ​ных моделей используется ФИТ.
Основные требования к компьютерным комплексам
Качество решения задачи геометризации зависит, в первую очередь, от качества получаемых сеточных моделей интерполируемых признаков. Поэтому ком​плексы должны базироваться на методах и програм​мах, дающих высокоточное решение задачи интер​поляции. Критерии для выбора методов сформули​рованы в разделе 10.2. Время расчетов при решении задачи геометризации невелико и, как правило, не может служить критерием выбора метода интерпо​ляции. Для проведения расчетов вполне достаточно мощности компьютеров Пентиум, желательно с па​мятью на жестком диске не менее 2 - 3 Гб.
Комплексы должны обладать:
· единой базой данных;
· высокоточной и надежной системой построения
сеточных моделей геолого-геофизических призна​
ков и объектов геометризации;

· развитой системой графического отображения в
2D и 3D;
· возможностью построения стратиграфических
профилей и разрезов (с нанесением данных каро​
тажа);
· возможностью производить расчеты в условных
и географических координатах;

· интерактивным графическим режимом;
· возможностью создания числовой модели флюи-
донасыщения объекта при различных предполо​
жениях о поведении границы между флюидами;
· возможностью расчета начальных и текущих под-
счетных параметров, объемов и геологических
запасов по объекту в целом, пласту, участку, про-
пластку и т. д.;
· возможностью проведения оценки точности по​
строений.
10.4. СПОСОБЫ ОПРЕДЕЛЕНИЯ СРЕДНИХ ЗНАЧЕНИЙ ПАРАМЕТРОВ ЗАЛЕЖЕЙ
Определение средних значений параметров зале​жей (эффективной нефте(газо)насыщенной толщины, коэффициентов пористости и нефте(газо)насыщен-ности) производится при подсчете запасов нефти и газа для залежи в целом или ее частей. Подсчетаыми объектами могут быть пласты, участки различных категорий запасов, зоны различного флюидонасы-щения (нефть, газ), участки с различными фильтра-ционно-емкостными свойствами и т. д. [10, 18, 19]
Исходные данные для определения средних значе​ний параметров залежей
Исходными данными для расчета средних значе​ний параметров залежей или их частей являются ре-
зультаты геометризации залежей по подсчетным па​раметрам.
Геометризация залежи по исследуемым парамет​рам сводится к математическому моделированию изменчивости этих параметров в объеме залежей.
Общую изменчивость параметров в объеме зале​жи принято разделять на две составляющие:
а)
вертикальную изменчивость параметров (по
разрезу скважин);
б)
латеральную изменчивость параметров (по пло​
щади залежей).
Разделение общей изменчивости параметров за​лежи на две составляющие обусловило применение различных методов математического моделирова​ния этих составляющих и предопределило двухэтап-ность определения средних значений параметров залежей - усреднение параметров по разрезу сква​жины и усреднение параметров по площади подсчет-ного объекта.
Результаты геометризации подсчетных парамет​ров по разрезу скважин представлены в виде после​довательности выделенных нефте(газо)насыщенных прослоев, в которых определены эффективная неф-те(газо)насыщенная толщинаh , н(,, коэффициенты пористости Кп и нефте(газо)насыщенности Кн(г>.
Геометризация свойств залежи по разрезу сква​жин проводится на основании полученных геологи​ческих параметров методами комплексной интерпре​тации данных керна и материалов ГИС.
Исходными данными для расчета параметров, характеризующих продуктивный разрез скважины, является совокупность значений подсчетных пара​метров в проницаемых прослоях {h , , ., Kni, ffii^,j}., где j - номер скважины, / - номер нефте(газо)насы-щенного прослоя ву'-ой скважине, / = !,«,«- число нефте(газо)насыщенных прослоев ву'-ой скважине.
Интегральными параметрами, определяемыми для разрезов скважин, являются:
•
суммарная нефте(газо)насыщенная толщина
Нэф,Н(г»>
· средние значения коэффициентов пористости
Kn,cpj и нефте(газо)насыщенности KH(f)cpj,
· удельный эффективный нефте(газо)насыщенный
объем
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•    удельный эффективный объем (^\h^l^iKni)j.
1=1
Результаты геометризации подсчетных парамет​ров по площади залежи представлены в виде карт в изолиниях, построенных по значениям параметров, вычисленных для разрезов скважин, с использовани​ем дополнительной косвенной информации, корре-

лируемой с картируемыми параметрами, если тако​вая имеется.
Картируемыми параметрами являются
•
суммарная нефте(газо)насыщенная толщина
тт
'    .
пэф,н(г)'
· средние для разреза скважины значения коэффи​
циентов пористости Кп    и нефте(газо)насыщен-
ностиЛ-        ;
· удельный эффективный нефте(газо)насыщенный
объем (Н}фн(г)КпКн(г));
•
удельный эффективный объем   (^^эф,н(г}^п,1)-
г=1
Картирование указанных параметров произво​дится при наличии закономерной составляющей (тренда) в изменчивости параметров по площади за​лежи, т.е. при моделировании изменчивости этих параметров нестационарным случайным полем.
При отсутствии закономерной составляющей (тренда) в изменчивости параметров по площади залежи, т.е. при моделировании изменчивости этих параметров стационарным случайным полем с по​стоянным математическим ожиданием, картирова​ние параметров не производится и подлежащая ус​реднению информация по площади залежи представ​ляется в виде дискретных по площади значений па​раметров в скважинах.
Способы усреднения данных
Используется два вида усреднения данных.
1. Арифметическое усреднение. Среднее арифме​тическое значение данных вычисляется по формуле:
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где X. (i= 1, и) - набор усредняемых данных, п - чис​ло данных.
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где ci - вес /-го значения данного в общей сумме. На веса с. накладывается условие
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2. Средневзвешенное усреднение. Средневзвешен​ное значение данных вычисляется по формуле
Из математической статистики известно, что ука​занные два способа усреднения экспериментальных данных используются для получения по ним несме​щенных оценок среднего значения соответственно однородной или неоднородной генеральной совокуп​ности, под которой понимается распределение иссле​дуемого параметра в объеме залежи.
В случае извлечения выборки из однородной ге​неральной совокупности, характеризующейся одно-
модальным (для геологических данных нормальным) законом распределения вероятностей, применяется арифметическое усреднение данных.
В случае извлечения выборки из неоднородной генеральной совокупности, характеризующейся по​лимодальным законом распределения вероятностей, применяется взвешенное (с заданными определенным образом весами) усреднение данных. В этом случае взвешивание экспериментальных данных эквива​лентно распространению значения параметра на некоторую окрестность точки локализации пара​метра, что направлено на обеспечение соответствия долевого состава значений параметра в залежи и в экспериментальной выборке.
При вычислении средних параметров по залежи используются следующие виды средневзвешенных оценок:
· средневзвешенное по эффективной нефте(газо)на-
сыщенной толщине значение параметра;

· средневзвешенное по площади значение пара​
метра;
· средневзвешенное по нефте(газо)насыщенному
объему значение параметра.
Определение средних значений эффективной неф-те(газо)насъщенной толщины
Интегральной характеристикой разреза скважи​ны по эффективной нефте(газо)насыщенной толщи​не является суммарная величина эффективных тол​щин нефте(газо)насыщенных прослоев.
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где у' - номер скважины, п - число нефте(газо)насы-щенных прослоев ву'-ой скважине.
Изменчивость эффективной нефте(газо)насыщен-ной толщины Нэфн(г)-п° площади залежи, как пра​вило, содержит детерминированную (трендовую) компоненту, поэтому определение ее средних значе​ний производится по карте изопахит, построенной по всей имеющейся информации (данным по сква​жинам и косвенной информации). Усреднение про​водится в пределах заданного подсчетного объекта. Среднее значение эффективной нефте(газо)насыщен-ной толщины определяется как средневзвешенное по площади значение по формуле
[image: image292.png]H
spanteiep = ZHJ@N(;;.W” ,,S' s (10.17)

ZS




где Нэфн{г)то1t - значение изолинии, средней между /-ой и (;' + 1)-ой изолиниями, Si - площади элемен​тарных полей между соответствующими изолиния​ми в пределах заданного подсчетного объекта, п -число элементарных полей.

Вычисление элементарных полей S/ производит​ся либо вручную с помощью планиметра, либо авто​матически на ПК, когда элементом площади ^.явля​ется элемент регулярной сетки карты. В последнем случае расчетная формула преобразуется к виду
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где М - число узлов регулярной сетки в пределах подсчетного объекта.
Определение средних значений коэффициентов по​ристости и нефте(газо)насыщенности
Усреднение по разрезу скважин
При определении средних по разрезу скважины коэффициентов пористости и нефте(газо)насыщенно-сти следует исходить из того, что для слоистых раз​резов совокупность значений коэффициентов пори​стости и нефте(газо)насыщенности для выделенных нефте(газо)насыщенных прослоев представляет со​бой выборку из неоднородной генеральной совокуп​ности пород-коллекторов. В этом случае требуется применение средневзвешенных методов усреднения. Для обеспечения долевого состава пород-коллекто​ров с различными значениями коэффициентов пори​стости и нефте(газо)насыщенности при определении средних значений этих параметров по разрезу сква​жин используется взвешивание по эффективной неф-те(газо)насыщенной толщине. С учетом того факта, что коэффициенты пористости и нефте(газо)насы-щенности в прослоях, как правило, имеют значимую корреляцию, для получения несмещенной оценки среднего значения одного из этих параметров (обыч​но коэффициента нефте(газо)насыщенности) следу​ет проводить дополнительное взвешивание послой​ных значений параметра по другому параметру (ко​эффициенту пористости).
Расчетные формулы для получения средневзве​шенных значений коэффициентов пористости и неф-те(газо)насыщенности в скважинах следующие:
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Формула (10.20) представляет собой взвешивание коэффициента нефте(газо)насыщенности по объему.
Усреднение по площади
Способ усреднения коэффициентов пористости и нефте(газо)насыщенности по площади зависит от
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характера латеральной изменчивости параметров
^n.cpj И Кн(г)ср}~
В случае, если латеральная изменчивость этих параметров моделируется стационарным случайным полем (отсутствует детерминированная компонента изменчивости), используется среднеарифметическое усреднение значений параметров в скважинах, рас​положенных в пределах подсчетного объекта. Рас​четная формула
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В случае, если изменчивость этих параметров мо​делируется нестационарным случайным полем (при​сутствует детерминированная компонента изменчи​вости и строится карта параметра), используются средневзвешенные по площади значения парамет​ров в пределах подсчетного объекта. Расчетные формулы
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гДе кп „„»., (кн(г) „*,,,/) - значение изолинии карты соответствующего параметра, средней между г'-ой и (/ + 1)-ой изолиниями, S,.- Площади элементарных участков между соответствующими изолиниями в пределах заданного подсчетного объекта, п - число элементарных участков.
Вычисление элементарных полей ^.производит​ся либо вручную с помощью планиметра, либо ав​томатически на ПК, когда элементом площади S1,. является элемент регулярной сетки карты. В после​днем случае расчетные формулы преобразуются к виду

эффективного нефте(газо)насыщенного объема, средние значения подсчетных параметров определя​ются следующим образом:
Определяется средневзвешенное по площади значение удельного эффективного нефте(газо)насы-щенного объема с использованием карты удельно​го эффективного нефте(газо)насыщенного объема
Определяется средневзвешенное по объему зна​чение коэффициента нефте(газо)насыщенности Кн1г ,(1 по картам удельного эффективного нефте(газо)насы-щенного объема (Н, н(г>КпКн(,) и удельного эффек​тивного объема (Нзфн(г)К^.
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Далее можно воспользоваться приближенным равенством
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По вычисленным   по формулам (10.27), (10.28),
(10.29) значениям (Нэфн(г)К„Кн(г))ср, Н
ср,
Кн(г>   определяется среднее значение коэффициен​та пористости
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где Л/ - число узлов регулярной сетки в пределах под​счетного объекта.
В случае, если запасы залежи или ее частей вы​числяются с использованием величины суммарного
