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Введение

Нейтронный каротаж в различных модификациях: нейтронный каротаж по 

тепловым нейтронам (ННКт), нейтронный каротаж по надтепловым нейтронам 

(ННКнт), нейтронный гамма-каротаж (НГК) давно применяется при исследова­

нии разрезов нефтегазовых скважин. Он в одной из модификаций включен в обя­

зательный комплекс геофизических исследований всех категорий нефтяных и га­

зовых скважин и остается единственным методом определения пористости кол­

лекторов в комплексе ГИС эксплуатационных скважин. Однако из-за отсутствия 

единого подхода в метрологическом обеспечении аппаратуры, разброса основ­

ных параметров средств метрологического обеспечения, неполного учета влия­

ния геолого-технических условий измерения (ГТУ) или нарушения порядка их 

учета при обработке материалов скважинных измерений и, наконец, единства в 

терминологии, его данные довольно часто вызывают критические замечания. 

Так, например, сопоставление результатов НК, полученных разными приборами, 

нс всегда повторяют друг друга. При сравнении результатов, полученных прибо­

рами отечественного производства и зарубежных фирм, также наблюдаются рас­

хождения, что связано как с различиями их технических характеристик (недоста­

точная чувствительность детекторов излучения, пониженная активность приме­

няемых источников нейтронов в отечественных приборах, примерно на 1 поря­

док, что связано с ограничениями по нормативным документам [24, 25]), непол­

ный учет ГТУ при обработке результатов измерений, в результате чего предпо­

чтение часто отдастся последним. В связи с этим, несмотря на присутствие НК в 

комплексе ГИС всех категорий скважин, его данные из-за слабой дифференциа­

ции показаний против глинистых пластов и коллекторов часто не используются 

при оперативной интерпретации, особенно при исследовании таких разрезов, как 

полимиктовые песчаники Западной Сибири.

Нейтронный каротаж, как метод радиоактивного каротажа, обычно сопро­

вождается методом гамма-каротажа (ГК). Его данные используются для корре­

ляции геологического разреза, оценки глинистости коллекторов и решения ря- 
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да других задач. Однако данные этого метода также, как и методов НК, из-за 

неоднозначности метрологического обеспечения, неполного учета влияния ГТУ 

измерений при обработке результатов вызывают много нареканий.
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Термины и определения

В настоящем методическом пособии применяются следующие термины 

с соответствующими определениями:

• нейтронный каротаж (НК) - радиоактивный каротаж, основанный на 

измерении плотности потока тепловых (ННКт) и надтепловых (ННКнт) нейтро­

нов или вторичных гамма-квантов (НГК), образующихся в результате поглоще­

ния нейтронов при облучении горных пород стационарным (радиоизотопным) 

источником нейтронов;

• импульсный ней кронный каротаж (ИНК) - нейтронный каротаж, ос­

нованный на измерении нестационарной плотности потока нейтронов (ИННК) 

или гамма-квантов, образующихся при радиационном захвате тепловых нейтро­

нов, (ИНГК) при облучении горных пород импульсным источником быстрых 

нейтронов и определении среднего времени жизни (т) или сечения захвата (Ха) 

тепловых нейтронов;

• спектрометрический гамма-каротаж (СГК) - гамма-каротаж, при ко­

тором по энергетическому спектру и интенсивности регистрируемого гамма- 

излучения горных пород в характерных энергетических областях определяют 

массовое содержание естественных радиоактивных элементов - урана (П), тория 

(ТЬ) и калия (К);

• плотностной гамма-гамма-каротаж (ГГКп) - радиоактивный каротаж, 

основанный на измерении плотности потока рассеянного гамма-излучения при 

облучении горных пород стационарным источником гамма-квантов и определе­

нии их плотности;

• акустический каротаж (АК-АТ) - каротаж, основанный на измерении 

времени распространения упругих волн сжатия (продольных или Р-волн) в вскры­

тых скважиной породах;

• стандартные образцы пористости (СО пористости) - модели пластов 

с известным коэффициентом водонасыщенной пористости и минерального со-
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става, используемые для градуировки и калибровки аппаратуры нейтронных 

методов каротажа;

• эталонировочная установка - бассейн или бак с пресной водой с соот­

ветствующими габаритными размерами, используемый для эталонировки показа­

ний зондов нейтронного каротажа, установления цены условной единицы (у. е.);

• имитаторы пористого пласта (ИПП), используемые в качестве образ­

цов пористости при отсутствии соответствующих СО пористости.
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Перечень сокращений и обозначений

В настоящем методическом пособии применены следующие сокращения 

и обозначения (мнемоники):

РК - радиоактивный каротаж (принятое в обиходе выражение);

НК - нейтронный каротаж;

ННКт- нейтрон-нейтронный каротаж но тепловым нейтронам;

2ННКт - двухзондовый (компенсированный) ННКт [21];

ННКнт - нейтрон-нейтронный каротаж по надтепловым нейтронам;

НГК - нейтронный гамма каротаж;

ИНК - импульсный нейтронный каротаж;

ИННК - импульсный нейтрон-нейтронный каротаж;

ИНГК - импульсный нейтронный-гамма каротаж;

т - среднее время жизни тепловых нейтронов;

Е« - макроскопическое сечение захвата тепловых нейтронов;

У/У - объемная доля (породы, пустот);

е. з. (си) - единица измерения макроскопического сечения захвата тепло­

вых нейтронов;

у. е. (уе) - показание зонда (скорость счета - имп/мин) в стандартной сре­

де - бакс с пресной водой (Ев = 22 е. з. или Св < 0,05 г/л);

Св - минерализация (соленость) воды, г/л;

ГГКп - гамма-гамма каротаж по плотности вскрытых скважиной горных 

пород;

АК( ЭТ) - акустический каротаж по времени распространения волны сжа­

тия (продольной волны);

ГК - гамма каротаж - регистрация гамма-излучения естественных радио­

активных элементов (ЕРЭ) в разрезе скважин;

СГК - спектрометрический гамма-каротаж;

ТНОК - диаграмма массового содержания тория;

СКАК - диаграмма массового содержания урана;
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РОТА - диаграмма массового содержания калия;

ррт - единица измерения массового содержания (тория, урана) в милли­

онной доле;

86К — диаграмма общей радиоактивности вскрытых скважиной горных 

пород (интегрального ГК) по данным СГК;

СОК - диаграмма интегрального ГК с вычетом вклада уранового компо­

нента гамма-излучения горных пород;

ХУННКт- коэффициент кажущейся водонасыщенной пористости но дан­

ным ННКт по шкале известняка;

ХУНГК - коэффициент кажущейся водонасыщенной пористости по данным 

НГК по шкале известняка;

ХУ ИНК - коэффициент кажущейся водонасыщенной пористости по дан­

ным ИНК по шкале известняка;

КпНК - коэффициент общей пористости но данным НК;

КпНГК - коэффициент общей пористости по данным НГК;

КпИНК - коэффициент общей пористости по данным ИНК;

КпГГКп - коэффициент общей пористости по данным ГГКп;

КпАК - коэффициент общей пористости по данным АК;

ДС - диаметр скважины;

Кгл - коэффициент объемной глинистости;

Сгл - коэффициент массовой глинистости;

ХУ гл — водный эквивалент глин;

ХУск - водный эквивалент скелета (матрицы) породы;

Кнт (КИТ) - коэффициент текущей нефтенасыщенности породы-коллек­

тора;

Кгт (КОТ) - коэффициент текущей газонасыщенности породы-коллектора;

Кнт - коэффициент нсфтс- и газонасыщенности породы-коллектора по дан­

ным геофизических исследований скважины (ГИС) открытого (нс обсаженного) 

ствола.
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1. Источники нейтронов, применяемые при каротаже

нефтегазовых скважин

Источниками нейтронов непрерывного действия, которые используют­

ся в нейтронном каротаже, являются, в основном, гслий-бсриллисвыс смеси:

Не2+ Ве4-> С6+ п0. Ядра гелия - а-частицы образуются в результате распада

210 239 241
радиоактивных элементов: Полония ( Ро), Плутония ( Ри), Америция ( Аш) 

(рисунок 1).

Реакция в америций-бериллиевом источнике

Рисунок 1. Схематическое изображение реакции 

в америций-бериллиевом источнике

(по Мануэль Абоуд, Роб Бедри и др., 2015, США, Хьюстон [5])

Псриоды полураспада этих элементов и энергия образуемых а-частиц 
210 239разные. Так, период полураспада Ро - 138 дней 9 часов; Ри — 24 360 лет 

238 240 244 241
( Ри - 86 лет, имеются изотопы ~ Ри, Ри и др.); ” Ат - 432,6 года. В свя­

зи с этим максимумы в энергетическом спектре нейтронов также разные. Это

означает, что в зависимости от применяемого типа источника нейтронов пре­

обладают тс или другие пороговые ядерные реакции при облучении пород. По- 

скольку возбужденное ядро С после испускания нейтрона переходит в ста-
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49бильнос состояние испусканием у-кванта с энергией 4,4 МэВ, Не2+ Ве4 источ­

ник одновременно является нейтронным и гамма источником. Это положение 

сказывается на показаниях ННКт и НГК, особенно против газонасыщенных 

коллекторов, повышенными значениями последних.

Иногда при специальных исследованиях используется источник Калифор- 
252 _.ний СГ с периодом полураспада Т1/2 = 2,645 года и максимумом в энергети­

ческом спектре нейтронов около 1,0 МэВ.

Активность (выход нейтронов) применяемых в отечественной практике 

геофизических исследований скважин согласно требований существующих Са­

нитарных правил [24, 25] не превышает первых 107н/с.
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2. Взаимодействие нейтронов с веществом

В зависимости от энергии нейтронов при их взаимодействии с ядрами ве­

щества происходят следующие ядерныс реакции:

• нсупругос рассеяние, если энергия нейтронов выше энергии связи ней­

тронов ядра. При этом происходит замещение нейтрона ядра на быстрый ней­

трон, а возбужденное ядро путем излучения гамма-кванта (квантов) переходит 

в стабильное состояние;

• упругое рассеяние, если энергия нейтрона ниже энергии связи нейтро­

нов ядра (ниже порога реакции неупругого рассеяния). При этом нейтрон теря­

ет свою энергию на взаимодействие с ядром, причем тем быстрее, чем меньше 

масса ядра элемента, с которым взаимодействует нейтрон. В этой связи ядро во­

дорода является наилучшим замедлителем нейтронов - при взаимодействии с 

ядром водорода нейтрон теряет половину своей энергии;

• радиационный захват — замедленные до тепловых энергий (0,025 эВ) 

нейтроны захватываются ядрами вещества, а возбужденные при этой реакции 

ядра переходят в стабильное состояние путем испускания одного или несколь­

ких гамма-квантов с характерной для данного ядра (элемента) энергией;

• активация ядер элементов вещества на основе (п-р) реакции, если энер­

гия нейтронов превышает порог этой реакции. Активированные ядра затем рас­

падаются на основе а- или 0-распада, образуя другой элемент. Энергия возбуж­

денного ядра при этом расходуется на испускание гамма-квантов определен­

ной (характерной для данного элемента) энергии.

Все указанные выше реакции связаны с характерными особенностями 

среды и используются для изучения геологического разреза на основе различ­

ных методик облучения горных пород нейтронами различных энергий и реги­

страции замедленных до надтепловой и тепловой энергии нейтронов или гам­

ма-квантов, образующихся в результате взаимодействия нейтронов с элемент­

ами вещества.
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3. Модификации нейтронного каротажа, 

их особенности

Нейтронный каротаж основан на облучении горных пород быстрыми ней­

тронами из ампульного (изотопного) источника непрерывного действия и реги­

страции на некотором расстоянии от источника плотности надтепловых (моди­

фикация ННКнт) и тепловых нейтронов (модификация ННКт) или вторичных 

гамма-квантов, образующихся при радиационном захвате тепловых нейтронов 

ядрами элементов породы (модификация НГК).

Наибольшее распространение при исследовании разрезов нефтегазовых 

скважин, особенно в нефтегазоносных регионах Урало-Поволжья, получил НГК 

(однозондовый вариант), в регионах Западной Сибири — ННКт (в начальный 

период освоения месторождений нефти и газа однозондовый, затем, с разра­

боткой соответствующей аппаратуры [21] и методики [23], двухзондовый). Пре­

имуществом двухзондового (компенсированного) ННКт является меньшая, чем 

однозондовый вариант, зависимость его показаний от скважинных условий [23]. 

Кроме того, ННКт, в отличие от НГК, является безфоновым методом. ННКнт ис­

пользуется намного реже, что связано с относительно малой глубинностью (пер­

пендикулярно к оси скважины) исследований этой модификации нейтронного ка­

ротажа. Двухзондовый вариант НГК используется в основном при исследовании 

газовых скважин, в особенности при ГИС-контролс эксплуатационных скважин, 

в том числе подземных хранилищ газа (ПХГ).

Такое положение связано со следующими причинами:

• более эффективные, чем ранее применявшиеся газоразрядные счетчи­

ки, сцинтилляционные детекторы гамма-квантов появились раньше современ­

ных гелиевых счетчиков и обеспечили приемлемые скорости каротажа прибо­

рами НГК;

• в условиях высокоминерализованных пластовых вод месторождений 

Урало-Поволжья (до 250 г/л в начальный этап разработки месторождений) НГК
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обеспечивает большую дифференциацию диаграмм, следовательно, позволяет 

более точно оценивать кажущуюся водонасыщенную пористость;

• при отсутствии надлежащих средств метрологического обеспечения из­

мерений нейтронными методами геологические условия Урало-Поволжья — на­

личия в разрезе плотных карбонатных пород и не размытых при бурении мас­

сивных пластов глин, позволили относительно легко выделять пласты-коллек­

торы и оценивать их пористость с использованием так называемой «методики 

двух опорных пластов» [7]. Однако эта методика имеет существенные недостат­

ки - нс учитывается влияние скважинных условий, например, изменения диа­

метра скважины в зависимости от разной устойчивости или неустойчивости 

вскрываемых бурением пород, выбор опорных пластов, в особенности глин, 

носит довольно условный характер, поскольку глины являются аккумулятором 

элементов с высоким содержанием (железа, марганца, магния) и с аномально вы­

соким сечением захвата тепловых нейтронов (бор, гадолиний, самарий, хлор в 

физически (поверхностно) связанной воде), против которых показания НГК ста­

новятся меньше 1 (единицы) [18], т. с. меньше чем в воде. Поэтому и значения 

КнНГК, определяемые по этой методике, становятся также условными;

• в разрезах Западной Сибири, как известно, трудно найти опорные пла­

сты со стабильно неизменными характеристиками, поэтому НГК в этих услови­

ях практически не применяется. Кроме того, минерализация пластовых вод это­

го региона очень низкая (12-19 г/л, редко доходит до 24 г/л), что также снижает 

эффективность НГК при оценке характера насыщения пластов (ранее он в ком­

плексе с ННК применялся и для этих целей);

• зонды прибора ННКнт считаются менее глубинными, однако из-за не­

чувствительности к минерализации пластовых вод имеют неоспоримое преи­

мущество при исследовании разрезов с солевыми отложениями, таких, как неф­

тегазовые месторождения Восточной Сибири и Якутии.
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4. Аппаратура нейтронных методов каротажа

Основным элементом скважинных приборов аппаратуры нейтронного ка­

ротажа являются их зонды, где размещаются источник нейтронов и детектор 

излучения. Для исключения прямого влияния источника между источником ней­

тронов и детектором размещается соответствующий экран из замедлителя ней­

тронов и свинца для защиты от прямого гамма-излучения источника. Для реали­

зации модификации ННКнт детектор окружается экраном из водородосодсржа- 

щего материала (например, капролона) и кадмия. Кроме того, для минимизации 

эффекта активации сцинтиллятора быстрыми и тепловыми нейтронами в зонде 

НГК детектор окружается сложным экраном из бора и кадмия. Бор является экра­

ном для быстрых нейтронов, а кадмий — для тепловых. В качестве примера на 

рисунке 2 приводятся конструкции наиболее распространенных приборов ней­

тронного каротажа. В современных приборах ННКт и ННКнт в качестве детек­

тора используют гелиевые счетчики тепловых нейтронов типа СНМ (ранняя мо­

дификация) [6, 8] или СНК (современная модификация, рисунок 3). Конструк­

тивно они выполнены в виде газонаполненной трубки. В трубке находится газ 

3Нс2 под давлением порядка 9 атм. Эффективность регистрации нейтронов теп­

ловых энергий (—0,025 эВ) по данным производителя приближается к 100 %.

ЗонШШ-7]А

Рисунок 2. Зонды скважинных приборов аппаратуры ПРКЛ-73 и ПРКЛ-73А [2, 3]
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Рисунок 3. Конструкция гелиевого счетчика тепловых нейтронов типа СНК

В приборах нейтронного-гамма каротажа обычно используются сцин­

тилляционные детекторы на основе сцинтилляторов ^а^(Т1) или С8.1(Т1/1Ча), со­

стыкованные с соответствующим фотоэлектронным умножителем (ФЭУ). Эф­

фективность детектора на основе С8^(Т1/^а) за счет повышенной плотности 

кристалла примерно в 1,5 раза выше, чем у КаДТ!), но световыход пониже - 

у С8}(\а) на четверть, у СзДТ!) в два раза [11].

Рансе скважинные приборы нейтронного каротажа были в одномстодном, 

как, впрочем, и приборы других методов, исполнении и в лучшем случае содер­

жали дополнительный детектор гамма-квантов для регистрации гамма-излуче­

ния породы (ГК). Регистрируемая детекторами импульсная информация после 

небольшой обработки их по длительности и амплитуде передавалась по каро­

тажному кабелю на поверхностную регистрирующую систему. С развитием те­

леметрической системы передачи информации как по кабелю, так и по бурово­

му раствору появилась возможность создать сборку приборов, выполненных в 

виде модулей разного метода каротажа, в том числе двух приборов НК (2ННКт и 

2НГК) с одним источником нейтронов [20]. Это сократило время задолживания 

скважин для каротажа. В дальнейшем, при создании модуля автономных нако­

пителей информации в составе сборки приборов, появилась возможность охва­

тить геофизическими исследованиями и с наклонно направленными, и горизон­

тальными стволами со спуском связки приборов в скважину на бурильном ин­

струменте.

15



5. Регистрируемые и измеряемые параметры 

нейтронного каротажа

Регистрируемыми параметрами нейтронного каротажа являются скоро­

сти счета на зондах (1М{ и 1бз) в имп/мин, измеряемыми - скорости счета (5МЗ и 5бз) 

в условных единицах (у. е.).

Перевод регистрируемых скоростей счета в размерность у. с. производит­

ся путем их деления на показания соответствующего зонда в бассейне (бакс) с 

пресной водой - эталонной среде. Это обеспечивает стандартность показаний 

зондов независимо от активности используемого источника нейтронов и раз­

броса параметров применяемых в приборах детекторов излучения.

Показания зондов НК зависят как от замедляющих, так и поглощающих 

свойств среды. Основным замедляющим элементом нейтронов в составе гор­

ных пород является водород, входящий в состав пластового флюида (вода, нефть, 

газ). Флюид находится в норовом пространстве (коллекторе), следовательно, яв­

ляется мерой пористости.

Связь между показанием зонда и коэффициентом кажущейся пористости 

пород устанавливают путем градуировки аппаратуры на основе измерений в 

средах со стандартными характеристиками - моделях пластов. Пористость при 

этом считают кажущейся из-за различий условий измерений в моделях пластов 

и реальных скважинах. Для получения значения общей пористости пластов в 

разрезе в результаты измерений в скважинах вводят соответствующие поправки 

на влияние геолого-технических условий скважины при каротаже [8].
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6. Метрологическое обеспечение аппаратуры 

нейтронных методов каротажа

Общая схема метрологического обеспечения приборов нейтронного каро­

тажа, согласно РД 153-39.0-072-01 [10], предусматривает: первичную калибров­

ку (градуировку), периодическую калибровку (поверку), полевую калибровку 

(собственно калибровку) и калибровку (градуировку) канала ГК, если он в при­

боре присутствует. В связи с неудачной терминологией названий метрологиче­

ских операций в РД в дальнейшем воспользуемся привычной и понятной ранее 

применявшейся метрологической терминологией.

Градуировка прибора (зондов НК) производится разработчиком прибора 

по результатам измерений несколькими стандартизованными экземплярами в 

бассейне с пресной водой и моделях пластов со стандартными и известными 

параметрами. Результаты градуировки в виде функциональной зависимости за­

писываются в «Техническом описании и инструкции по эксплуатации прибора».

Поверка прибора осуществляется при вводе аппаратуры в эксплуатацию и 

периодически, например, один раз в квартал, в процессе эксплуатации, а также 

после ремонтно-восстановительных работ с аппаратурой. При отсутствии мо­

делей пластов пользуются имитаторами пористого пласта (комплектом ИПП). 

По результатам поверки оцениваются погрешности измерений [8] не менее чем 

в трех точках в диапазоне измерений и делаются выводы о пригодности или не­

пригодности прибора для эксплуатации в качестве средства измерения.

Калибровка прибора осуществляется перед каждыми скважинными из­

мерениями. Поскольку на скважинах отсутствуют условия калибровки прибо­

ров НК, то эта процедура производится перед выездом каротажного отряда на 

выполнение Заказа. Результаты калибровки затем в виде текстового файла при­

лагаются к материалам скважинных измерений и являются доверительной осно­

вой для оценки качества аппаратуры (пригодности ее для использования в ка­

честве средства измерения) и проведения количественной интерпретации ре­

зультатов скважинных измерений.
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Кроме указанных выше процедур, в радиоактивном каротаже существует 

процедура эталонировки каналов прибора нейтронного каротажа. Эталониров- 

ка прибора НК является первой процедурой в метрологическом обеспечении РК 

и производится путем измерений в эталонной среде, в качестве которой приня­

та пресная вода (с сечением захвата тепловых нейтронов 22,2 е.з.). Она пред­

назначена для исключения влияния разности выхода нейтронов используемого 

в данном случае источника и эффективности установленных в зондах детекто­

ров, т. е. стандартизации показаний различных экземпляров прибора. В резуль­

тате эталонировки прибора устанавливается цена условной единицы (у. с.) 

каждого зонда — 1 у. с. = (Знк)вода. Результаты эталонировки прибора отражаются 

в заголовках диаграмм (1а§-файлов), получаемых в результате скважинных из­

мерений.

Процедура эталонировки прибора присутствует при всех метрологиче­

ских операциях различного назначения.

Пример оформления результатов калибровки комплексной аппарату­

ры РК:

ПРОТОКОЛ

о проведении калибровки средств измерений

Средство измерения
(наименование, тип):

Аппаратура комплексная, малогабаритная, 
автономная, радиоактивного каротажа МРК-45

Заводской номер: 004
Предел измерений: ГК: 0-250 мкР/ч;
2ННКт: 0-40 единиц водонасыщенной пористости (с. п.)
Дата калибровки: 12.05.2006 г.
Калибровка канала ГК 
проведена на установке:

ПКУ-Г из комплекта ПКУ-ЕРЭ № 90.1

Активность (мкР/ч): 38,9
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Результаты измерений (прибор находится в А1 контейнере 0 108 мм):

Каналы
Фон окр. среды Показания Чувствительность

имп/мин имп/мин имп/мин/мкР/ч
ГК1 2115 31044 760,0

ГК2 2115 32104 787,0

Калибровка зонда НК проведена с источником нейтронов: ИБН5 (РиВе) 

№ 138 (ОАО «КНГФ») с выходом нейтронов - 0.99* 10Е7 с**-1 и комплектом 

имитаторов пористого пласта (ИПП) № 17.7.

1. Результаты измерений зондом НК (прибор без контейнера):

Среда
Дмз 

(имп/мин)

^бз

(имп/мин)

^мз

(У- е.)

^бз

(У е.)
К Амз Абз

Вода 60118 5037 — — — — —

ИПП-10.4 325878 91212 5,42 18,1 0,3 0,18 0,055
ИПП-17.4 262662 57177 4,37 11,35 0,39 0,23 0,088
ИПП-47.5 122053 13623 2,03 2,7 0,75 0,49 0,37

ГДС К. — 1мч/1бз; Амз — 1/Дмз; Абз — 1/5бз.

2. Оценка погрешностей:

КПпасп КПизм
5,% А, ед. пор.

ИЗМ. допуск ИЗМ. допуск
10,4 9,97 4,1 10,75 0,42 1,12
17,4 17,035 2,1 7,19 0,36 1,25
47,5 45,335 4,56 3,84 2,165 1,82

где КпИЗМ----13,53 +78,261 *К + 0,29262*К**2 — основная палсточная зависимость прибора 

МРК-45 (без контейнера);

бдоп = 4,2 + 2,3 (40/Кп-1) - допустимая относительная погрешность для рабочих средств 

ИЗМСрСНИЯ; бизм = (/Кппасп — КПизм/)‘100/КПпасп; Дизм = /КПпасп — КПизм/;

ДдОП = бдоп'КПпасп/100.

По результатам калибровки зонд НК в диапазоне измерений Кп = (0-36 с. п.) 

соответствует технической характеристике ГИЦН 2.807.046.ТО.5 и требованиям 

Стандарта ЕАГО-031-01 «Аппаратура стационарного нейтронного каротажа неф­

тегазовых скважин» для рабочих средств измерения.
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3. Результаты эталонировки зонда НК: 

скорость счета в воде - цена у. е., (имп/мин): 

(прибор в контейнере А1 0 108 мм)

БЗ - 5887

М3-91051

На основании результатов калибровки прибор признан годным к приме­

нению по классу точности (погрешности измерения) для исследований разрезов 

нефтегазовых скважин.

Инженер отдела ВНТ ОАО НПП «ГЕРС»/ Яковлев А.О./
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7. Средства метрологического обеспечения аппаратуры 

нейтронных методов каротажа

Средствами метрологического обеспечения измерений при нейтронном 

каротаже являются:

• стандартные образцы водонасыщенной пористости известного состава - 

модели пластов, геометрические размеры которых должны обеспечивать насы­

щенность поля по регистрируемому излучению, т. е. чтобы отток излучения из 

образцов в процессе измерений был минимальным (нс существенным);

• имитаторы пористого пласта (комплект ИПП), обеспечивающие оценку 

эквивалентной (кажущейся) водонасыщенной пористости.

За стандартность условий при метрологических измерениях приняты:

- порода из чистого кальцита (СаСОз) плотностью 2,71 г/см3,

- поровое пространство заполнено пресной водой - Ев = 22,2 си;

- диаметр модели - не менее 1800 мм;

- высота - нс менее 2000 мм;

- диаметр скважины - 200 мм;

- скважина заполнена пресной водой;

- температура окружающей среды - 20 °С;

- давление - 0 МПа;

- прибор при измерениях находится у стенки скважины, глинистая корка 

отсутствует.

Примерно такие же условия приняты за стандарт и ведущими зарубеж­

ными геофизическими фирмами, например, Ваксг Ни^йсз [22]:

31апс1агс1 согййюпз аге:

Ыте51опе та(пх:
Воге1ю1е з)ге:
ВогеЬо1е Лий:
Тоо1 з(агйо№
Миб «е1дМ:
ВогеЬо1е 1етрега1иге:
ЕогтаЛоп ргеззиге:
РогтаЛоп Лий:

СаСО3 мЛ1 7.10 си сарЫге егозе зесЛоп
8.0 тсНез (203 тт)
(гезЬ ууа1ег
0.0 тсЬез (0.0 тт)
8.345 1Ь/Ц3 даНоп (1000 Кд/тЗ)
68 Т (20 °С)
0 крз! (0 МРа)
(гезИ ууа(ег м(Ь 22.2 си сарЫге сгозз зесЛоп
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8. О стандартных образцах 

метрологического обеспечения НК [16]

В настоящее время в ряде предприятий разработчиков аппаратуры и гео­

физического сервиса построены модели пластов, которые используются как стан­

дартные образцы (СО) при градуировке и поверке аппаратуры НК. Однако по 

своим параметрам, в особенности геометрическим размерам, технологии их из­

готовления и аттестации они существенно различаются.

Так, например, модели пластов «Газпром-Гсорссурс» диаметром около 3,0 м. 

Большинство моделей НПФ «Геофизика» диаметром 2,0 м, а ряд моделей - 1,8 и 

1,6 м. Диаметр моделей ТНГ-Групп - всего 1,4 м. Поэтому результаты измерений 

в этих моделях одним и тем же прибором, даже с изотопным (ампульным) источ­

ником, не говоря уж об импульсном источнике нейтронов, не совпадают.

При измерениях с источниками нейтронов, особенно с генератором 14 МэВ 

нейтронов, в моделях малого диаметра ввиду утечки нейтронов создастся нс на­

сыщенное по излучению поле, что искажает получаемые результаты измерений.

Очевидно, что для обеспечения единства измерений необходимо создать 

единый метрологический центр в стране, обеспечив его нормализованными стан­

дартными образцами для калибровки и градуировки всех типов приборов ней­

тронного каротажа, включая ИНК.

Параметры существующих на предприятиях моделей пластов необходимо 

привязать к параметрам моделей единого центра и использовать их для кали­

бровки и проверки стандартности аппаратуры.

На рисунке 4 приведен пример с результатами градуировки прибора ней­

тронного каротажа ПРКЛ-73 (2ННКт) (близкие к стандартным условия). Для 

проверки стандартности и градуировки были отобраны 6 экземпляров скважин­

ных приборов. В результате оценки стандартности один прибор (К.71) из выбор­

ки по показаниям в моделях пластов оказался не соответствует условиям стан­

дартности (возможно не были выдержаны размеры отдельных конструктивных 

элементов зондов) и он нс был включен в выборку приборов для определения 
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основной градуировочной (палеточной) зависимости прибора. По результатам 

проведенных измерений установлена следующая основная градуировочная за­

висимость прибора ПРКЛ-73:

XVИНК = -2,2472 • К2 + 76.608 • К - 9,2168. (1)

Рисунок 4. Градуировочная зависимость прибора ПРКЛ-73 по результатам 

измерений в моделях пластов ЦМиС (ГСО-НХ), параметры которых 

наиболее близки к требованиям стандартных условий

На рисунке 5 приведены результаты процедуры градуировки с этой же 

выборкой приборов в моделях пластов НПФ «Геофизика», в которых диаметр 

скважины отличается от стандартных условий и составляет 216 мм. Соответ­

ственно, отличается и градуировочная зависимость прибора:

\УННК = 7,1493 • К2 + 66,323 • К - 8,1704.
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Зависимость Кп от Я (ПРКЛ-73, ср по 5 приборам, модели МЦ ОАО НПФ «Геофизика»)

Рисунок 5. Градуировочная зависимость прибора ПРКЛ-73 по результатам 

измерений в моделях пластов НПФ «Геофизика», в которых 

диаметр скважины отличается от стандартных условий -216 мм

На рисунке 6 приводится поправочная зависимость для прибора ПРКЛ-73 

на нестандартность средств, на которых проводились градуировочные измере­

ния. Она существенно отличается от линейной и описывается 3-х степенной по­

линомиальной функцией:

0\УННК = 0,0001 • (\УННК)3 - 0,0099 • (АУННК)2 + 0,234 • \УННК - 0,0487.
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Зависимость йКп от Кп

Рисунок 6. Поправочная зависимость на нестандартность условий измерений 

прибором ПРКЛ-73

На рисунке 7 приводится пример с результатами градуировки прибора 

нейтронного гамма-каротажа ПРКЛ-73А (НГК) (стандартные условия). Здесь 

выборка была представлена только из 3-х приборов. Градуировочная зависи­

мость прибора следующая:

АУНГК = 5,2265 • А2 + 46,523 • А - 8,3088, (2)

где А = 1/3 нгк.
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Зависимость Кп от 1^нгк (ПРКЛ-73А, модели «ЦМиС» г. Раменское)

Рисунок 7. Градуировочная (палеточная) зависимость прибора ПРКЛ-7ЗА (НГК), 

условия измерений - стандартные

На рисунке 8 приводится пример с результатами градуировки прибора ней­

тронного гамма-каротажа ПРКЛ-73А при нестандартных по диаметру скважины 

условиях измерений. Полученная зависимость:

АУНГК = 16,959 • А2 + 34,775 • А - 6,9225,

также отличается от зависимости для стандартных условий.
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Зависимость Кп от 1Мнгк (ПРКЛ-73А, модели МЦНПФ «Геофизика»)

Рисунок 8. Градуировочная зависимость прибора ПРКЛ-73А (НГК), 

условия измерений по диаметру скважины не стандартные -216 мм

На рисунке 9 приводится поправочная зависимость для прибора ПРКЛ-73А 

на нестандартность средств, на которых проводились измерения при градуиров­

ке прибора. Она также нс линейна:

сМНГК = 0,00007 • (ХУНГК)3 - 0,008 • (ХУНГК)2 + 0,1863 • ХУННК + 0,356.
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Зависимость йКп от Кп

Рисунок 9. Поправочная зависимость на нестандартность условий измерений 

прибором ПРКЛ-73А

Расхождение аттестованных значений Кп в моделях пластов по результа­

там измерений градуированными в моделях «ЦМиС» приборами приведены в 

таблице 1.

Приведенные в таблице данные показывают, что несоблюдение требова­

ний стандартности при строительстве моделей пластов приводит к существен­

ным погрешностям измерений коэффициента кажущейся водонасыщенной по­

ристости пластов-коллекторов по нейтронным методам каротажа, выполняемых 

аттестованными на основе измерений в разных моделях пластов приборами.
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Таблица 1. Сопоставление результатов градуировки аппаратуры НК 

в моделях пластов различных организаций

Аттестованные 
значения Кп,%

Кп по градуированному 
в «ЦмиС» прибору, %

АКп, %

ПРКЛ-73А 
(НГК)

ПРКЛ-73
(2ННК-Т)

ПРКЛ-73А 
(НГК)

ПРКЛ-73 
(2ННК-Т)

Модели
НПФ «Геофизика»
СО-КВ-0,8 0,93 0,39 0,13 -0,41
СО-КВ-17,0 18,6 18,25 1,6 1,25
СО-КВ-26,2 27,8 27,48 1,6 1,48
СО-КВ-36,5 38,5 38,1 2,0 1,6

Модели ГУП «Урал-Гео»
СО-0,8 2,3 1,5
СО-16,4 16,86 0,46
СО-35,4 35,73 0,33

Модели
ОАО «ТНГ-Групп»
СО-0,8 1,58 0,534 0,78 -0,27
СО-15,6 13,91 14,78 -1,69 -0,82
СО-22,17 24,14 27,47 1,97 5,3
СО-32,23 31,91 37,88 -0,32 5,65

На рисунке 10 приведено сопоставление диаграмм нейтронного каротажа, 

полученных отградуированными в различных моделях пластов, а также диа­

грамм общей пористости по результатам обработки материалов скважинных 

измерений по методикам: с учетом влияния полного комплекса факторов ГТУ 

(по программе КрКСК) и двух опорных пластов. Значимые расхождения пока­

заний наблюдаются в интервалах с повышенным коэффициентом пористости 

пласта.
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Рисунок 10. Сопоставление диаграмм \УНГК. полученных градуированными 

в моделях пластов со стандартными и не стандартными условиями 

приборами, и диаграмм КпНГК, полученных с учетом влияния факторов ГТУ 

(по программе Кр^^К) и без учета (по методике двух опорных пластов)
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Обозначения диаграмм:

ИТ - обобщенная (по скелету породы) литология;

08 - диаметр скважины по минимальным показаниям каверномера (с уче­

том положения прибора в скважине в процессе каротажа);

^^Кс - диаграмма НГК, корректированная на влияние естественного 

гамма-излучения пород и промывочной жидкости;

МНГКуг и МНГКцм - кажущаяся водонасыщенная пористость по граду­

ировке в моделях НПФ «Геофизика» и «ЦМиС», соответственно;

КпНСК и Кпнк - коэффициенты общей пористости по программе обра­

ботки данных сква.жинных измерений КРМСК и методике двух опорных пла­

стов, сответственно.
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9. Обработка результатов скважинных измерений, 

определение пористости коллекторов по 2ННКт

Условия в реальных скважинах отличаются от условий градуировки сква­

жинных приборов но многим параметрам. При том еще влияние этих параме­

тров на показания прибора часто взаимозависимы, т. е. влияние каждого пара­

метра зависит не только от самого параметра, но и от других. Например, по­

правка на глинистую корку зависит не только от ее толщины, но и от пористо­

сти пласта в рассматриваемом интервале разреза. Поэтому алгоритмы учета вли­

яющих факторов скважинных условий на показания прибора достаточно сложны 

для ручной обработки и трудоемки. А сами алгоритмы создаются на основе ма­

тематического моделирования, например, методом Монте-Карло с привязкой к 

данным измерений на физических моделях пластов [4, 8]. В связи с этим специ­

ально для каждой модификации аппаратуры создаются программы измсреений 

и обработки результатов [4, 6].

Рассмотрим, для примера, адаптированную к обработке результатов изме­

рений аппаратурой ПРКЛ-73 программу КР2^^К [1], изображение панели ко­

торой приведена на рисунке 11.

Для работы программы необходимы следующие входные данные:

1. Материалы скважинных измерений - увязанные по глубине диаграммы 

(в 1аз-формате):

^^КМ - диаграмма ННКт по малому зонду, у.е.;

^^КВ - диаграмма ННКт по большому зонду, у.е.;

081 - диаграмма 1 по каверномеру, мм;

082 - диаграмма 2 по каверномеру, мм;

XVД - водный эквивалент глин по данным СГК или рассчитанный по ГК 

с учетом литологии, \Уц1 = Н\у§1УОЬ, где НхуД - водный эквивалент различ­

ных типов глин (например, в карбонатных породах он равен 0,12-0,2, в песча­

никах - 0,18-0,28, в аргиллитах - 0,36-0,42), УСЬ - объемная глинистость, У/У;
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Т - диаграмма температуры, если имеется, °С;

Р - диаграмма давления, если имеется, МПа;

□ЕРТу - вертикальная проекция глубины (АШшба-абсолютная глубина), м;

ИТ -литологическая принадлежность скелета породы (по коду ПРАЙМ): 

8 - известняк; 5 - песчаник; 9 - доломиты; 13 - ангидрит; 15 - угли; 7 - аргиллиты 

(диаграмма в 1а§-формате), у. к.

КР2МИК 1.70 (К 20130325_0246)

1. Открыть входной файл

С: \Урманов\Башнефтегеофизика\Скважины\ 1 _Требс\Требс\ 1 _ТРБ .1а5

Размер файла (ЬуТез): 169862 ■■■■■■■■■■■■■■■■■■■I

Диаграмм: 8 Строк: 2861

Найдены входные параметры 

МУКИ МКВ 051 052 *д!

Варьируемые параметры

05п, мм 

Орг, мм

Ор), г/см3 

Си, г/л 

Ср), г/л

А 

В 

С 

О

2. Вычислить (Пересчитать)

Т Р ОЕРТ ИТ

(• РГП5 С РГ5

3. Сохранить результат

Сохранять диаграмму в 1.А5

[ОЕРТ.] - Да 
[051 .]-Да 
[052 .] - Да 
[МКВ.11Е] - Да 
[МКМ.ЦЕ] - Да 
[Уа .раП]-Да 
[»д! ,раг1] - Да 
[ИТ .у.е.] - Да 
[05.ГПЛ1] - Да 
[РогШс.%] - Да 
[РогМ.У/У] - Да

* Двойной щелчок левой кнопкой для изменения 
состояния (Да/Нет)

4. Выход

Рисунок И. Панель автономной программы обработки данных 2ННКт

В качестве примера ниже приводятся фрагменты входного 1аз-файла об­

работки данных 2ННКт:

-Спгус тГогшабоп

ОЕРТ.м :

□81 .мм :

□82 .мм :

□8М .мм :
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Р .МРа

Т .град.С 

^^КВ.^Е 

^^КМ.^Е

Е1Т .у.е 

^ОЕ .У/У 

~ОЛег тГогтаНоп

-А8СП Ьо§ с1а1а

1901.5 217.4217.4 216 23.770

1901.6218.8218.8 216 23.771

1901.7218.1 218.1 216 23.773

1901.8218.1 218.1 216 23.774

1901.9218.4218.4 216 23.775

1902.0218.1 218.1 216 23.776

1902.1 217.8 217.8 216 23.778

1902.2 219.5 219.5 216 23.779

1902.3 219.5 219.5 216 23.780

1902.4 219.5 219.5 216 23.781

1902.5 219.5 219.5 216 23.782

1902.6 220.5 220.5 216 23.784

1902.7 218.1 218.1 216 23.785

1902.8 218.1 218.1 216 23.786

1902.9 218.8 218.8 216 23.788

1903.0 217.9 217.9 216 23.789

1903.1 217.1 217.1 216 23.790

1903.2 218.8 218.8 216 23.791

1903.3 218.8 218.8 216 23.793

1903.4 218.8 218.8 216 23.794

1903.5 222.9 222.9 216 23.795

1903.6 220.8 220.8 216 23.796

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

.673 2.171 1.155 5 0.069

.675 2.289 1.177 5 0.067

.677 2.279 1.168 5 0.064

.677 2.159 1.159 5 0.064

.677 2.095 1.150 5 0.070

.677 2.193 1.138 5 0.078

.677 2.367 1.136 5 0.080

.675 2.512 1.151 5 0.076

.673 2.618 1.172 5 0.072

.677 2.720 1.182 5 0.071

.681 2.793 1.177 5 0.067

.681 2.729 1.166 5 0.059

.681 2.512 1.159 5 0.052

.682 2.303 1.155 5 0.050

.683 2.23 5 1.152 5 0.054

.684 2.221 1.152 5 0.058

.685 2.147 1.161 5 0.060

.687 2.082 1.177 5 0.059

.689 2.129 1.185 5 0.056

.691 2.281 1.175 5 0.055

.693 2.448 1.161 5 0.056

.694 2.588 1.163 5 0.059
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1903.7 219.1219.1 216 23.797 61.695 2.708 1.185 5 0.058

1903.8 219.1 219.1 216 23.799 61.696 2.837 1.213 5 0.051

1903.9 218.1 218.1 216 23.800 61.697 2.991 1.239 5 0.042

1904.0 219.1 219.1 216 23.801 61.699 3.088 1.268 5 0.035

1904.1220.5 220.5 216 23.802 61.701 3.055 1.298 5 0.030

Примечание: Если в 1а8-файлс нет диаграмм Т, Р и ВЕРТу, то для все­

го интервала исследований через перечень варьируемых параметров на панели 

программы (рисунок 11) вводится одно общее значение каждого параметра.

2. Значения варьируемых входных параметров (заполняются в соответ­

ствующих окнах панели):

В8п - номинальный диметр скважины (диаметр долота), мм;

О8т - диаметр скважины модели, где проводилась градуировка прибора;

Орг - диаметр прибора, мм;

Условие: рг8 - прибор центрирован; ргпз - прибор нс центрирован;

Ос - диаметр колонны, если измерения проводились в обсаженной сква­

жине, мм;

1с - толщина трубы обсадной колонны, мм;

Вр) - плотность промывочной жидкости (бурового раствора), г/см3;

Ср) - минерализация (соленость) промывочной жидкости, г/л;

С\у - минерализация пластовой воды, г/л;

8161 - сечение захвата тепловых нейтронов в матрице известняка, си;

8168 - сечение захвата тепловых нейтронов в матрице песчаника, си;

8106 - сечение захвата тепловых нейтронов в матрице доломита, си;

Т - среднее значение температуры пластов в зоне исследований, °С;

Р - среднее значение пластового давления в зоне исследований, МПа;

ВЕРТ - средняя глубина в зоне исследований (по кабелю), м; если нет диа­

граммы ВЕРТу;

А, В, С и В - коэффициенты уравнения основной градуировочной (палс- 

точной) зависимости используемого типа прибора (А - свободный коэф., В - 

при К, С - при К2 и т. д., см. п. 1.4);
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А = -9,2168; В = 76,608; С = -2,2472, если 08т = 196 мм;

А = -8,1704; В = 66,323; С = 7,1493, если 08т = 216 мм.

С использованием вышеприведенных данных программа рассчитывает 

следующие поправки на влияние ГТУ:

- номинального диаметра скважины с учетом вероятного положения при­

бора при перемещении по стволу скважины во время записи результатов изме­

рений;

- толщину глинистой корки и поправку на ее влияние;

а также поправки на:

- минерализацию промывочной жидкости (ПЖ);

- плотность ПЖ;

- литологию, в том числе глинистость;

- сечение захвата тепловых нейтронов скелетом породы и глинами;

- минерализацию пластовых вод;

- пластовое давление и температуру в зоне исследований;

-элементов обсадки, если измерения проводились в обсаженной скважине.

Выходными параметрами программы по выбору могут быть все входные 

и расчетные или только расчетные параметры: РогМс, % - общая пористость 

по шкале известняка и РогМ, У/У — общая пористость по ННКт в 1аз-файле. 

Кроме того, в выходном 1аз-файле приводятся сведения об использованных 

при расчетах варьируемых параметрах.

П ример выходного 1аз-файла программы приводится ниже.

-Сигус тГогтайоп

□ ЕРТ. :

□ 81 .мм :

□ 82 .мм :

Р .МРа :

Т .град.С :

^^КВ.у.е. :

^^КМ.у.е. :
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\У6Е .У/У :

У6Ь .У/У :

ИТ .у.е. :

РогИ. У/У : кажущаяся пористость, если измерения проводились в не- 

обсаженной скважине.

РогК1ск. % : кажущаяся пористость по шкале известняка, если измере­

ния в обсаженной скважине.

РогМк. У/У : общая пористость, если измерения проводились в обса­

женной скважине.

~О1йсг шЕогтайоп

#Выбраны вар. Парам. : прибор не центрирован.; В8п:215.900; 0рг:90.000; 

Ос: 146.000; т:8.000; проводились при Орр 1.250; Срр20.000; С^:30.000; А:-8.200; 

В:75.400; С: 1.250; 0:0.000; Н^ОЬ:0.380; Р:35.000; Т:67.000; ОЕР:2700.000;

-А8СП Ьо§ да!а

1901.200 219.941 221.623 23.766 61.675 2.101 1.111 0.057 0.150 2.000 0.275 

15.892 0.185

1901.300 219.941 218.917 23.767 61.673 2.074 1.158 0.062 0.162 2.000 0.294 

17.267 0.201

1901.400 219.941 218.227 23.769 61.673 2.046 1.117 0.067 0.176 2.000 0.278 

16.299 0.190

1901.500 220.624 218.227 23.770 61.673 2.171 1.155 0.069 0.183 2.000 0.265 

15.393 0.180

1901.600 221.959 219.585 23.771 61.675 2.289 1.177 0.068 0.178 2.000 0.252 

14.426 0.169

1901.700 221.278 219.585 23.773 61.677 2.279 1.168 0.064 0.169 2.000 0.254 

14.588 0.171

1901.800 220.624 219.5 85 23.774 61.677 2.159 1.159 0.064 0.168 2.000 0.274 

15.866 0.185

1901.900 222.657 218.227 23.775 61.677 2.095 1.150 0.070 0.184 2.000 0.277

16.242 0.189
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1902.000 219.957 220.275 23.776 61.677 2.193 1.13 8 0.078 0.205 2.000 0.245

13.933 0.163

1902.100 219.941 219.585 23.778

11.918 0.141

1902.200 223.309 219.585 23.779

11.117 0.132

1902.300 222.630 220.285 23.780

10.747 0.127

1902.400 221.989 220.944 23.781

10.164 0.121

1902.500 219.941 222.981 23.782

9.892 0.118

1902.600 221.989 222.981 23.784

10.436 0.124

1902.700 227.329 222.302 23.785

12.475 0.147

1902.800 217.195 222.981 23.786

15.269 0.178

1902.900 221.307 220.275 23.788

15.359 0.179

1903.000 221.645 218.228 23.789

15.473 0.181

1903.100 221.989 216.146 23.790

16.779 0.195

1903.200 220.624 219.5 85 23.791

17.705 0.206

1903.300 221.959 219.585 23.793

17.410 0.203

1903.400 221.974 219.585 23.794

15.347 0.179

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

61

.677 2.367 1.136 0.080 0.210 2.000 0.212 

.675 2.512 1.151 0.076 0.200 2.000 0.199 

.673 2.618 1.172 0.073 0.191 2.000 0.194 

.677 2.720 1.182 0.071 0.188 2.000 0.185 

.681 2.793 1.177 0.067 0.176 2.000 0.180 

.681 2.729 1.166 0.059 0.157 2.000 0.191 

.681 2.512 1.159 0.053 0.138 2.000 0.225 

.682 2.303 1.155 0.050 0.132 2.000 0.261 

.683 2.235 1.152 0.054 0.142 2.000 0.267 

.684 2.221 1.152 0.058 0.153 2.000 0.266 

.685 2.147 1.161 0.060 0.159 2.000 0.282 

.687 2.082 1.177 0.059 0.156 2.000 0.301 

.689 2.129 1.185 0.057 0.149 2.000 0.297 

.691 2.281 1.175 0.05 5 0.145 2.000 0.266
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1903.500 222.657 227.143 23.795 61.693 2.448 1.161 0.057 0.150 2.000 0.230 

12.787 0.150

1903.600 223.014 222.673 23.796 61.694 2.588 1.163 0.060 0.157 2.000 0.208 

11.402 0.135

1903.700 223.370 218.227 23.797 61.695 2.708 1.185 0.058 0.153 2.000 0.202 

11.393 0.135

1903.800 223.992 218.227 23.799 61.696 2.837 1.213 0.051 0.134 2.000 0.202 

11.357 0.134

1903.900 220.624 219.585 23.800 61.697 2.991 1.239 0.042 0.110 2.000 0.200 

11.150 0.132

1904.000 223.340 218.906 23.801 61.699 3.088 1.268 0.035 0.092 2.000 0.204 

11.477 0.136

1904.100 225.327 219.585 23.802 61.701 3.055 1.298 0.031 0.081 2.000 0.219 

12.369 0.146

На рисунке 12 приведена блок-схема программы КР2^^К.

Алгоритмы расчета поправок на влияние ГТУ и расчета общей пористо­

сти по данным 2ННКт приведены в приложении 1.

На рисунке 13 приводится сопоставление данных комплекса ГИС и ре­

зультатов оценки общей пористости коллекторов по данным нейтронных мето­

дов в разрезе, представленном песчано-глинистыми и карбонатными отложени­

ями. Сопоставление кривых пористости, полученных в результате обработки 

данных 2ННКт по программам в системе ПРАЙМ и КР2^^К показывает их сов­

падение против коллекторов и завышение против пластов глин по программе 

ПРАЙМ, что, по-видимому, связано с разным выбором водного эквивалента глин 

при учете влияния глинистости, а именно не дифференцированным выбором XV гл 

для терригенных и карбонатных отложений в системе ПРАЙМ.
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Рисунок 12. Блок-схема программы обработки данных 2НИК
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Рисунок 13. Сопоставление кривых общей пористости КпННКт, 

полученных в результате обработки данных ПРКЛ-73 и СРК 

по программам ПРАЙМ и КР2ИПК
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В программе КР2^^К учет сечения захвата тепловых нейтронов поли­

миктовых песчаников производится с использованием данных СГК (У6Ь, Р8Р) 

при допущении, что скелет породы представлен в основном кремнеземом и по­

левыми шпатами и известно соотношение содержания калиевых и натриевых 

полевых шпатов. Расчет сечения захвата матрицы при этом производится по 

формуле [13]:

Хин = (О-УбЬ-РЗ-КпНКтЭЕпЯ^РЕкпшЧТ^ЕнпшУО-УОЬ^ (3)

где Хпп - сечение захвата тепловых нейтронов матрицы полимиктовых песча­

ников;

УСЬ - коэффициент объемной глинистости по СГК;

Р8 = Р8Р + Р8^ - объемное содержание полевых шпатов (калиевых и на­

триевых);

КпНКт - кажущаяся водонасыщенная пористость \УНК (по градуировоч­

ной зависимости аппаратуры), исправленная за скважинные условия, глини­

стость и литологию;

Ен, Екпш, Енпш - сечения захвата песчаника, калиевых полевых шпатов 

и натриевых полевых шпатов, соответственно.

Далее расчет поправки на влияние сечения захвата тепловых нейтронов 

матрицы производится по следующей приближенной формуле [22]:

д8пп = (-45,55/Епп2+48,31/Епп)-8,83)(0,08 КпНКтехр(-0,04КпНКт+0,05),%.(4)

На рисунке 14 приведено сопоставление кривых пористости по Кп2ННК, 

рассчитанных без учета влияния полевых шпатов (Кр2М_1) и с учетом (Кр2^_2) 

(первая колонка справа). Видно завышение определяемой пористости без учета 

влияния нолевых шпатов.
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Рисунок 14. Сопоставление кривых пористости без учета влияния сечения 

захвата тепловых нейтронов в полимиктовых песчаниках (Кр2^_1) 

и с учетом (Кр2^_2)

Как показывает практика, отсутствие поправки на влияние сечения захва­

та тепловых нейтронов при обработке данных 2ННКт ачимовских отложений и 

баженовской свиты приводит к завышению КпННКт до 4-х е. п. (рисунок 15).
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Рисунок 15. Сопоставление кривых КпННК без учета влияния Ета (Рог1)

и с учетом (Рог№) (четвертая колонка справа) (ачимовские отложения)
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Рисунок 16. Сопоставление кривых КпННК без учета влияния Хта (КпННКтс) 

и с учетом (КпННКт) (вторая колонка справа) (баженовская свита) 
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10. Обработка результатов скважинных измерений, 

определение пористости коллекторов по НГК

Обработка данных НГК в принципе ненамного отличается от вышепри­

веденной методики обработки данных ННКт, но имеются определенные особен­

ности, связанные со спецификой метода.

На рисунке 17 приведено изображение панели автономной программы об­

работки данных измерений аппаратурой ПРКЛ-73А (НГК) КР^СК.

Рисунок 17. Панель автономной программы обработки данных НГК

Для работы программы необходимы следующие входные данные:

1. Материалы скважинных измерений - увязанные по глубине диаграммы 

(в 1аз формате):

КСК1 - диаграмма НГК, имп/мин;

^ОК - диаграмма НГК (для сравнения, может не быть), у. е.;
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СК1 - диаграмма ГК, имп/мин;

6К - диаграмма ГК (для сравнения, может не быть), мкР/ч;

081 - диаграмма 1 по каверномеру, мм;

082 - диаграмма 2 по каверномеру, мм;

ХУц! - диаграмма водного эквивалента глин по СГК или по ГК с учетом 

литологии, \Уц1 = Н\уц1 • УОЬ, где Н\у§1 - водный эквивалент глин (например, в 

карбонатных породах 0,12-0,2, в песчаниках - 0,18-0,28, в аргиллитах - 0,36- 

0,42), УОЬ - объемная глинистость, У/У;

Т - диаграмма температуры, если имеется, °С;

Р - диаграмма давления, если имеется, МПа;

ОЕРТу- вертикальная проекция глубины (АЙ-абсолютная глубина), м;

ПТ - диаграмма литологического расчленения разреза (скелета породы) 

по коду ПРАЙМ: 8 — известняк; 5 - песчаник; 9 - доломиты; 7 — аргиллиты; 13 — 

ангидриты; 15 - угли (диаграмма в 1аз-формате), условный код (у. к.).

Примечание: если в 1а§-файле нет диаграмм Т, Р и ОЕРТу, то для все­

го интервала исследований через перечень варьируемых параметров вводится 

одно общее значение каждого параметра.

2. Варьируемые входные параметры:

О8п - номинальный диметр скважины (диаметр долота), мм;

О8т - диаметр скважины модели, где проводилась градуировка прибора;

Ор] - плотность промывочной жидкости (бурового раствора), г/см3;

Ср] - минерализация (соленость) промывочной жидкости, г/л;

С\у - минерализация пластовой воды, г/л;

Т - среднее значение температуры в зоне исследований, °С;

Р - среднее значение пластового давления (в зоне исследований), МПа;

ОЕРТу - АЙ-средняя абсолютная глубина в зоне исследований, м;

Н\у6Е - водный эквивалент глин, У/У, (от 0,1 до 0,45 в зависимости от 

типа глин);

6АММА - цена 1 мкР/ч, имп/мин;

ЕЕ - цена условной единицы зонда НГК, имп/мин;
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ЕЕ = ЬЮК/ОК - соотношение эффективности счетчиков канала НГК и ГК, 

измеренное прибором в воздухе без источника нейтронов в зонде НГК, безраз­

мерная величина.

А, В, С и О — коэффициенты уравнения основной градуировочной (па- 

леточной) зависимости используемого тина прибора (А - свободный коэф., В - 

при х, С - при х2 и т. д., х = 1/ЫбКс (см. п. 2.4. приложения 2):

А = -8,3088; В = 46,523; С = 5,2265, если О8т = 196 мм;

А = -6,9225; В = 34,775; С = 16,959, если О8т = 216 мм.

Выходными параметрами программы по выбору, как и в программе 

КР2МЫК, могут быть все входные и расчетные или только расчетные парамет­

ры: РогМОКизв, % - общая пористость по шкале известняка и КрКОК, У/У - 

общая пористость по НГК в 1а§-файле.

Алгоритмы расчета поправок на ГТУ и расчета общей пористости по дан­

ным НГК приведены в приложении 2.

На рисунке 18 приведено сопоставление диаграмм КпНГК, полученных 

по методике двух опорных пластов (Кпн_оп_пл) и программе КР^СК без уче­

та литологии (РогЕЮКизв) и с учетом литологии (КрМСгК.). Видно, что по ме­

тодике опорных пластов литология не учитывается и против пластов песчани­

ка (ПТ = 5) пористость занижается. Кроме того, из-за недифференцированно­

го выбора водного эквивалента глин и ДСмин определяемый коэффициент по­

ристости по этой методике дополнительно занижается.
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Рисунок 18. Сопоставление диаграмм КпНГК, полученных по методике 

двух опорных пластов (Кпн оп пл) и программе КРМСК дез учета литологии 

(Ро^СКизв) и с учетом литологии
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На рисунке 19 приводится сопоставление результатов обработки данных 

СРК, ПРКЛ-73 и ПРКЛ-73А по программам обработки КР2^^К и КРКСК 

(ФГУП ГНЦ РФ «ВНИИгсосистсм») и усовершенствованного модуля обработ­

ки данных 2ННКт и НГК в системе ПРАЙМ. Видно, что результаты обработки 

данных 2ННКт (ПРКЛ-73) по обеим программам совпадают, результаты НГК 

(ПРКЛ-73А) против коллекторов расходятся в сторону завышения при обра­

ботке по методике двух опорных пластов, что, по-видимому, связано с отсут­

ствием учета влияния ГТУ в этой методике обработки, отсутствием учета гли­

нистости в данном конкретном случае. Расхождение результатов обработки 

данных аппаратуры СРК, по-видимому, связано с применением разных палеточ- 

ных зависимостей в программах обработки или с изменением ГТУ, поскольку 

замеры проводились в разнос время в разных этапах вскрытия пластов.

На рисунке 20 приведено сопоставление результатов оперативной ин­

терпретации данных НГК (Ки нк) по методике двух опорных пластов и по про­

грамме КР^6К (КпНГК). В результирующей колонке (первая справа) видна 

существенная разница Кп против пластов песчаников (ЫТ = 5).
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Рисунок 19. Сопоставление результатов обработки данных 2ННКт и НГК 

по программам КР2НИК и модуля НК в системе «ПРАЙМ»
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Рисунок 20. Сопоставление результатов оперативной интерпретации 

данных НГК по программе КРИСК. Кривя ДС - по минимальным показания.}! 

каверномера; ИСКс - исправлена на влияние естественного гамма-излучения;

ГКисп исправлена на влияние скважинных условий; Кгл45 - по зависимости 

из Руководства по подсчету запасов; КрИСК 1 и КрИСК2 - общая пористость 

по НГК с использованием \Угл и 1ГСГ соответственно
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11. О месте нейтронного каротажа 

в комплексе методов ГИС при изучении разрезов 

нефтяных и газовых скважин

Согласно РД 153-39.0-0.72-0.1 [10], нейтронный и гамма-каротаж входят в 

комплекс исследований всех категорий нефтяных и газовых скважин. Данные 

НК и ГК используются для решения широкого круга задач: корреляция разреза, 

выделение коллекторов и оценка их свойств, определение характера насыщения 

пластов при благоприятных условиях и других, специальных задач. Однако их 

индивидуальные возможности при изучении сложно-построенных разрезов и со 

сложным характером насыщения, как и других методов каротажа, ограничены. 

Но в комплексе ГИС они дополняют друг друга и помогают решению задачи. 

Так, например, данные ни одного метода ГИС, в том числе и НК, но отдельности 

не позволяют определять пористость коллекторов при их газонасыщенности, а в 

комплексе ННК и ГГКп или ННК и АК (АТ) и даже ННК и НГК позволяют опре­

делить нс только пористость газонасыщенных коллекторов, но и коэффициент 

их газонасыщенности [15]. Также, данные комплекса ГК, ННК, ГГКп и ИНК (Ха) 

позволяют выделить продуктивные пласты в подсолевых отложениях в услови­

ях засолонсния их порового пространства [17].

Следует также отметить, что в огромном количестве эксплуатационных 

скважин нейтронный каротаж был выполнен в модификации НГК и он в этой 

категории скважин остается единственным методом определения пористости 

колелекторов. В них часто проводятся дополнительные исследования, напри­

мер, методами импульсного нейтронного каротажа, в целях доразведки выше- 

залегающих от эксплуатационного объекта отложений или при возврате к вы- 

шезалегающим пластам-коллекторам при обводнении эксплуатируемых. В таких 

случаях для уточнения коллекторских свойств, в том числе начального и теку­

щего характера насыщения выделяемых пластов, приходится персобрабаты-
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вать материалы ГИС, в том числе НГК и ГК, с использованием новых методик 

и программных средств [18].

Модификация нейтронного каротажа 2НГК обычно применяется для вы­

деления газонасыщенных пластов, особенно при исследовании скважин подзем­

ного хранения газа (ПХГ). На рисунке 21 приведен пример выделения газонасы­

щенного пласта по данным 2НГК в сравнении с данными ИНГК и результатами 

количественной интерпретации данных ГИС с целью определения коэффициен­

та текущей газонасыщенности эксплуатируемого пласта - объекта хранения газа.

IX НК. ТАУ 'зрзл гор-тг2 НГК ЮТ ВЪЕМН. МО/Стэ-дзр'

Рисунок 21. Сопоставление данных 2НГК и 2ИНГК 

по выделению газонасыщенных пластов в разрезе скважины ПХГ 
54



12. Обработка данных ГК с учетом 

влияния скважинных условий, 

определение глинистости коллекторов

Как известно, существуют две методики градуировки и калибровки зонда 

ГК аппаратуры радиоактивного каротажа: на установке УПГК в поле точечного 

источника гамма-излучения "(’Ка с известной активностью и находящегося на 

известном расстоянии от прибора и в объемной модели гамма-излучения с ат­

тестованной в установленном порядке активностью. В качестве объемной моде­

ли обычно используется ГСО-1) или полевое калибровочное устройство урана 

(ПКУ-Ы) из комплекта ПКУ-ЕРЭ, поскольку энергетические спектры гамма-из­

лучения 226Ка и 238О идентичны. Как показывает практика и результаты стати­

стического моделирования [3], методика градуировки (калибровки) прибора ГК, 

основанная на применении объемных эталонов гамма-активности имеет суще­

ственное преимущество по сравнению с традиционной, использующей иоле то­

чечного источника, как по точности градуировки прибора ГК, так и по трудоем­

кости и безопасности работ.

В программе обработки данных ГК в системе \Ус1Ьо§ [19] предусмотрено 

внесение поправки на влияние диаметра скважины (ДС) и плотности промывоч­

ной жидкости (бпж) на показания ГК с учетом методики градуировки прибора:

1.1. Если прибор калиброван на УПГК с источником К.а-226, то:

ГКИСП = ГКИзмехр[-0,0023773-(ДС-ДПр)+0,0000126 (ДС-Дпр)2+ 

+0,04062-5пж+0,05469-§пж2];

1.2. Если прибор калибровался в модели пласта в стандартных условиях — 

скважина диаметром 200 мм, заполнена пресной водой, прибор находится у 

стенки ствола скважины, то:

ГКнсп = ГКизм-ехр[0Д018(ДС-200)-0,00001-да 
+0,57(8,„-1)-0.31(8,„-1)2|. (6)
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2. Учет влияния собственного гамма излучения промывочной жидкости 

производится расчетным путем по формуле:

ГКкор = ГКисп-20ДЗф(ДС-Д1ф)/да^ (7)

или по результатам прямых измерений фона промывочной жидкости на буро­

вой (скважине).

Для прямых измерений прибор помещают в сосуд (наклонную трубу с од­

ним заглушенным концом) с диаметром близким к номинальному диаметру сква­

жины, и проводят измерения при заполнении сосуда пресной водой (Кода), за­

тем - промывочной жидкостью (Кж). Влияние собственного излучения ПЖ оп­

ределяется как:

ГКпж = Кж—Кода'ехр(0,3011 *( 1—5пж)). (8)

Тогда корректировка ГК на влияние скважинных условий производится:

ГКкор = ГКисп-ГКпж. (9)

Учет влияния добавки КС1 в ПЖ производится по обобщенной зависимости:

ГКкор = ГКнси-0,0415 К [1-ехр(1,0764-0,00815 ДС)], (10)

где К - содержание КС1 в ПЖ в г/кг.

В случае, если измерения проводились в обсаженных скважинах, показа­

ния ГК исправляются на ослабление потока гамма-излучения элементами об­

садки - колонной труб и цементным камнем между трубой и породой. При этом 

используется экспериментальная зависимость (для аппаратуры типа СРК):

ГК„сп = ГКИзмВ8[1+Кпж'(5ПЖ-1)], (И)
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где Вз - коэффициент учета ослабления потока гамма-излучения элементами 

обсадки, который для диаметра колонны 146 мм и толщины трубы 8 мм при­

нимается равным 1,25, для диаметра 245 мм и толщины грубы 10 мм - 1,31;

Кпж - коэффициент ослабления потока гамма-излучения промывочной 

жидкостью в стволе скважины. Для диаметра колонны 146 мм он равен 0,3, для 

диаметра 245 мм - 0,35;

Обычно это 5пж - плотность промывочной жидкости в [г/см3].

Однако при этом необходимо помнить, что в эксплуатационных, особен­

но нефтяных, скважинах изменение (повышение) показаний ГК может быть ре­

зультатом радио-геохимического эффекта при подходе фронта обводнения пла­

ста к скважине. Поэтому данные ГК для количественных определений пласто­

вых параметров, например, глинистости, следует пользоваться только данными 

открытого ствола до начала обводнения вскрываемых пластов.

Пример исправления показаний ГК на влияние скважинных условий по 

описанной выше методике приведен на рисунке 20.

Данные ГК при обработке материалов комплекса ГИС используются для 

определения глинистости и учета ее влияния на показания других методов ГИС. 

При этом для определения глинистости используется так называемый «двойной 

разностный параметр» - максимальные и минимальные показания ГК (Шгк = 

= Згкшах-Згкпнп) против пласта не размытых массивных глин и плотных пород. 

Обычно это выдержанные по известным отложениям известняки. Как видно, 

выбор показаний ГК для расчета двойного разностного параметра довольно 

условен. Это первое допущение. Затем, с использованием этого параметра по 

установленным (принятым) для каждого типа отложений зависимостям рассчи­

тывают коэффициент глинистости. Обобщенные для типовых отложений зави­

симости приведены в [9]. Это уже второе допущение. И третье допущение - это 

принятие глин как мономинсральная порода, т. е. отсутствие учета минераль­

ного состава глин, а глинистые минералы характеризуются довольно большим 

разбросом водного эквивалента, используемого при корректировке данных НК 

на глинистость при определении КпНК, а также при определении коэффицисн- 
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та текущей нефте- и газонасыщенности коллекторов [18]. Таким образом, ме­

тодика определения глинистости по данным ГК обладает невысокой точностью, 

чем данные СГК [12], однако она до недавнего времени была единственной при 

определении водного эквивалента глин для корректировки материалов НК [7] и, 

следовательно, при определении КпНК и Кнп.
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13. О терминологии

Поскольку градуировка аппаратуры НК производится на основе измере­

ний в бассейне (баке) с водой и в водонасыщеных моделях пластов известняка с 

известной пористостью, измеряемым параметром аппаратуры нейтронных мето­

дов каротажа является коэффициент кажущейся водонасыщенной пористости, 

а не водородосодержание, как ошибочно называют этот параметр в литературе, 

а определяемым параметром - коэффициент общей пористости, а не открытой 

пористости, как иногда, также ошибочно, его называют, поскольку нейтронный 

метод одинаково реагирует как на связанную воду, так и на свободный флюид.

Слово «кажущееся» определяет вклад водного эквивалента различных ми­

нералов. Термин «водный эквивалент», в отличие от введенного в обиход «водо­

родного индекса», очевидно, более точно отражает суть предмета обсуждения, 

так как градуировочные (палеточные) зависимости приборов НК строятся по во­

донасыщенным пластам, а нс водородонасыщенным и условная единица показа­

ний зондов также определяется по измерениям в воде, а не в водороде.

Важную роль в обеспечении единства измерений играет и правильная тер­

минология в обозначениях процедур метрологического обеспечения. В послед­

ней Технической инструкции по ГИС все операции метрологического обеспече­

ния названы термином калибровка - «первичная калибровка», «базовая калиб­

ровка», «полевая калибровка». На самом же деле метрологическое обеспечение 

измерений в скважинах складывается из нескольких, отличающихся как по наз­

начению, так и по процедуре, операций - градуировки аппаратуры с целью по­

лучения основной палсточной зависимости; периодической проверки (иоверки) 

характеристик для оценки ее пригодности для эксплуатации на основании оцен­

ки погрешности измерений во всем диапазоне измерений; калибровки перед 

проведением скважинных измерений путем оценки погрешности измерения хо­

тя бы на одной, характерной, точке диапазона измерений и эталонировки с це­

лью получения цены условной единицы измерения. При этом, следует отметить, 

так называемая «полевая калибровка» аппаратуры непосредственно на скважи- 
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нс не может быть проведена вследствие отсутствия условий для эталонировки 

аппаратуры, элемента, входящего во все процедуры метрологического обеспече­

ния, в том числе калибровки. Поэтому калибровку аппаратуры нейтронных ме­

тодов каротажа следует проводить непосредственно перед выездом на скважи­

ну с использованием одного и того же источника нейтронов как при калибровоч­

ных, так и скважинных измерениях.

Также необходимо определиться с терминами метрологического обеспе­

чения ГК. Поскольку путем измерений на линейной установке или в объемной 

модели гамма-активности определяем цену 1 мкР/ч = Ы имп/мин, то эту проце­

дуру необходимо считать градуировкой канала ГК прибора, а нс калибровкой.

Есть еще одно замечание но вопросу о терминологии. В настоящее вре­

мя в литературе касательно минерального состава пород часто встречаем выра­

жение «минералогический состав», что кем-то было сказано (написано) кажется 

для красивости, на его взгляд, выражения, но является в принципе неправиль­

ным, т. к. минералогия - это изучение свойств минерала, а нс состава.
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ

1. Для обеспечения единства измерений нейтронными методами каротажа 

нефтегазовых скважин необходимо увязать параметры всех построенных в раз­

личных организациях моделей пластов между собой, взяв за основу те модели, 

которые обеспечивают стандартные условия измерений. Модели, нс соответ­

ствующие условиям стандартности, нужно использовать только для проверки 

стабильности и стандартности показаний приборов нейтронного каротажа или 

вводить соответствующие поправки за нестандартность образца.

2. Необходимо отказаться от тех методик обработки результатов каротажа 

нейтронными и гамма методами, которые нс обеспечивают учет всего комплекса 

геолого-технических факторов скважины, влияющих на показания прибора в 

процессе каротажа. В частности, от методики опорных пластов, которая раз­

рабатывалась как вынужденная мера при отсутствии или недостаточности 

средств метрологического и программно-методического обеспечения учета вли­

яния полного комплекса геолого-технических факторов.

3. Следует принять единство обозначений процедур метрологического обе­

спечения, а также в терминологии и обозначении измеряемых и определяемых 

параметров по данным нейтронных методов каротажа.
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ПРИЛОЖЕНИЕ 1

Алгоритмы расчета поправок на влияние ГТУ 
и расчета общей пористости по данным 2ННКт

1.1. Расчет диаметра скважины с учетом реальной траектории про­

хождения прибора по стволу скважины:

О8 = О§1, если 081 <082,

08 = 082, если 082 < 081,

08 = 300, если 08 > 300.

1.1.1. Расчет Р = (Ор] ОЕРНу)/1 00, если имеется ОЕРТу, а диаграммы Р нет;

Расчет Р = (Ор] ОЕРТ)/100, если нет диаграмм ОЕРТу и Р.

1.2. Расчет кажущейся водонасыщенной пористости:

\V2^К = А+В-(1ЧККМ/МККВ)Н>(ШКМ/ШКВ^^^ % (е. п.).

1.3. Корректировка за нестандартность диаметра скважины в моде­

лях:

\V2^Кс = №2МК, %, если О8т = 196 мм,

\У2МКс = 0.0001 \У2НКМ.0099 \У2КК2Н.234ТО  ̂ %, если

О8т = 216 мм.

1.4. Поправка на влияние скважинных условий (не обсаженная сква­

жина):

1.4.1. Поправка на диаметр скважины:

с!Ш^ = (0.000009 АУ2ККсМ.0026 АУ2ККс2Я).0973-^

•(-0.00008 082+0.0157 08+0.0378),%;

1.4.2. Расчет толщины глинистой корки:

Ь = (О8п-О8)/2, мм, если 08 < О8п,

Ь = 0, если 08 > О8п;
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1.4.3. Поправка на глинистую корку:

б\УЬ = (-0.0004 (УУ2ККс)М.0354 (\У2ККс)2-0.^^

(0.00003 Ь3-0.0008 Ь2-0.0027 Ь), %, если П8п = 146 мм,

(ПУН = (0.0001-0У2\Кс)М.ОО97-0У2Жс^

(0.0002Ь3-0.0075 Ь2+0.0083 Ь), %, если П8п = 196 мм,

с1Ш = (0.0002 (\У2МКс)3-0.0111 • 0У2ККс)2+О.2175-ХУ2ЫКс+1.067) •

(0.0006 Ь2-0.0567 Ь+0.0325),%, если П8п = 216 мм,

с1Ш = (О.ООО2(\У2Жс)М.О12-0У2НКс)2+О.247^^ 

•(-0.0015Ь2-0.089 Ь+0.01), %, если П8п = 244 мм;

1.4.4. Поправка на соленость (минерализацию) промывочной жидкости (ПЖ):

б\УСр] = (-О.ОООО7(ХУ2ККс)3чЧ).О1О7-0У2МКс)^^ 

(-0.00001 (Ср))2+0.0104Ср]+0.0166), %, если П8п = 146 мм,

бХУСр] = (-О.ОООО5-0У2ККс)34Ч).ОО88(\У2ККс^

(-0.00002 (Ср])2+0.0088 Ср)-0.0017), %, если П8п = 196 мм,

б\УСр] = (-О.ОООО4-0У2ККс)3+О.ОО95(\У2ККс)2-О.369^^

•(-0.00002 (Ср))2+0.0083 Ср]+0.0083), %, если П8п = 216 мм,

б\УСр) = (-О.ОООО5-0У2ККс)3^.ОО99(\У2ККс)М^

•(-0.00002 (Ср))2+0.009 Ср)), %, если П8п = 244 мм;

1.4.5. Поправка на плотность промывочной жидкости (ПЖ):

бХУПр] = (0.0011•\У2^Кс2+0.0483•\У2^Кс+1.0956)•(-0.284•(^р^)2+2.175•^р^-

- 1.8936), %, если П8п = 146 мм и обычный глинистый раствор (Пр) < 1.8 г/см3),

бХУПр] = (0.00003 \У2ККс3-0.0012АУ2ККс24Ч).0858-^^

(-0.2841 (Ор))2+2.675-Эр)-2.3936), %, если П8п = 196 мм и обычный глини­

стый раствор (Пр]<1.8 г/см3),

д\УЭр) = (0.0011 •\У2^Кс2+0.0999•\У2^Кс+1.115 8)(-0.3409 (Пр)2+2.7.4Пр-

- 2.3564), %, если О8п = 216 мм и обычный глинистый раствор (Ор) < 1.8 г/см3), 

О^Пр) = (0.0011-ХУ2ККс2+0.1-ХУ2ККсН.1158)4-0.6818^

- 2.7127), %, если П8п = 244 мм и обычный глинистый раствор (Пр)<1.8 г/см3), 

дХУЛр) = (-0.018384Ч).08797 0У2Жс)-0.00023 (\У2Ж^

•Пр)-0.42311 (Пр))2), %, если ПЖ с добавлениями утяжелителей (Пр] >1.8 г/см3);
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1.4.6. Поправка на положение прибора в скважине:

0\У4 = фрг12™-(083/33560705+082/165161+08/406.4),

где €2™ = -0.0005 ОУ2НКс)2+0.034 5У2К^

фрг = 0.8-82—4.4-8 - функция положения прибора,

8 = 0.019685 (П8-Орг)/(0.00684698-08-0.3913), если прибор центрирован - 

ргз;

8 = 0, если прибор не центрирован (у стенки скважины) — ргпз;

КЕМ (к = (О8/25.4-2.25)/5.75 = 0.00684698 08-0.3913);

1.4.7. Кажущаяся водонасыщенная пористость, исправленная на влияние 

скважинных условий:

\V2^Кк = АУ2МКс4ч1\Уд8+д\Уй+д^^^

1.5. Учет литологии:

1.5.1. Пористость по шкале известняка с поправкой на влияние глинистости: 

Ро^^1 = \У2ЫКк-^§1-100, %. Если были данные ^§1 по СГК, то приоритет 

дается этому параметру, а не расчетному по п. 1.3.1;

1.5.2. Пористость по шкале песчаника:

Рог№ = 0.00007 РогМ3-0.0096 РогМ2+1.3736 РогМ+2.4693, %;

1.5.3. Пористость по шкале доломита:

РогИЗ = -0.00002 РогМ3+0.002 РогМ2+0.9536 РогМ-0.8066, %;

1.5.4. Пористость по шкале ангидрита:

Рог№ = -0.00002 РогМ3-0.0006'РогМ2+1.0725 РогМ+0.4103, %;

1.5.6. Пористость по шкале углей:

Ро^^5 = 0, если РогМ1 >45, %;

1.5.7. Пористость по шкале гипса:

РогИб = -0.0002 РогМ3+0.0242 РогМ2+0.2446 РогМ-2.7954, %.
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1.6. Поправка на минерализацию пластовых вод:

1.6.1. Поправка к пористости известняка:

6\У1С™ = (-0.00005 РогК13+0.0088 РогК12-0.324РогН1+1.0202)(-0.00002- 

(Сху)2 +0.0088 6^-0.0017), %;

1.6.2. Поправка к пористости песчаника:

6\У2С^ = (-0.00005 РогЮ3+0.0088 Рог1М22-0.324 Рог\2+1.0202)(-0.00002- 

(С\у)2+0.0088 Сху-0.0017), %;

1.6.3. Поправка к пористости доломита:

6\УЗС™ = (-0.00005 РогЮ3+0.0088 РогЮ2-0.324 Рог№+1.0202)(-0.00002- 

(С\у)2+0.0088 С^-0.0017), %;

1.6.4. Поправка к пористости ангидрита:

6\У4С^ = (-0.00005РогК43+0.0088РогК42-0.324РогК4+1.0202^ 

(С\у)2+0.0088 Сху-0.0017), %;

1.6.5. Поправка к пористости углей:

д\У5О = (Ч).00005 РогН534Ч).0088РогК5Ч).324Рог№Н.0202^ 

(Сху)2+0.0088 С\у-0.0017), %;

1.6.6. Поправка к пористости гипса:

6\У6С™ = (Ч).00005 РогН634Ч).0088РогК6Ч).324Ро^6Н.0202)-^ 

• (Сху)2+0.0088 Сху-0.0017),%.

1.7. Учет сечения захвата тепловых нейтронов |13] (производится в 

том случае, если нет данных о $Юша):

1.7.1. Поправка для известняка:

(181 = (-69.062/81612+62.338/8161-7.41)(0.08 РогМехр(-0.045 РогМ)+ 

+0.25), %

1.7.2. Поправка для песчаника:

682=(^5.55/81б82+48.31/81б8-8.83Н0.08Рог№ехр(-0.04-Рог№)+0.05),%;

1.7.3. Поправка для доломита:

683 = (-156.62/81662+79.8/8166-9.89)(0.11 Рог№ехр(-0.06Рог№)+0.2), %, 

где 8161 - сечение в известняке; 8168 - в песчанике; 8166 - в доломите;
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1.7.4. Если 816та известна или была определена, например, с учетом дан­

ных СГК [12], тогда поправка на влияние сечения захвата тепловых нейтронов 

матрицы рассчитывается по модифицированной формуле [13]:

б8та = К5,55/8Юта2+48,31/816та)-8,83)(0,08 Рог1Ч2ехр(-0,04Ро^2 

+0,05), %.

1.8. Поправка на пластовое давление:

1.8.1. Поправка к пористости известняка:

<ЛУ1Р = (0.02-0.004 РогМ) Р, %;

1.8.2. Поправка к пористости песчаника:

д№2Р = (0.02-0.004 Рог№)-Р, %;

1.8.3. Поправка к пористости доломита:

бХУЗР = (0.02-0.004Рог№)Р, %;

1.8.4. Поправка к пористости ангидрита:

4Ш4Р = (0.02-0.004РогК4)Р, %;

1.8.5. Поправка к пористости углей:

б\У5Р = (0.02-0.004РогК5)Р, %.

1.9. Поправка на температуру:

1.9.1. Поправка к пористости известняка:

4Ш1Т = (0.0007 РогМ+0.001)(1.8Т-36), %;

1.9.2. Поправка к пористости песчаника:

6Ш2Т = (0.0007 РогМ2+0.001) (1.8 Т-36), %;

1.9.3. Поправка к пористости доломита:

сПУЗТ = (0.0007 Рог№+0.001) (1.8 Т-36), %;

1.9.4. Поправка к пористости ангидрита:

б\У4Т = (0.0007 Рог\4+0.001) (1.8 Т-36), %;

1.9.5. Поправка к пористости углей:

6Ш5Т = (0.0007 РогМ5+0.001) (1.8 Т-3 6), %.
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1.10. Исправленные на влияние ГТУ пористости:

1.10.1. Пористость известняка:

РогИ 1 с = РогК 1 +481 +(1^ 1 С\у+4^ 1 Р+дАУ 1Т, %;

1.10.2. Пористость песчаника:

РогИ2с = РогН2+д82+а^2С\у+аАУ2Р+дАУ2Т, %;

или РогМ2с = РогК2+а8та+а^2Суу+аХУ2Р+ЦАУ2Т, %, если известна 8Юта;

1.10.3. Пористость доломита:

Рог№с = РогЮ+б83+(1№ЗС\у+д\УЗР+(ЛУЗТ, %;

1.10.4. Пористость ангидрита:

РогЫ4с = РогМ4+0+аАУ4С^+д\У4Р+а\У4Т, %;

1.10.5. Пористость углей:

РогИ5с = РогН5+0+а\У5С\у+аАУ5Р+а\У5Т, %.

1.11. Сортировка по литологической колонке:

если ЫТ = 8, то РогМ а = РогЬПс, а Рог№а = Ро^^3а = РогМ4а = Ро^^5а = 0; 

если ЫТ = 5, то РогЫ2а = Рог№с, а Рог\ 1а = РогКЗа = РогМ4а = РогМ5а = 0; 

если ЫТ = 9, то РогИЗа = РогМЗс, а РогМ 1а = Рог\2а = РогМ4а = РогМ5а = 0; 

если ЫТ = 13, то РогМ4а = Ро^^4, а Рог^1а = Рог^2а = РогИЗа = Ро^^5а = 0; 

если ЫТ = 15, то РогИ5а = РогИ5, а Рог\1а = Ро^^2а = Ро^^3а = РогК4а = 0.

1.12. Общая нейтронная пористость:

Кр2^ = Рог^1а+Ро^^2а+Рог^3а+Ро^^4а+Рог5а, %.

1.13. Выходные параметры (в 1аз-формате):

РогМ = РогМс/100 - пористость по 2ННКт по шкале известняка, У/У; 

Ро^^ = Кр2^100 - общая пористость по 2ННКт, У/У.
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1.14. Поправка на влияние элементов обсадки, если измерения прово­

дились в обсаженной скважине:

1.14.1. Поправка за диаметр обсаженной скважины:

а^1с = (0.0000027 (Ро^^1с)3—0.00137 (Ро^^1с)2^-0.1484-(Ро^^1с)^-1.6)- 

•(-().()()017-(0.()3937 (Ос-21с)-8))3+0.0131(0.()3937(Ос-2-1с)-8)2-0.232-(0.03937- 

(Пс-2-1с)-8)), %;

б\У1 = (0.0000027 (Рог^3-0.00137 (Рог^2+0.1484 (Рог^+1.6)(-0.00017- 

•(0.03937 (Ос-2(с)-8))3+0.0131 (0.03937 (Ос-21с)-8)2-0.232-^ 

-8)),%.

1.14.2. Поправка на толщину колонны:

сМ2с = (0.00004(РогМс)3-0.0135(РогМс)2+1.0877 Р^^ 

•1с)3 -0.235 (0.03937 1с)Ч).0295275 1с), %;

4ХУ2 = (0.00004(РогК)3-0.013 5(РогК)2Н.0837 Рог^

-0.235- (0.03937Чс)2-0.0295275 1с), %.

1.14.3. Поправка на толщину цемента за колонной:

6\УЗс = (-0.0009 (РогМс)2+0.13(РогМс)+0.05)(0.087-  ̂

-0.33((08-0с)0.019685)2-0.0295275 (08-0с)),%;

д\УЗ = (-0.0009•(Ро^^)2+0.13•(Ро^^)+0.05)•(0.087•((^8-^с)•0.019685)3-0.33• 

•((08-0с) 0.019685)2-0.0295275 (08-0с)),%.

1.14.4. Производится коррекция выходных параметров на влияние обсадки:

РогМск = Ро^^1с+с1^V1с+(1^V2с+а^VЗс, %;

Ро^^к = Ро^+(1УУ1+(ПУ2+(1\УЗ, %.

1.14.5. Выходные параметры (в 1а8-формате):

РогМ = РогМск/100, У/У;

Ро^^=Ро^^к/100, У/У.
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ПРИЛОЖЕНИЕ 2

Алгоритмы расчета поправок на влияние ГТУ 
и расчета общей пористости по данным НГК

2.1. Предварительные расчеты:

2.1.1. Расчет диаметра скважины с учетом реальной траектории прохож­

дения прибора по стволу скважины:

08 = 081, если 081 <082,

08 = 082, если 082 <081,

08 = 350, если 08 > 350;

2.1.2. Расчет Р = (ОррОЕРТу)/ЮО, если имеется ОЕРТу, а диаграммы Р нет;

2.1.3. Расчет Р = (ОррОЕРТН)/ЮО, если нет диаграмм ОЕРТу и не известно Р;

2.1.4. Исправление данных НГК на влияние естественного гамма-излуче­

ния среды (пород):

\ОКс = (К6К1-РЕОК1)/ОЕ, у. е.

2.2. Расчет кажущейся водонасыщенной пористости:

ХУШК = А+В(1/М6Кс)К?(1/М6Кс)М>(1  ̂ % (е. п.).

2.3. Корректировка за нестандартность диаметра скважины в моделях:

^6Кс = \УЫ6К. %, если О8т = 196 мм;

^6Кс = 0.00007ЛУК6Ки).008 АУ\6^ %, если

08т = 216 мм.

2.4. Исправление на влияние скважинных условий (не обсаженная 

скважина):

2.4.1. Поправка на диаметр скважины:

б\У^ = (0.99106Ш008 (\\Ш}Кс)+0.00001(\УК6К^

+0.00002 (08)2), %;
69



2.4.2. Расчет толщины глинистой корки:

Ь = (Р8п-О8)/2, мм, если 08 < 08п,

Ь = О, если 08 > О8п;

2.4.3. Поправка на глинистую корку:

4\Уй = (О.98494+О.12127-0УК6Кс)-О.ОО25-0У^^

д\УЬ = 0, если Ь < 0;

2.4.4. Поправка на соленость (минерализацию) промывочной жидкости (ПЖ): 

дУ/Ср) = (0.0009АУНГКс3-0.0676ЛУН1Жс2+0.845^^^

<рр-0.0047<р)+0.5)-0.025 (П8-200),%;

2.4.5. Поправка на плотность промывочной жидкости (ПЖ):

0\УОр) = (0.03814-0.15986Ч\^6Кс)+0.00159/УМ6Кс)2Н^^^

Ор)+3.86462 (Ор))2), %;

2.4.6. Кажущаяся водонасыщенная пористость, исправленная на влияние 

скважинных условий:

хушкк = \укскс+а\уа8+а\уь+д\УСр]+аАУ^

2.5. Поправка на литологию:

2.5.1. Пористость по шкале известняка:

РогИ61 = \У\6Кк-\У§1Ю0, %;

2.5.2. Пористость по шкале песчаника:

Ро^^62 = 0.00004•(Рог^61)3-0.005•(Ро^^61)2+1.2129•Ро^^61+3.5087, %;

2.5.3. Пористость по шкале доломита:

РогШЗ = 0.00008 (РогН01)3-0.0027 (РогМ61)^^ %;

2.5.4. Пористость по шкале ангидрита:

Рог^4 = 0.00002•(Ро^^61)3+0.001 (Рог\61)2+0.8368 Рог\61+0.7278, %;

2.5.5. Пористость по шкале углей:

Ро^^65 = 0, если Ро^^61 > 45 %.
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2.6. Поправка на минерализацию пластовых вод:

2.6.1. Поправка к пористости известняка:

(ПУ1О = (-0.01346+0.20571 (РогК01Н).00027 (Рог\61)2)(-0.00988- 

-0.00611 • С™+0.00001 С\у2), %;

2.6.2. Поправка к пористости песчаника:

(ПУ2С™ = (-0.01346+0.20571 (РогК62)-0.00027(РогК02)2)(-0.00988- 

-0.00611 С™+0.00001 с™2), %;

2.6.3. Поправка к пористости доломита:

45УЗС\у = (-0.01346+0.20571 (РогК63)-0.00027 (РогК63)2)-(-0.00988- 

-0.00611 С^+0.00001 с™2), %;

2.6.4. Поправка к пористости ангидрита:

дХУЗСху = (-0.01346+0.20571 (РогК64)-0.00027(РогК64)2)(-0.00988- 

-0.00611 -0+0.00001 О2), %.

2.7. Поправка на пластовое давление:

2.7.1. Поправка к пористости известняка:

д\У1Р = (0.02-0.004 Рог1Ч61)Р, %;

2.7.2. Поправка к пористости песчаника:

д\У2Р = (0.02-0.004 РогКО2) Р, %;

2.7.3. Поправка к пористости доломита:

сПУЗР = (0.02-0.004 Ро^63) Р, %;

2.7.4. Поправка к пористости ангидрита:

ЖР = (0.02-0.004 Рог\С4) Р, %.

2.8. Поправка на температуру:

2.8.1. Поправка к пористости известняка:

д5У1Т = (0.0007 РогК01+0.001)(1.8Т-3 6),%;

2.8.2. Поправка к пористости песчаника:

дАУ2Т = (0.0007 РогН62+0.001)(1.8 Т-36),%;
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2.8.3. Поправка к пористости доломита:

д\УЗТ = (0.0007• РогШЗ+0.001)•(1.8• Т-36), %;

2.8.4. Поправка к пористости ангидрита: 

дАУЗТ = (0.0007 • РогН04+0.001) • (1.8 • Т-36), %.

2.9. Исправленные на влияние ГТУ пористости:

2.9.1. Пористость известняка:

РогИбк = Ро^61+д\У1С\у+дШР+с1\У1Т, %;

2.9.2. Пористость песчаника:

Рог^62с = Рог\62+д\У2С^+а5У2Р+а\У2Т, %;

2.9.3. Пористость доломита:

РогЫбЗс = РогМ63+а\УЗС^+аАУЗР+а\УЗТ, %;

2.9.4. Пористость ангидрита:

Ро^^СЗс = Ро^64+а\У4С\у+а\У4Р+а\У4Т, %.

2.10. Сортировка политологической колонке:

если ЫТ = 8, то Рог^С1а = РогКО1с, а Ро^^62а = РогМОЗа = Ро^^64а = 

= Ро^^65а = 0;

если ЫТ = 5, то Рог\62а = РогЫО2с, а РогКО1а = РогКОЗа = Рог^О4а = 

= РогШ5а = 0;

если ЫТ = 9, то РогЫОЗа = РогЫОЗс, а РогЫ61а = РогКО2а = Рог^64а = 

= РогЫО5а = 0;

если ЫТ = 13, то РогМ64а = Рог\С4, а РогК61а = РогИ62а = РогМОЗа = 

= РогМ65а = 0;

если ЫТ = 15, то РогМО5а = РогМ65, а РогМО1а = РогМО2а = РогМОЗа = 

= РогМС4а = 0.

2.11. Общая нейтронная пористость:

КрМО = (РогМС1а+РогМ02а+РогМаЗа+РогМС4а+РогМ05а)/100, У/У
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2.12. Выходной файл в 1а$-формате: Кр^Сс = Ро^^С1с- пористость по 

НГК по шкале известняка, % и Кр^С - общая пористость по НГК, У/У:

Выходные расчетные параметры в 1а8-файле:

□ЕРТН, т;

Э8, тт - учитываемый при обработке данных НГК диаметр скважины;

\6Кс, и. с. - скорректированные на влияние естественного гамма-излуче­

ния данные НГК;

РогИОКизв = Рог\61с/100, У/У - пористость по шкале известняка (для 

комплексной интерпретации с данными АК и ГГКп);

КрКОК = КрЫО, У/У - общая пористость по НГК.
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