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СПИСОК ОБОЗНАЧЕНИЙ
ΔJГК     – двойной разностный параметр ГК
αПС    – относительная амплитуда ПС
χГЛ         – объемная доля слоистой глинистости
HЗЧВ  

 – высота над зеркалом чистой воды
CГЛ     – коэффициент массовой глинистости
КВ      – коэффициент водонасыщенности
КВО    – коэффициент остаточной водонасыщенности, 
	        измеренный методом капилляриметрии
КВС   

  – коэффициент водоудерживающей способности, 
	        измеренный на ультрацентрифуге
КГЛ   

  – коэффициент рассеянной глинистости
КНГ    – коэффициент нефтегазонасыщенности
КНО    – остаточная нефтенасыщенность
КП      – коэффициент пористости
КПР    – коэффициент проницаемости
РК      – капиллярное давление
РН      – параметр насыщения
РП      – параметр пористости
РПЛ    – пластовое давление
РЭФФ  – эффективное изостатическое давление
RПОР  

 – радиус поровых каналов
Т2      – кривая времени поперечной релаксации в методе 
             ЯМК
fВ       – доля воды в продукции
iftлаб

 – межфазовое натяжение в лабораторных условиях
iftпл  

 – межфазовое натяжение в пластовых условиях
𝜃лаб   – контактный угол в лабораторных условиях
θпл     – контактный угол в пластовых условиях
ρ        – удельное электрическое сопротивление
ρК      – кажущееся удельное электрическое сопротивление 
∆t      – интервальное время пробега продольной волны 
NTG  – (net-to-gross) доля слоистого песчаника
μ        – вязкость
ω       – водородосодержание
U       – зарегистрированные значения ПС
W      – объемная влажность
g        –  ускорение свободного падения
𝛾       𝛾         – показания ГК 
δ        –  объемная плотность
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СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ
АК             – акустический каротаж
АКШ         – акустический широкополосный каротаж
АУ              – атмосферные условия 
БК              – боковой каротаж
БКЗ            – боковое каротажное зондирование
ВИКИЗ    – высокочастотное индукционное каротажное 
	                изопараметрическое зондирование
ВНК          – водонефтяной контакт
ВЭМКЗ  

   – высокочастотное электромагнитное 
	                каротажное зондирование
ГГКп         – гамма-гамма плотностной каротаж
ГГКпл       – гамма-гамма литоплотностной каротаж
ГДК            – гидродинамический каротаж
ГК              – гамма-каротаж
ГИС           – геофизические методы исследования скважин
ГТИ           – геолого-технологические исследования
ГНК           – газонефтяной контакт
ЕКО           – емкость катионного обмена
ЗЧВ           – зеркало чистой воды
ИКЗ           – индукционное каротажное зондирование
ИНГКс     – импульсный нейтронный гамма-каротаж 
	                спектрометрический
ИПК       

   – испытатель пласта на кабеле
ИПТ          – испытатель пласта на трубах
ККД          – кривые капиллярного давления
КПШ         – калиевые полевые шпаты
МВДК       – многочастотный волновой диэлектрический каротаж
МБК          – многозондовый боковой каротаж
НК             – нейтронный каротаж
ОФП         – относительная фазовая проницаемость
ПГИ          – промысловые геофизические исследования
ПС              – каротаж самопроизвольной поляризации
ПЖ            – промывочная жидкость
РСА           – рентгеноструктурный анализ
РФА        

   – рентгенофлуоресцентный анализ
РУО           – буровой раствор на углеводородной основе
СГК           – спектральный гамма-каротаж
ССО          – смешаннослойные образования
ТБУ           – термобарические условия
УЭС            – удельное электрическое сопротивление
ФБР           – фильтрат бурового раствора
ФЕС          – фильтрационно-емкостные свойства
ЯМК          – ядерно-магнитный каротаж
ЯМР          – ядерно-магнитный релаксометр
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1. Подготовка керновых данных

Анализ изученности разреза керновыми исследованиями

Под термином «текстурная неоднородность» понимается на-
личие в пластопересечении прослоев и/или включений, отличных 
по литологии. Кроме сложности литологического расчленения,  
в таком разрезе наблюдается неоднозначность охарактеризован-
ности керновыми исследованиями. 

На геофизическом планшете (рисунок 1.1) показаны два ин-
тервала отбора керна: 1512–1517 м (верхний) и 1524–1530 м (ниж-
ний). Зелеными точками на планшете приведены результаты 
определения коэффициента пористости: в обоих интервалах ко-
эффициент пористости слабо изменяется и равен примерно 25%. 
При этом кривые ГИС, напротив, в этих интервалах сильно отли-
чаются.

Рисунок 1.1 – Место отбора образцов керна в тонкослоистом 
разрезе

Подготовка керновых данных
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Это связано с тем, что образцы керна отбираются из интерва-
лов вероятных коллекторов, потому что, в первую очередь, керном 
должен быть изучен именно коллектор. При этом стоит отметить, 
что отобрать образец из тонкослоистого интервала (как показа-
но на фотографии) достаточно трудно, так как он разрушается  
при выбуривании из колонки керна.

Таким образом, по выбуренным образцам керна этот интер-
вал характеризуется как однородный песчаник. На показания 
же методов ГИС оказывает влияние вся толща горных пород,  
представленная частым переслаиванием песчаников, алевролитов  
и глин.

Петрофизическая модель, разработанная без учета текстур-
ной неоднородности, в таком разрезе будет недостоверна.

Анализ результатов определения фильтрационно-емкостных 
свойств

Перед разработкой петрофизических моделей требуется про-
извести анализ достоверности керновых определений. Выпол-
ненные исследования должны обеспечивать представительность 
образцов во всем диапазоне изменения ФЕС изучаемого разреза. 
Важно, чтобы количество определений ФЕС было представитель-
ным и статистически значимым.

Такой анализ обычно выполняется путем сопоставления ко-
эффициентов пористости, определенных методом водо-, газо-  
и керосинонасыщения. Причины различия выполненных замеров 
могут быть следующие:

•	 недонасыщение образцов; 
•	 смачивающие свойства поверхности твердой фазы иссле-

дуемых пород;
•	 недосушка образцов (для сохранения глин может исполь-

зоваться сушка при 70 °С);
•	 занижение объема пор в замерах по гелию, вследствие  

использования обжимного давления до 500 psi, при котором объ-
ем пор становится меньше по сравнению с другими методами.

Подготовка керновых данных
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В случае влияния перечисленных факторов выбор достовер-
ного метода вызывает определенные трудности. 

При недосушке образцов горных пород, содержащих  
набухающие глинистые минералы (смектиты, в меньшей степе-
ни ССО), рекомендуется принимать коэффициент пористости  
по воде. Считается, что объем пор, занятых набухающими  
минералами, взаимно компенсируется объемом удаленной воды. 

Кроме этого, существует методика определения коэффици-
ента пористости с использованием ядерно-магнитного релаксо-
метра (ЯМР), с донасыщением керосином образцов, отобранных  
в скважинах на РУО или отобранных по изолирующей техноло-
гии.

Учет термобарических условий

При подъеме керна на поверхность в горной породе проис-
ходит изменение как напряженного состояния, так и темпера-
туры [17]. Горная порода при этом претерпевает деформацию  
и, как следствие, изменяются ее петрофизические характери- 
стики. Это вызывает необходимость изучения физических свойств 
горных пород в термобарических условиях (ТБУ), соответствую-
щих пластовым условиям.

При моделировании пластовых свойств в лабораторных  
условиях образцы нагружаются изостатически, таким образом, 
напряжение происходит как в горизонтальном (радиальном),  
так и в вертикальном (осевом) направлениях. В действительности  
в условиях пласта наблюдается только вертикальное напряжение, 
в то время как латеральное напряжение практически равно нулю. 
Таким образом, происходит переобжим образца и искажение  
результатов определения пористости в пластовых условиях. 

Помимо этого, со временем разработки месторождения  
наблюдается уменьшение пластового давления. Так, например,  
за время разработки Печорокожвинском НГКМ (Республика 
Коми) пластовое давление в залежах верхне-среднедевонского 
возраста упало с 39,6 МПа до 11 МПа [18].

Подготовка керновых данных
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В связи с этим, результаты массовых рутинных измерений  
рекомендуется из атмосферных условий приводить к эффектив-
ному изостатическому давлению: 

                                                                                                             (1.1)

где  PЭФФ – эффективное изостатическое давление (МПа),
Pверт– вертикальное давление (горное давление) (МПа),
Pгориз

min – минимальное горизонтальное давление (МПа),
Pгориз

max – максимальное горизонтальное давление (МПа),
PПЛ – пластовое давление (МПа).

Вертикальное давление (горное давление) рассчитывается  
по следующей формуле: 

Pверт= δ * g * H,                                         (1.2)

где  δ – плотность (г/см3),
g – ускорение свободного падения (м/с2),
H – глубина (м).

Значение объемной плотности можно спрогнозировать  
с помощью тренда от глубины по данным ГИС.

Расчет минимального и максимального горизонтального  
напряжения производится по следующим формулам:

                                                                                                            (1.3)

где  ν – коэффициент Пуассона.

Минимальное и максимальное значение коэффициента Пу-
ассона вычисляется на основании данных АКШ в интервалах  
коллекторов анализируемых отложений. 

Подготовка керновых данных
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Для учета термобарических условий при определении  
коэффициента пористости на керновом материале производятся  
замеры при шести давлениях по следующей схеме:

Давление 1 –  Pmin = 500 psi или 3,45 МПа,
Давление 2 –  (PПЛ – Pmin)/6,
Давление 3 –  (PПЛ  – Pmin)/3,
Давление 4 –  (PПЛ  – Pmin)/2,
Давление 5 –  (PПЛ  – Pmin)/(3/4),
Давление 6 –  PПЛ .
На рисунке 1.2 показаны результаты определений по такой 

схеме. Из представленных графиков виден нелинейный характер 
изменения коэффициента пористости с ростом давления.

а)				           б)

в)				          г)

Рисунок 1.2 – Результаты определений коэффициента пористо-
сти и проницаемости при разных давлениях: а) и б) – песчаные 
образцы, в) и г) – глинистые образцы (викуловские отложения)

Подготовка керновых данных
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При отсутствии экспериментов по замеру пористости  
при эффективном изостатическом давлении рекомендуется  
использовать прямой перевод с применением эмпирическо-
го уравнения. Такое уравнение может быть получено на основе  
прямых лабораторных измерений на керне в атмосферных усло-
виях и ТБУ (рисунок 1.3).

Далее скорректированные значения коэффициента пори-
стости используются для определения связи между параметром  
пористости (PП) и коэффициентом пористости. Значения  
PП также определяются на керне в пластовых условиях.

В качестве дополнительного критерия для оценки достовер-
ности перевода значений KП по керну в пластовые условия может 
выступать сопоставление с качественными данными ЯМК. По ре-
зультатам данного анализа можно сделать вывод о необходимости 
введения поправки за пластовые условия, а также ее величине.

Рисунок 1.3 – Перевод коэффициента пористости 
из атмосферных в термобарические условия 

(юрские отложения Талинского месторождения)

Подготовка керновых данных
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В настоящее время недостаточно полно изучен вопрос влия-
ния термобарических условий на зависимость между параметром 
насыщения (PН) и коэффициентом водонасыщенности (KВ). С од-
ной стороны, считается, что пластовые условия влияют незначи-
тельно, так как влияние температуры компенсируется влиянием 
давления [1; 7; 10]. С другой стороны, результаты опытов пока-
зывают существенное влияние термобарических условий в тер-
ригенных коллекторах со значительным содержанием глинистых 
минералов гидрослюдистой и монтмориллонитовой групп [17].

Определение коэффициента остаточной водонасыщенности

Достоверные результаты определения коэффициента оста-
точной водонасыщенности (KВО) можно получить в предельно 
насыщенной зоне пласта прямым способом (экстракционно- 
дистилляционный) на керне, отобранном по изолированной  
технологии с сохранением естественной водонасыщенности,  
или при использовании раствора на углеводородной основе 
(РУО). Тогда измеряемые значения водонасыщенности будут со-
впадать со значениями остаточной водонасыщенности (KВО ≈ KВ).

Достаточно точные результаты определения KВО можно полу-
чить методами полупроницаемой мембраны и индивидуального 
капилляриметра. Для этого требуется снять значения с капилляр-
ных кривых в точках, соответствующих максимальной высоте за-
лежи (рисунок 1.4).

Пересчет максимальной высоты изучаемой залежи над зер-
калом чистой воды (ЗЧВ) в максимальное капиллярное давле-
ние, создаваемое в залежи в пластовых условиях, осуществляется  
по следующим формулам. 

На первом этапе определяется максимальное пластовое дав-
ление залежи (PК

ПЛmax):

PК
ПЛmax = ∆HЗЧВ g(δВ  δН ),                               (1.4)

где  δВ – объемная плотность пластовой воды (г/см3),
δН – объемная плотность пластовой нефти (г/см3),	
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g – ускорение свободного падения,
∆HЗЧВ – превышение над ЗЧВ.

Далее полученное значение PК
ПЛmax нужно пересчитать  

в значение в лабораторных условиях, при которых выполняются 
замеры капиллярного давления по формуле:

                                                                                                                    (1.5)

где  iftпл и iftлаб – межфазовое натяжение в пластовых  и лаборатор- 
       ных условиях (таблица 1.1),

θпл и θлаб – контактный угол в пластовых и лабораторных
условиях (таблица 1.1).

Таблица 1.1 – Константы межфазного натяжения и угла 
смачиваемости

Система IFT cos(θ)

Лаборатория
Воздух / Пласт. вода 72 1,0

Воздух / Керосин 24 1,0
Керосин / Пласт. вода 24 1,0

Пласт
Нефть / Пласт. вода 30 0,87

Газ / Пласт. вода 50 1,0

Значения PК
Лабmax используются для снятия значений KВО  

с капиллярных кривых (рисунок 1.4).
Высотой зеркала чистой воды (HЗЧВ) называют глубину (она 

принимается для всей залежи), ниже которой в коллекторах от-
сутствует остаточная нефтегазонасыщенность, а единственный 
заполнитель порового пространства – это пластовая вода (рису-
нок 5.1).

Если есть достоверные замеры ГДК, зеркало чистой воды 
определяется по перегибам тренда изменения давления  
с глубиной, связанных с изменением плотности флюидов (см. раз-
дел «По гидродинамическому каротажу»). Но на практике ЗЧВ 
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определяется итерационным подбором таким образом, чтобы 
обеспечивалась максимальная сходимость KВ по капиллярной  
и электрической модели.

Рисунок 1.4 – Пример кривой капиллярного давления по данным 
индивидуального капилляриметра

При наличии на изучаемом месторождении данных прямого 
измерения KВ на керне с сохраненной водонасыщенностью и ре-
зультатов капилляриметрии проводится их сопоставление. Кри-
терием успешного сопоставления является наложение результа-
тов в зоне предельного насыщения.

Капилляриметрические исследования, как правило, мало-
численны и не позволяют получить устойчивые корреляционные  
связи для изучаемых отложений. Наиболее массовым методом 
определения коэффициента остаточной водонасыщенности явля-
ется центрифугирование. Однако эти исследования менее досто-
верны из-за «недокручивания» или «перекручивания» образцов  
в установке. Такие определения принято обозначать KВС – коэф-
фициент водоудерживающей способности.

Для приведения KВС, определенных методом центрифу-
гирования, к остаточной водонасыщенности (мембранный  
капилляриметр) используются эмпирические корреляционные 
зависимости (рисунок 1.5).

Подготовка керновых данных
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Для настройки пересчетной зависимости KВС – KВО возможно 
использовать уравнение Е.О. Белякова [5]:

								                  (1.6)

где  B, C, D, ΔS – настроечные коэффициенты.
Порядок величин: B = 52, C = 0,026, D = 0,18, ΔS = –1,25.

При этом необходимость перевода KВС в KВО зависит от кон-
кретных геологических условий. В случае больших высот (более 
50 метров) залежей, такой пересчет обязателен. Если же говорить  
о залежах малой высоты и породах с высокими фильтрацион-
но-емкостными свойствами, то перевод KВС в KВО не требуется. 
Стоит отметить, что оба положения требуют обязательного обо-
снования.

Рисунок 1.5 – Сопоставление коэффициента остаточной
водонасыщенности (KВО) по данным капилляриметрии 

с коэффициентом водоудерживающей способности (KВС) 
в термобарических условиях (ачимовские отложения)

Подготовка керновых данных
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2. Предварительная обработка кривых

Анализ комплекса геофизических методов

В зависимости от геологических задач в скважинах выполня-
ется различный комплекс ГИС. Кроме этого, в настоящее время 
все чаще бурятся горизонтальные скважины, где условия карота-
жа и состав комплекса значительно отличаются от вертикальных 
скважин. 

Также часть фонда скважин может быть пробурена  
до 1994 года (именно в этом году была введена цифровая реги-
страция), когда регистрация ГИС осуществлялась в аналоговом 
виде. Эти материалы в дальнейшем были оцифрованы, в связи  
с этим оценить их качество крайне затруднительно. Как показы-
вает практика, они зачастую не позволяют достоверно решать по-
ставленные задачи.

Перед анализом комплекса ГИС следует указать: сколько все-
го скважин пробурено на месторождении (поисково-разведоч-
ных, эксплуатационных, горизонтальных стволов), сколько сква-
жин пробурено после последнего пересмотра петрофизической 
модели. 

Необходимо представить статистическую обработку выпол-
ненного комплекса (в каком количестве скважин (шт., %) вы-
полнены важные для определения параметров методы) и сделать  
вывод о качестве каждого из методов и возможности примене-
ния для интерпретации ГИС. Анализ выполненного комплекса 
ГИС должен быть проведен по разведочным и эксплуатационным 
скважинам раздельно.

Следует определить минимально необходимый комплекс ГИС 
для корректного определения параметров коллекторов, проком-
ментировать, как проводится интерпретация ГИС, если мини-
мально необходимый комплекс не выполнен.

Самая полная информация может быть получена по сква-
жинам с отбором керна, так как керн считается исходной  
петрофизической информацией. Менее точными, но достаточно 
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информативными являются замеры специальных методов ГИС 
(микроимиджеры, RT-сканнер, ИНГКС и другие).

Определение геофизических параметров

Определение относительной амплитуды ПС
Относительная амплитуда ПС (αПС), представляет собой  

отношение показаний ПС в исследуемом и опорном пластах (ри-
сунок 2.1):

								                  (2.1)

где  UПС – зарегистрированные значения ПС,
UГЛ – максимальные значения, соответствующие глинам,
UПЕСЧ – минимальные значения, соответствующие опорным 

       песчаникам.

Рисунок 2.1 – Определение αПС
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В качестве опорных песчаников выбираются, как правило, 
наиболее чистые водоносные коллекторы вблизи рассматривае-
мых пластов с максимальной амплитудой ПС.

Линия глин (опорный по глинам) представляет собой лома-
ную линию с тенденцией увеличения значений с глубиной (рису-
нок 2.1). Это «сползание» линии глин обуславливается изменени-
ем минерализации пластовых вод. 

Допустимо считать αПС в едином интервале порядка 300 м  
при условии незначительного изменения УЭС воды. 

Определение двойного разностного ГК
Для расчета двойного разностного параметра ГК (∆JГК) 

применяется методика двух опорных пластов, по уравне- 
нию (рисунок 2.2):

		                                                                                           (2.2)

где  γГК – зарегистрированные значения ГК,
γГЛ – значения в неразмытых глинах с устойчивыми физико- 

   литологическими свойствами и с максимальными значе- 
        ниями радиоактивности в разрезе,

γПЕСЧ – значения в чистом (слабоглинистом) коллекторе.

Рисунок 2.2 – Определение ∆JГК
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Определение водородосодержания
Рекомендуется использовать кривую водородосодержа- 

ния (ω), полученную при аппаратурной обработке каротажа.  
В случае ее отсутствия рекомендуется использовать классическую 
методику «двух опорных».

Контроль качества и нормировка показаний

Перед определением подсчетных параметров требуется оце-
нить качество основных методов ГИС, определить скважины,  
в которых необходимо введение поправок в показания какого- 
либо метода и привести список скважин с величинами поправок. 
Только после этого можно делать заключение о достоверности 
определения параметров по конкретным методам ГИС.

Существует три основных метода оценки качества с последу-
ющей нормировкой показаний.

Использование данных керна
Этот метод применим только для данных метода ГГКп в ин-

тервалах глин и водонасыщенных коллекторов.
При наличии керновых определений пористости и плотности 

требуется выполнить сравнение объемной плотности по плот-
ностному каротажу с замерами плотности на керне (рисунок 2.3).  
Для этого имеющиеся определения объемной плотности на кер-
не приводятся к условиям влажного образца (δВЛ) с привлечением 
данных коэффициента пористости:

δОБ = δМИН (1 – KП ) + δЖKП ,		            (2.3)

где  KП – коэффициент пористости, определенный на керне (д.е.),
δМИН – значение минеральной плотности, определенное на кер- 

       не (г/см3),
δЖ – объемная плотность жидкости (г/см3). 
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Стоит учитывать, что значения минералогической плот- 
ности в результатах рутинных исследований получают пересчетом  
из значений пористости. 

В качестве эталонных значений плотности необходимо  
использовать замеры с помощью пикнометра.

Рисунок 2.3 – Сопоставление кернограммы объемной плотности 
насыщенной породы с плотностью, замеренной по данным ГИС

Проверка показаний в опорных интервалах
За опорный интервал принимается участок геологическо-

го разреза, выдержанный по разрезу, свойства которого заранее  
известны. В качестве опорных интервалов обычно принимают:

•	 участки размытых глин над продуктивным горизонтом;
•	 плотные доломиты с минимальной пористостью;
•	 неразмытые интервалы соленосных толщ. 

Статистическая обработка показаний
Статистическая обработка производится путем сравнения 

распределений геофизических параметров с распределениями, 
полученными в эталонных скважинах. Эталонные скважины  
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выбираются по принципу литологического разнообразия раз-
реза с качественным каротажным комплексом ГИС и высокой 
керновой охарактеризованностью, подтверждающей качество  
входного каротажа. 

Нормируемый интервал рекомендуется выбирать таким об-
разом, чтобы он включал две ярко выраженные зоны. Например, 
первой зоной может являться пачка солей над продуктивными 
отложениями, а второй – песчаные и карбонатные породы (ри-
сунок 2.4). Контрольное распределение уточняется сразу по двум 
зонам, что снимает неоднозначность, возникающую в случае сме-
ны литологического состава анализируемого разреза (например,  
при существенной глинизации по сравнению с опорной скважи-
ной).

Нормировка производится путем наложения распределения 
по исследуемой скважине на распределение эталонной скважины. 
Наложение производится путем преобразования массива зареги-
стрированных показаний кривой по следующей функции:

ГИСНОРМ = a * ГИСИСХ + b,		            (2.4)

где  ГИСИСХ – зарегистрированные показания метода ГИС,
a – эмпирический нормировочный коэффициент (мульти- 

       пликативный),
b – эмпирический нормировочный коэффициент (аддитив- 

       ный).

При этом рекомендуется по возможности отказаться от ис-
пользования мультипликативного коэффициента. Это связано  
с тем, что при его использовании происходит нелинейное искаже-
ние исходного массива данных.

Контролировать качество нормировки рекомендуется  
с использованием перекрестных кроссплотов с нанесенной палет-
кой (рисунок 2.5) и глубинных трендов (рисунок 2.6).

При выполнении статистической обработки данных ме-
тода ГГКп стоит учитывать, что (согласно [11]) абсолютная  
погрешность современных приборов ГГКп составляет ±0,035 г/см3 
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(аддитивный нормировочный коэффициент b), при этом мульти-
пликативная нормировка метода ГГКп не допустима (мультипли-
кативный нормировочный коэффициент а = 1). В иных случаях 
качество кривой ГГКп рекомендуется признавать как «брак».

Рисунок 2.4 – Пример нормировки показаний методов ГИС  
с использованием кривых распределений 

(слева – исходные данные, справа – нормированные данные)
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При нормировке данных ГГКп и АК также, помимо гисто-
грамм, рекомендуется дополнительно анализировать графики 
глубинных трендов, то есть выполнять сопоставления показаний 
данных методов с учетом абсолютной отметки.

Рисунок 2.5 – Пример контроля нормировки показаний методов 
ГИС с использованием перекрестных кроссплотов 

(слева – исходные данные, справа – нормированные данные)

Рисунок 2.6 – Сопоставление глубинных трендов показаний 
метода ГГКп по разным скважинам

Предварительная обработка кривых



26 

Оценка истинного удельного электрического сопротивления

На этом этапе необходимо привести обоснование выбора 
метода оценки удельного электрического сопротивления (УЭС)  
в соответствии с характеристикой зоны проникновения  
и сравнением с УЭС, зарегистрированного по кривым БКЗ.  
Следует дать характеристику зоны проникновения бурового 
раствора в пласт: размеры, характер проникновения 
(повышающий, понижающий). 

Перед началом обработки проводится контроль качества  
по методу проверки в опорных пластах (см. раздел «Проверка 
показаний в опорных интервалах»). При этом в качестве 
опорных интервалов выбираются выдержанные мощные пласты 
аргиллитов или глин с выдержанными по площади свойствами. 

Если значение сопротивления методов БК или ПЗ в опорных 
глинах выходит за установленные пределы изменения, то эти  
зонды исключаются из обработки. 

В показания индукционного каротажа вводится поправка  
за смещение нулевой линии, обычно она составляет не более  
±25 мСм/м [15]. Если величина поправки больше, или выявляется 
наличие мультипликативной поправки, то метод ИК тоже исклю-
чается из обработки.

После проверки качества материалов ГИС по изорезистивной 
методике (комплекс зондов БКЗ–БК–ИК) определяется удельное 
сопротивление (ρЗП) и диаметр зоны проникновения фильтрата 
промывочной жидкости (D/d), а также удельные сопротивления  
(ρП) пластов-коллекторов, согласно Методическим рекомендаци-
ям [11] для пропластков толщиной более 1,5 м.

Необходимое для уверенной интерпретации данных БКЗ 
удельное сопротивление промывочной жидкости определяется 
по данным скважинной резистивиметрии.

Для пластов, обладающих повышающим проникновением  
и невысокими значениями УЭС, рекомендуется использова-
ние значения ρК по ВИКИЗ (ВЭМКЗ) или ИК (ИКЗ). Для высо-
коомных пластов с понижающим характером проникновения  
рекомендуется использование значения ρК по БК (МБК).

Предварительная обработка кривых
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Для подтверждения достоверности использования  
такого подхода выполняются сопоставления вида ρП

БКЗ – ρП
ИК (ри-

сунок 2.7).
Довольно часто в практике интерпретации данных ГИС  

в водонасыщенных коллекторах, по результатам проведенного 
анализа УЭС, требуется введение поправки. Это связано с разме-
рами зоны проникновения ФБР, которая в водонасыщенных кол-
лекторах зачастую больше, чем в продуктивных.

Критерием достоверности определения УЭС может служить 
расположение точек на линии равных значений кроссплота УЭС 
по данным измерений на естественно насыщенных образцах  
керна и УЭС по данным ИК (тесная корреляционая связь) (рису-
нок 2.8).

Предварительная обработка кривых

Рисунок 2.7 – Сопоставление 
удельного электрического 

сопротивления ρП
БКЗ 

и кажущегося удельного 
электрического сопротивления 

по ИК ρП
ИК

Рисунок 2.8 – Кроссплот 
сопоставления УЭС по ГИС  

и керну на естественно 
насыщенных образцах



28 

3. Модель пласта-коллектора

Перед разработкой петрофизической модели требуется  
описание модели пласта-коллектора. Под этим термином пони-
мается обобщенное и формализованное представление об основ-
ных геологических и физических характеристиках исследуемого  
геологического объекта. Другими словами, нужно как можно  
более четко ответить на вопрос «Что является коллектором?».

В модели коллектора рассматриваются следующие характе- 
ристики:

•	 литологическое описание горных пород;
•	 текстурные особенности горных пород (с представлением 

фотографий керна);
•	 минеральный состав скелета и глинистого вещества;
•	 выделение петротипов.
Особого внимания здесь требуют методики выделения  

и обоснования петротипов.

Выделение петротипов

Для начала нужно остановиться на различии литотипов  
и петротипов. На данный момент не существует общепринятого 
разделения этих терминов. Поэтому приводится наиболее общее 
мнение.

Литотипы представляют собой группу горных пород, отла-
гавшихся в схожих седиментационных условиях и подвергав-
шихся воздействию схожих диагенетических преобразований.  
Литотипы отличаются по литологическим признакам и свой-
ствам (рисунок 3.1) или фильтрационно-емкостным свойствам 
(рисунок 3.2). 

При этом литология определяется по данным комплексно-
го анализа результатов исследования керна: гранулометриче-
ского (по диаграммам Л.Б. Рухина, Ф. Шепарда, Американского  
нефтяного института, Конта), вещественного и минералогиче-
ского состава горных пород (диаграмма TAS для вулканогенных  

Модель пласта-коллектора
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пород [Петрографический кодекс, 2010]), фильтрационно-емкост-
ных свойств, а также фотографий и послойного описания керна. 

	                   а)					          б)
Рисунок 3.1 – Пример выделения литотипов по сопоставлению 

KПР и KП : а) викуловские отложения, б) юрские отложения 
Красноленинского свода

Рисунок 3.2 – Выделение литотипов по KВО. Шифр точек KВО 
(пласт Ю1)

Модель пласта-коллектора



30 

Однако информативность методов ГИС не позволяет исполь-
зовать литотипы для уточнения петрофизических уравнений.  
Для этого используются петротипы (или литофизические типы) 
– отдельные литологические разновидности пород, характеризу-
ющиеся определенными диапазонами изменения свойств и пока-
заний геофизических методов.

Выделение и обоснование петротипов сводится к комплекс-
ному анализу таких результатов лабораторных исследований 
керна, как: макроописание, ФЕС, гранулометрия, шлифы, РСА,  
капилляриметрические исследования.

Прежде всего, анализируется кроссплот КПР – КП  по данным 
керна с заливкой по величине остаточной водонасыщенности. 
На приведенном примере (рисунок 3.2) видно, что величина 
проницаемости хорошо контролируется величиной остаточной  
водонасыщенности. Таким образом, выделяются две характерные 
области коллекторов, а также области аргиллитов и карбонатных 
пород.

Далее выполняется совместный анализ данных ФЕС, резуль-
татов гранулометрии по трем фракциям (псаммитовой, алеврито-
вой и пелитовой) и кривых капиллярного давления – петротипы 
должны быть расположены в обособленных областях соответ-
ствующих свойств.

Выделенные петротипы должны характеризоваться собствен-
ными значениями долевого содержания глинистых минералов  
по данным РСА: каолинита, хлорита, гидрослюды и смешанно- 
слойных образований. Так, по мере улучшения ФЕС петротипа 
должно закономерно увеличиваться долевое содержание каоли-
нита, что будет говорить об уменьшении остаточной водонасы-
щенности изучаемых пород и соответствующем улучшении каче-
ства структуры порового пространства.

В конечном итоге при обосновании выделения петротипов  
по керновым данным может быть получена концептуальная лито-
логическая характеристика.

Следующим этапом после обоснования возможности вы-
деления петротипов по керновым данным является их прогноз  
в скважинное пространство. Важно понимать, что при этом  

Модель пласта-коллектора
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целесообразно будет использовать тот комплекс ГИС, который 
представлен в большинстве скважин. 

Зачастую в таком случае используется следующая пара мето-
дов: ГК и НК (рисунок 3.3). Однако известны случаи использо-
вания таких пар методов, как ГГКп–НК, ПС–НК, УЭС–ПС и так 
далее. При этом разные пары методов могут характеризоваться 
различной эффективностью прогноза петротипов.

Рисунок 3.3 – Выделение петротипов по данным ГК и НК

Модель пласта-коллектора
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4. Выделение коллекторов

Выделение коллекторов по прямым качественным признакам

Достоверным критерием коллектора является наличие  
в горной породе динамической пористости – объема пустот,  
через который осуществляется движение флюида. 

По методам ГИС определяется коэффициент общей по- 
ристости, включающий открытую и закрытую. 

Открытая пористость включает в себя объем динами- 
ческой пористости, а также остаточную воду и остаточную нефть.  
Поэтому выделение коллекторов с использованием коэффи-
циента пористости является косвенным методом и несет в себе  
ряд погрешностей и допущений.

Наличие динамической пористости создает возможность 
движения пластовых флюидов в поровом пространстве пород. 

Очевидно, что прямой информацией о наличии коллекто-
ров в разрезе является получение притоков пластовых флюидов  
при опробовании и испытании пластов. Такую информацию 
можно получить по данным испытателей пластов на кабеле 
(ИПК) и промысловым геофизическим исследованиям (ПГИ).  
При этом замеры ИПК выполняются в основном зарубежными 
подрядчиками и являются дорогостоящими. А замеры ПГИ (опре-
деление интервалов и характера притока) являются нормальной 
практикой отечественных компаний и выполняются практически 
всегда при испытании скважины после ее перфорации.

В процессе бурения происходит обратный процесс: движение 
пластового флюида от стенки скважины и проникновение филь-
трата бурового раствора, что также свидетельствует о наличии 
динамической пористости.

Факт наличия проникновения фильтрата бурового рас-
твора в пустотное пространство сопровождается оседанием 
твердых частиц бурового раствора на стенке скважины (умень-
шение диаметра скважины) и изменением удельного электри-
ческого сопротивления горной породы в зоне проникновения  
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ФБР (из-за замещения флюида). Признаками проникновения по 
данным ГИС являются:

•	 сужение диаметра скважины, зафиксированное на кривой 
кавернометрии, вследствие образования глинистой корки;

•	 наличие положительных приращений на кривых микро-
зондов;

•	 наличие приращений на кривых методов БК и БМК;
•	 радиальный градиент сопротивлений, измеренных зонда-

ми с разной глубинностью исследований (ВИКИЗ, МБК, ИКЗ);
•	 изменение показаний методов ГИС, выполненных  

по специальным методикам и фиксирующих формирование  
или расформирование зоны проникновения;

•	 наличие второй моды на диаграмме ЯМК за счет фильтра-
та в скважинах на РУО.

На рисунке 4.1 показан пример выделения коллекторов в тер-
ригенном разрезе по прямым качественным признакам (трек 1).

Таким образом, прямые качественные признаки позволяют 
выделять интервалы коллекторов с максимальной достоверно-
стью. Они являются основой для разработки и обоснования ко-
личественных критериев.

В то же время информативность такого подхода может быть 
ограничена геолого-техническими условиями бурения скважин: 

•	 применением слабо фильтрующихся растворов  
на углеводородной и полимерной основе;

•	 малой толщиной проницаемых и непроницаемых  
интервалов;

•	 близостью минерализации пластовых вод и фильтрата 
промывочной жидкости;

•	 записью комплекса ГИС без методов, фиксирующих пря-
мые качественные признаки.

Выделение коллекторов
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Рисунок 4.1 – Пример выделения коллекторов в терригенном 
разрезе по прямым качественным признакам (левый трек: 

глинистая корка – зеленый цвет, приращение на микрозондах – 
желтый цвет)

Выделение коллекторов по косвенным качественным
признакам

Кроме прямых качественных признаков, выделяют так-
же косвенные качественные признаки. К ним относят ано-
малии кривых ГИС. Прилагательное «косвенный» означает,  
что определение производится не на прямую, а через какую-то 
величину. Например, через плотность или естественную радио-
активность.

Выделение коллекторов
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Самым надежным из косвенных качественных признаков  
является наличие свободного флюида по показаниям ядерно-маг-
нитного каротажа (ЯМК). При наличии свободного флюида гор-
ная порода, скорее всего, будет иметь коллекторские свойства. 

Однако это не всегда так. Например, в вулканогенных гор-
ных породах триасового возраста Красноленинского свода была 
встречена закрытая каверновая пористость.

Кроме наличия свободного флюида, выделяются следующие 
косвенные качественные признаки:

•	 уменьшение естественной радиоактивности;
•	 уменьшение объемной плотности;
•	 повышение удельного электрического сопротивления;
•	 отрицательная аномалия ПС.
Отдельное место занимает подход, активно исполь-

зуемый в Shell. Он заключается в выделении коллекторов  
по комплексу НК и ГГКп путем их графического совме-
щения на геофизическом планшете (рисунок 4.2). Подход  
основан на применении палетки литологического расчленения  
по нейтронному и плотностному каротажу.

Для этого масштаб кривой ГГКп выбирается таким  
образом, чтобы он соответствовал водородосодержанию  
по НК. При этом принимают минеральную плотность равной  
2,7 г/см3 как в известняке (потому что кривая водородосодержа-
ния калибруется на известняк). Например, на рисунке 4.2 выбран 
масштаб кривой ГГКп от 2 до 3 г/см3 – это соответствует коэффи-
циенту пористости от 42 до –18% и соответствует масштабу кри-
вой водородосодержания.

В целом косвенные качественные признаки носят относитель-
ный характер. При их использовании выделенная эффективная 
толщина будет зависеть непосредственно от субъективного чело-
веческого фактора. Поэтому в практике разработки петрофизи- 
ческих моделей используют косвенные количественные критерии.

Выделение коллекторов
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Рисунок 4.2 – Пример литологического расчленения  
по нейтронному и плотностному каротажу

Нахождение количественных критериев статистическим 
способом

Первым шагом обоснования граничного значения геофизи- 
ческих параметров является разделение разреза на пласты-кол-
лекторы и пласты-неколлекторы по прямым качественным  
признакам или результатам испытаний. 

Затем проводится построение интегральных распределений 
(куммулят) пористости KП по ГИС или другого геофизическо-
го параметра (αПС , ∆JГК , и др.) для двух массивов – коллекторов  
и неколлекторов. Распределения рекомендуется накапливать  
по процентам от общего количества пластов (рисунок 4.3). 

Выделение коллекторов
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           	         а)			       	                 б)
Рисунок 4.3 – Кумулятивные кривые распределения 

αПС (а) и ∆JГК  (б)
(викуловские отложения Красноленинского свода)

В условиях сложнопостроенного разреза, в некоторых случа-
ях выделение коллекторов с использованием только одного пара-
метра является недостоверным. В этом случае необходим подбор 
и применение комплексного параметра для разделения класса 
коллекторов от других типов пород. 

Например, на рисунке 4.4 приведено сопоставление двух  
параметров с выделением зоны коллекторов. В рассмотренном 
случае зона коллекторов характеризуется двумя граничными зна-
чениями, и при достаточном количестве надежной информации 
по базовым скважинам зона коллекторов может быть описана 
произвольной областью. 

Для совместного применения подходят только независимые 
друг от друга параметры (например, KП и KГЛ , ω и ∆JГК , αПС и УЭС  
и т.д.). Использование параметров, которые функционально свя-
заны (являются производными) друг с другом (например, KП и KПР, 
KП и ω, KПР и αПС , и т.д.), недопустимо и приводит к занижению 
эффективных толщин. 

Выделение коллекторов
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а)

б)

Рисунок 4.4 – Обоснование граничных характеристик 
сложнопостроенных коллекторов: 

а) викуловские отложения Красноленинского свода, 
б) триасовые отложения Красноленинского свода

Выделение коллекторов
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Обоснование количественных критериев коллектора ста-
тистическим способом предпочтительнее корреляционного  
способа, так как базируется на статистической обработке прямой 
информации о наличии коллекторов из реальных скважинных 
измерений.

Нахождение количественных критериев корреляционным 
способом

Нахождение количественных критериев корреляционным 
способом представляет собой поиск граничных значений коэф-
фициентов пористости и проницаемости с использованием связи 
«керн-керн». Этот подход является обязательным при разработке 
петрофизической модели и также необходим для описания моде-
ли пласта-коллектора (см. раздел «Модель пласта-коллектора»).

При определении граничных значений коэффициентов  
пористости и проницаемости однозначным и универсальным 
критерием нефтенасыщенного коллектора является наличие  
динамической пористости (KП

ДИН), а для газонасыщенного –  
наличие эффективной пористости (KП

ЭФ):

KП
ДИН = KП (1 – KВО – KНО ),

      KП
ЭФ = KП (1 – KВО )			             (4.1)

Определение коэффициента остаточной водонасыщенности 
рассмотрено в разделе «Определение коэффициента остаточной 
водонасыщенности».

Для нефтенасыщенных коллекторов, при расчете коэффици-
ента динамической пористости на керне, необходимы эксперимен-
тальные определения величины остаточной нефтенасыщенности. 
Такие опыты производятся на ограниченных объемах образцов  
с разными значениями пористости и проницаемости. Массовых 
измерений этой величины не производится.

Как правило, теснота связи коэффициента динамической по-
ристости с коэффициентом открытой пористости и коэффициен-
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том проницаемости довольно низкая (рисунок 4.5) и не позволяет 
достоверно оценить граничные значения. В таких случаях стро-
ится сопоставление c коэффициентом эффективной пористости 
(рисунок 4.6) и определяется граничное значение эффективной 
пористости (при KП

ДИН = 0). 

                         а)				                 б)
Рисунок 4.5 – Сопоставление динамической пористости  

с открытой пористостью: а) викуловские отложения Красноле-
нинского свода, б) ачимовские отложения 

Затем массив керновых определений фильтрационно-емкост-
ных свойств делится на две выборки (коллекторы и неколлекторы) 
по граничному значению коэффициента эффективной пористо-
сти. Дальнейшее обоснование граничных значений коэффициен-
тов пористости и проницаемости производится статистическим 
методом с помощью гистограмм распределений (рисунок 4.7).
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 	                     а)				                 б)
Рисунок 4.6 – Сопоставление динамической пористости 
с эффективной пористостью: а) викуловские отложения 

Красноленинского свода, б) ачимовские отложения 

 		         а)				                  б)
Рисунок 4.7 – Сопоставление общей пористости  

с эффективной пористостью:  
а) викуловские отложения, б) ачимовские отложения 

При малом количестве определений остаточной нефтена-
сыщенности прибегают к использованию усредненного значе- 
ния (или усредненного значения с объекта аналога) (рисунок 4.8а). 
При таком подходе наблюдается улучшение тесноты связи (рису-
нок 4.8а в сравнении с рисунком 4.8б) и становится возможным 
определение граничного значения коэффициента пористости.
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                         а)				                 б)
Рисунок 4.8 – Сопоставление динамической пористости 

и открытой пористости для одной и той же выборки: 
а) значение KНО принято как среднее значение, 

б) использовано фактическое значение KНО, 
определенное на керне

В случае газонасыщенного коллектора, метод упрощается  
и сводится к нахождению граничного значения коэффициента 
пористости при нулевой эффективной пористости (рисунок 4.9).

Рисунок 4.9 – Сопоставление эффективной пористости 
и открытой пористости (викуловские отложения )
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Рисунок 4.10 – Неоднозначность оценки KПР
ГР 

по аппроксимирующему уравнению (викуловские отложения)

Помимо описанного ранее, существует подход к определению 
граничной проницаемости с использованием уравнения взаи-
мосвязи KПР = f(KП ) при KП равном граничному значению. Однако 
получаемое граничное значение коэффициента проницаемости 
будет зависеть от достоверности полученного уравнения, нежели  
от фильтрационных способностей пласта. На рисунке 4.10 пока-
зано как аппроксимирующее уравнение проходит мимо облака 
точек в интервале граничной пористости. 

В дополнение к этому, в условиях сложнопостроенных коллек-
торов, для определения коэффициента проницаемости использу-
ются более сложные виды взаимосвязей, что делает невозможным 
использование такого подхода.

Ограничения применения количественных критериев

Выделение коллекторов с использованием количествен-
ных критериев носит статистический характер, а не детермини-
стический (как при использовании качественных признаков).  

Выделение коллекторов
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Если определение граничных значений выполнено методически 
верно на надежной петрофизической основе, то результаты выде-
ления являются статистически достоверными. 

На практике часто встречается ошибка в обосновании эффек-
тивных толщин с использованием не одного, а нескольких коли-
чественных параметров, зависимых друг от друга, или одновре-
менного использования и прямых признаков, и количественных 
критериев. 

Если граничное значение какого-либо параметра получено  
на статистическом уровне с разделением выборки на проница-
емые и непроницаемые пласты, одновременное использование  
в качестве граничных двух или более параметров приведет  
к искусственному занижению эффективных толщин. 

При выделении эффективных толщин по количественному 
критерию нельзя исключать из них затем пласты из-за отсутствия 
против них  прямых признаков коллектора.

Использование данных испытаний и опробований

Для обоснования найденных количественных критериев  
рекомендуется использовать ИПК или ПГИ (рисунок 4.4).

Коллектором по данным ИПК/ГДК следует принимать,  
помимо интервалов с прямыми отобранными пробами прито-
ков пластового флюида, интервалы с наличием положительной 
подвижности флюида. Отсутствие положительной подвижности 
еще не говорит о том, что данный интервал разреза представлен  
неколлектором, ввиду возможных трудностей, связанных  
с геолого-технологическими особенностями проведения данных 
исследований.

Для выделения коллекторов информативными являются  
также данные ГТИ (данные газового каротажа, механической 
скорости проходки, расходометрии и результаты анализа шлама 
и керна).

Выделение коллекторов
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5. Определение характера насыщенности

Оценка характера насыщенности коллекторов заключает-
ся в разделении их на водоносные и продуктивные. Успешность 
данного разделения существенно различается от месторождения 
к месторождению. Сложное насыщение (газ, нефть, вода), слож-
ность структуры порового пространства и прочее, увеличивают 
область неопределенности.

В пределах нефтяных (газовых) залежей выделяются сверху 
вниз четыре зоны (рисунок 5.1).

Рисунок 5.1 – Принципиальная флюидная модель

Они включают в себя:
1)	 зона предельного насыщения с однофазной фильтрацией 

нефти (газа);
2)	 зона непредельного насыщения с однофазной фильтраци-

ей нефти, где свободная вода неподвижна из-за фазовых прони-
цаемостей;

3)	 переходная зона – зона двухфазной фильтрации нефти (газа) 
и воды. Нефтенасыщенность с глубиной падает до остаточной 
на ВНК, а водонасыщенность, соответственно, возрастает  
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до 1 – KНО. В целом, размеры зоны двухфазной фильтрации увели-
чиваются с ухудшением ФЕС пород-коллекторов; 

4)	 зона под ВНК с однофазной фильтрацией воды и наличи-
ем остаточной нефтенасыщенности – только в случае нефтяных 
залежей. Чаще всего при испытании в таких интервалах получают 
воду с пленкой нефти или чистую воду.

В Методических рекомендациях [11] за нижнюю границу  
залежи при подсчете запасов рекомендуют принимать водо-
нефтяной контакт ВНК, ниже которого при испытании будет  
получен однофазный приток воды, а выше – приток нефти с водой  
или безводной нефти.

Выделение продуктивных интервалов

По удельному электрическому сопротивлению
Основную информацию о характере насыщенности коллек-

торов несут методы удельного электрического сопротивления 
(УЭС).

Стандартным методом определения насыщенности коллекто-
ров при интерпретации ГИС является разделение их на два класса 
(нефтегазонасыщенный и водонасыщенный) на основе некото-
рого заранее принятого критического значения удельного сопро-
тивления (ρП

кр). При этом критическое сопротивление принима-
ется таким, чтобы ошибки классификации обоих родов (принять 
продукт за воду или воду за продукт) были примерно равны  
и не приводили к существенной систематической ошибке в оцен-
ке запасов. 

В качестве основы для поиска граничного значения для раз-
деления коллекторов по характеру насыщенности исторически 
используются данные испытаний пластов. Однако в последнее 
время благодаря совершенствованию технологий для определе-
ния характера насыщенности сложнопостроенных коллекторов 
привлекается следующая информация:

•	 поинтервальные испытания с обязательным определением 
интервалов и характера притока по промысловым геофизическим 
исследованиям (ПГИ);
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•	 данные газового каротажа, полученные при геолого-техно-
логических исследованиях (ГТИ);

•	 данные гидродинамического каротажа (ГДК);
•	 результаты замеров пластовыми испытателями на кабеле 

(ИПК) и на трубах (ИПТ);
•	 результаты люминесцентно-битуминологического анали-

за шлама.
В практике подсчета запасов нефти и газа применяется 

преимущественно статистический способ нахождения крити- 
ческих величин ρП

кр, который состоит в сопоставлении удельного 
электрического сопротивления с петрофизическим параметром  
(рисунок 5.2а) или коэффициентом пористости (рисунок 5.2б)  
с последующим эмпирическим нахождением граничных уравне-
ний.

		      а)				                  б)
Рисунок 5.2 – Сопоставление удельного электрического 

сопротивления с относительной амплитудой ПС (а) 
и коэффициентом пористости (б): 

а) разделение притока по данным испытаний (пласта ПК1), 
б) разделение притока по данным ПГИ (триасовые отложения 

Красноленинского свода)

На рисунке 5.2 приведены примеры нахождения гранично-
го сопротивления с использованием данных испытаний (рису-
нок 5.2а) и испытаний совместно с определением интервалов  
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притока по данным ПГИ (рисунок 5.2б). Как видно, объем исход-
ной информации значительно повышается с привлечением данных 
ПГИ, а также повышается достоверность разделения коллекторов  
по характеру насыщенности.

В случае небольшой выборки исходной информации возни-
кает неопределенность выбора граничного уравнения. Например, 
на рисунке 5.2а можно провести граничное уравнение при раз-
ных углах наклона. Это не будет противоречить представленной 
выборке точек, однако повлияет на геологический объем запасов 
углеводородов. В таких случаях рекомендуется избегать нахожде-
ния граничного уравнения, следует применить константой гра-
ничное значение удельного электрического сопротивления.

Для повышения достоверности выбора граничных уравнений 
рекомендуется отказаться от эмпирического нахождения урав-
нений и использовать данные ОФП (см. раздел «Определение 
обводненности по кривым относительной фазовой проницае-
мости») или рассчитывать граничное уравнение через параметр  
пористости и насыщения при KВ = 1 – KНО (рисунок 5.3).

Рисунок 5.3. Сопоставление удельного электрического 
сопротивления с коэффициентом пористости линии 

соответствуют ρП при KВ = 100% (синяя) и KВ = 1 – KНО  (зеленая) 
(триасовые отложения Красноленинского свода)
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Графическое комплексирование
Методики оценки характера насыщенности с использовани-

ем удельного электрического сопротивления требуют привлече-
ния результатов большого количества испытаний продуктивных  
и водоносных пластов. Малый объем испытаний при этом огра-
ничивает возможность определения характера притока по дан-
ным ГИС. 

В таких случаях можно использовать способы, базирующиеся 
исключительно на зарегистрированных показаниях методов ГИС 
и не требующие знания критических значений тех или иных па-
раметров. 

Наибольшее распространение получил способ нормализа-
ции. Способ основан на перестроении и изображении кривых, 
отражающих сопротивление (БК или ИК) и пористость (НК, ГГКп  
или АК), в едином масштабе сопротивлений или пористости (ри-
сунок 5.4). 

Рисунок 5.4 – Определение характера насыщенности с помощью 
нормализации методов БК и НК

Определение характера насыщенности
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При нормировании, например, масштабы визуализации кри-
вых подбирают таким образом, чтобы обеспечить совпадение  
в опорных водоносных пластах с высокой и низкой пористо-
стью, как показано на рисунке 5.4. Перспективные на нефть  
и газ пласты выделяют по расхождению нормированных кривых  
(на рисунке 5.4 по превышению показаний кривой БК над кривой 
НК).

По диэлектрическому методу
В основу диэлектрического метода (МВДК) положено изме-

рение диэлектрической проницаемости прискважинной части 
пласта (10 см). При бурении скважин на РВО по данным МВДК 
напротив продуктивных интервалов будет фиксироваться умень-
шение объемной водонасыщенности за счет присутствия оста-
точной нефте- или газонасыщенности.

Рисунок 5.5 – Определение характера насыщенности по данным 
МВДК и ЯМК (на спектре ЯМК наблюдается вторая мода  

за счет проникновения керосина в пустотное пространство)

Определение характера насыщенности



51

При бурении скважин на РУО в зоне предельного насыще-
ния углеводородами метод МВДК будет фиксировать истинную 
объемную водонасыщенность коллекторов (Рисунок 5.5). В таких 
условиях по методу МВДК, помимо выделения продуктивных ин-
тервалов, возможно определение коэффициента нефтегазонасы-
щенности (см. раздел «Модель объемной влажности»).

Определение обводненности по кривым относительной  
фазовой проницаемости

Определение характера насыщенности по кривым относи-
тельной фазовой проницаемости (ОФП) основано на пересче-
те кривых капиллярного давления (ККД) в функции KВ = f(KП)  
или ρП = f(KП). Способ рекомендуется использовать для нахожде-
ния или для обоснования граничных значений удельного элек-
трического сопротивления.

Алгоритм расчета выглядит следующим образом:
1. Кривые капиллярного давления перестраиваются в кривые 

относительной фазовой проницаемости (ОФП). Наиболее часто 
для этого используется модель Бурдайна [4] (рисунок 5.6б):

•	 для смачивающей фазы (вода):

		                                                                          ,                       (5.1)

•	 для несмачивающей фазы (нефть):

								                   (5.2)

где KВ
ПР.отн, KН

ПР.отн – относительная фазовая проницаемость  
        для воды и нефти, соответственно,

 KВ – текущая водонасыщенность (д.е.),
KВО – остаточная водонасыщенность (д.е.) по данным капил- 
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           лярных исследований (см. раздел «Определение коэффициента  
       остаточной водонасыщенности»),

KНО – остаточная нефтенасыщенность (д.е.), как среднее значе- 
   ние из результатов, полученных по данным лабораторных 
     определений, выполненных для изучаемых отложений данно- 
      го месторождения,

PК – капиллярное давление (МПа).

2. Для нахождения критических значений водонасыщенно-
сти используется уравнение движения фаз в многофазном пото-
ке (функция Баклея–Леверетта). Оно устанавливает зависимость 
доли флюида от соотношения вязкостей и проницаемостей (рису-
нок 5.6в):

								                  (5.3)

где  fв – доля воды в продукции,
μВ – вязкость воды в пластовых условиях (сП),
μН – вязкость нефти в пластовых условиях (сП).

3. Принимается, что на уровне ВНК fв = 0,98, а на уровне без-
водного притока fв = 0,01. При этих значениях с графика (рису- 
нок 5.6г) получают величины отношения фазовых проницаемо-
стей по нефти и воде на уровне ВНК и KВ

*.
4. По результатам определения ВНК и KВ

* строится сопостав-
ление пористости с KВО и критическими KВ

* и KВ
ВНК значениями  

водонасыщенности (рисунок 5.6д). 
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а)				              б)

в)				              г)

д)				              е)

Рисунок 5.6 – Пример нахождения критериев определения 
характера насыщенности по кривым ОФП (пласт БТ): 

а) ККД, 
б) кривые ОФП,
в) расчет доли флюида от соотношения вязкостей и проницаемостей, 
г) определение KВ

ВНК и KВ
*, 

д) зависимость KВО  и критических значений водонасыщенности KВ
ВНК и KВ

* от KП, 
е) оценка характера насыщенности (KП и KВ

* по данным ГИС)
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5. Оценка характера насыщенности реализуется с использовани-
ем полученных по данным ГИС величин коэффициента порис- 
тости и водонасыщенности пластов рисунок 5.6е). 

При этом:
•	 при KВО < KВ < KВ

* будут получены явно безводные притоки 
нефти (или газа);

•	 при KВ
* < KВ < KВ

ВНК возможна двухфазная фильтрация воды 
с нефтью (или газом);

•	 при KВ > = KВ
ВНК коллекторы будут отнесены к явно водо-

носным.
Кроме этого, полученные уравнения можно пересчитать  

в виде ρП = f(KП ) через параметр пористости и насыщения и в даль-
нейшем использовать в качестве граничных значений удельного 
электрического сопротивления (рисунок 5.7).

Рисунок 5.7 – Сопоставление удельного электрического  
сопротивления с коэффициентом пористости линии 

соответствуют ρП при KВ
ВНК (синяя), 

при KВ
*  (зеленая) и при KВО  (красная) (пласт БТ)
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Выделение газонасыщенных интервалов

Отдельная и более сложная задача заключается в разделении 
продуктивных коллекторов по характеру насыщенности на нефть 
и газ. Для установления типа углеводородов (газ или нефть), на-
сыщающих продуктивные пласты, данные электрического и элек-
тромагнитного каротажа не имеют физической основы, посколь-
ку нефть и газ в равной степени неэлектропроводны. 

По комплексированию методов пористости
Выделение газонасыщенных интервалов в большинстве 

случаев основано на комплексировании методов пористости,  
так как газ обладает отличной от нефти плотностью, акустической 
жесткостью и водородосодержанием. По причине занижения  
водородосодержания газ также занижает сигнал ЯМР.

Наиболее достоверной при обосновании газонефтяного кон-
такта (ГНК) считается методика повторных замеров нейтрон-
ного каротажа. Главное преимущество методики – возможность  
зафиксировать изменение показаний метода ГИС во времени, 
учитывающая процесс расформирования зоны проникновения  
в интервале коллектора.

В методике используется именно нейтронный каротаж,  
так как он способен фиксировать изменение пористости через об-
садную колонну. А процесс расформирования зоны проникнове-
ния начинается только после обсадки скважины.

Для реализации методики выполняются две записи нейтрон-
ного каротажа: одна – непосредственно после цементирования 
скважины, вторая – через временной промежуток от 2 недель 
до 3 месяцев (в зависимости от фильтрационных свойств пласта  
и параметров бурового раствора).

Наряду с основным преимуществом, эффективность методи-
ки напрямую зависит от времени, прошедшего от момента вскры-
тия бурением газоносного пласта до проведения измерений. 
Необходимо, чтобы этого времени было достаточно для расфор-
мирования зоны проникновения фильтрата бурового раствора.
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Однако когда речь ведется об оперативном заключении  
по скважине, по результатам которого принимается решение 
о выборе места для перфорации с последующим опробованием 
продуктивных  отложений, применение этой методики становит-
ся невозможным.

Комплексирование методов пористости с разной физической 
основой менее достоверно, но позволяет избежать временных  
и материальных затрат на запись повторных методов. Уменьше-
ние достоверности вызвано влиянием на показания ГИС только 
небольшого количества остаточного газа в радиусе исследования, 
т.к. основной объем пор занят фильтратом бурового раствора.

Ввиду того, что газ уменьшает водородосо-
держание, плотность горной породы и сигнал 
ЯМР, но при этом увеличивает интервальное 
время пробега волны, применяются следую-
щие варианты комплексирования:

•	 НК + ГГКп;
•	 НК + АК;
•	 ЯМК + ГГКп;
•	 АКШ (продольная волна + попереч-

ная волна).

По гидродинамическому каротажу
Использование ГДК для выделения газо-

насыщенных интервалов основано на отли-
чии градиента давления в газе и жидкости.  
В качестве примера на рисунке 5.8 приведено 
распределение пластового давления по высоте 
залежи. Из рисунка видно изменение градиен-
та давления при переходе от газа к нефти. 

Рисунок 5.8 – 
Определение ГНК 

по данным ГДК
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6. Коэффициент глинистости

Понятие глинистости

Разные типы распределения глинистого материала оказывают 
различное влияние на показания методов ГИС. Всего различают  
3 типа распределения глинистого материала в горных породах 
(рисунок 6.1):

•	 дисперсный – глинистые минералы содержатся в порах  
породы (KГЛ);

•	 слоистый – глина залегает в виде слойков ограниченной 
мощности (χ);

•	 структурный – глинистые частицы входят в скелет породы.
Оценка доли структурной глинистости по методам ГИС  

не представляется возможной, в связи с чем ее влияние на пока-
зания в рамках данной работы не рассматриваются. Далее рассма-
триваются методы определения дисперсной глинистости.

а)

б)

в)

Рисунок 6.1 – Типы распределения глинистого материала  
в породе: а) дисперсная (рассеянная), б) слоистая, в) структурная
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Рассеянная глинистость

В практике петрофизики определение рассеянной глинисто-
сти (KГЛ) на керне неоднозначно. В методических рекомендациях 
[11] выделяют три типа дисперсной глинистости:

•	 содержание в горной породе пелитового материала (частиц 
размером меньше 0,01 мм);

•	 содержание глинистых минералов (их основной особен- 
ностью является наличие связанной воды);

•	 содержание нерастворенного остатка в карбонатных гор-
ных породах.

Чаще всего коэффициент глинистости определяется  
по первому варианту по гранулометрическому составу. За массу  
глинистого вещества принимается масса обломков размером 
части меньше 0,01 мм. Такое приравнивание довольно условно,  
так как несет  в себе погрешности. Эти погрешности связаны,  
с одной стороны, с механическим разрушением больших зерен  
до более малых размеров (завышение KГЛ), с другой – с недоста-
точным разрушением породы (занижением KГЛ).

Для перехода к значениям объема коэффициент массовой 
глинистости (СГЛ) умножается на коэффициент пористости, изме-
ренный на том же образце, что и гранулометрический состав: 

                                                                              (6.1)

Однако в настоящее время ряд исследований показывает,  
что алевритовая фракция не участвует в фильтрации флюи- 
да и обладает радиоактивностью, как глины. Поэтому сделан  
вывод относить к глинистой фракции также и алевритовую (мень-
ше 0,05 мм).

В связи с этим рекомендуется определять коэффициент гли-
нистости с привлечением данных по РСА/РФА по керну и по дан-
ным ИНГКс.
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Гамма-каротаж
Естественная радиоактивность горных пород, опреде- 

ляемая по данным гамма-каротажа (ГК), часто складывается не 
только из радиоактивности глинистых минералов, но и других  
радиоактивных минералов, в частности калиевых полевых шпа-
тов (КПШ). При значительном содержании КПШ в горной породе  
от определения коэффициента глинистости по методу ГК нужно 
отказаться. Однако стоит упомянуть, что в случае равномерного 
и примерно одинакового содержания КПШ в породах изучаемого 
разреза привлечение данных ГК не запрещается.

Для описания связи CГЛ = f(∆JГК ) существуют уравнения  
В.В. Ларионова:

•	 для древних толщ:

                                                                              ;                                (6.2)

•	 для отложений третичного возраста: 

                                                                                                             (6.3)

Однако эти зависимости были получены В.В. Ларионовым для 
массовой глинистости [11], и использовать их для определения 
KГЛ по ГИС нельзя. 

Для определения KГЛ по ГИС требуется настраивать эти зави-
симости на керновые определения KГЛ путем замены коэффициен-
тов с сохранением нелинейности зависимости (рисунок 6.2). 

Комплексирование нейтронного и гамма-гамма плотност-
ного каротажа

См. раздел «Комплексирование нейтронного и гамма-гамма 
плотностного каротажа».
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                               а)                                                          б)
Рисунок 6.2 – Примеры зависимостей KГЛ= f(∆JГК ): 

а) викуловские отложения, б) пласты БУ16-18

Слоистая глинистость

Слоистая глинистость представляет собой тонкое переслаи-
вание (от долей мм до 20 см) слойков глины и песчаника/алевро-
лита. 

Здесь модель горной породы выглядит как переслаивание пес-
чано-алевритовых и глинистых прослоев, поровое пространство 
песчано-алевритовых прослоев породы заполняется глинистым 
материалом, а глинистые включения содержат песчано-алеврито-
вый материал (рисунок 6.3). 

Наряду со слоистостью и включениями глинистого вещества, 
возможно залегание песчаников в виде ограниченных линз, име-
ющих горизонтальные размеры до нескольких сантиметров (ри-
сунок 6.3г).

Наличие слоистой глинистости принято количе-
ственно измерять величиной χ, численно равной объ-
емному содержанию глинистых прослоев и включений.  
В зарубежной литературе также встречается обозначение NTG –  
отношение мощности песчаника к мощности слоистой породы, 
т.е. NTG = 1 – χГЛ .

Если в горной породе присутствует слоистая глинистость 
(рисунок 6.3), то определение подсчетных параметров с исполь-
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зованием стандартных подходов становится неправомерным.  
Это связано с неоднозначностью охарактеризованности такого 
разреза по керновым данным, занижением удельного электри- 
ческого сопротивления продуктивных коллекторов и анизотро-
пией проницаемости (влияет на разработку залежи).

Рисунок 6.3 – Примеры микро- и мезослоистости 
тонкослоистой породы
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В условиях текстурно-неоднородных горных пород некор- 
ректно говорить о литологическом расчленении разреза на од-
нородные интервалы, например: песчаники, глины и плотные. 
Литология горных пород в таком разрезе характеризуется как, 
например, «переслаивание алевритистых песчаников и песчаных 
алевролитов и тонкими прослоями аргиллитов» (рисунок 6.3). 

В подобных разрезах рекомендуется отказаться от класси- 
ческого литологического расчленения и ограничиться только вы-
делением коллекторов, плотных прослоев и углей.

Также в условиях текстурно-неоднородных горных пород 
становится неоднозначной характеристика свойств по керну.  
На рисунке 6.4 представлен геофизический планшет и фото-
графии керна с указанием мест отбора образцов. На планшете  
показано два интервала отбора образцов: верхний представлен 
переслаиваниями, а нижний – в интервале однородного песчани-
ка. Зелеными точками на планшете приведены результаты опре-
деления коэффициента пористости по керну. Как можно видеть,  
в обоих интервалах значения коэффициента пористости практи-
чески не различаются и примерно равны 25%, но при этом пока-
зания методов ГИС отличаются достаточно сильно. Это связано 
с тем, что образцы керна отбирались из прослоев коллекторов,  
а основная часть тонкослоистого разреза осталась неохарактери-
зованной керновыми исследованиями. Методы ГИС, напротив, 
фиксируют интегральные свойства всего вскрытого разреза.

Подобный выборочный отбор образцов керна обоснован тре-
бованиями технических инструкций (керном должен быть изучен 
коллектор) и техническими возможностями изготовления образ-
ца (при выпиливании из тонкослоистого разреза происходит раз-
рушение образца).

Отдельное место занимают методы определения доли гли- 
нистых прослоев и включений на керне. В настоящий момент су-
ществует ряд методов определения доли текстурных компонент,  
которые можно условно разделить на: методы инструменталь-
ного определения размера неоднородностей непосредственно на 
керне или на фотографиях керна, методы исследования структу-
ры породы на колонке керна и методы программной обработки  
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фотографий керна.
Подобную обработку фотографий для получения объемной 

литологической модели, рекомендуется выполнять с использо-
ванием специального программного обеспечения [2; 23], которое 
позволяеткроме определения χ получать объемно-компонентную 
модель как песчано-глинистых разрезов (рисунок 6.5), так и лю-
бых других текстурно-контрастных разрезов.

Рисунок 6.4 – Место отбора образцов керна в тонкослоистом 
разрезе
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Определение объемной доли глинистых прослоев и включе-
ний также возможно определять геофизическими методами – ме-
тодом RT-scanner.

Рисунок 6.5 – Результаты определения объемной доли глинистых 
прослоев по фотографиям керна

Модель Вендельштейна–Извекова–Ефимова
В отечественной петрофизике используется модель, предло-

женная Б.Ю. Вендельштейном и Б.И. Извековым в работах [16; 9],  
а также В.А. Ефимовым [8] для песчано-алеврито-глинистых по-
род неоднородной текстуры пласта АВ1 Самотлорского место-
рождения:
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                                                                                                            (6.4)

где KП , KГЛ – коэффициент пористости и объемной глинистости            
       породы в целом,

KП
ПЕСЧ, KП

ГЛ – коэффициент пористости песчано-алевритовой 
       и глинистой компонент,

KГЛ
ПЕСЧ, KГЛ

ГЛ – коэффициенты глинистости песчано-алеврито- 
       вой и глинистой компонент,

χГЛ – объемная доля глинистых прослоев и включений.

В рамках этой модели определение подсчетных параметров 
выполняется в следующем порядке:

1. Производится определение интегрального коэффициента 
пористости (KП) по стандартным методикам с использованием 
методов ГГКп, НК или ЯМК. Метод АК при этом не использует-
ся из-за влияния частого переслаивания на скорость движения 
упругих волн.

2. Объемная доля слоистой глинистости определяется по эм-
пирической зависимости, полученной на основе данных ПС и ГК 
и керновых определений χ. Рекомендуется использовать имен-
но комплексирования ПС и ГК для повышения достоверности  
результатов. Это связано с тем, что метод ПС чувствителен к тек-
стуре горных пород, но для него требуется ввод поправки за УЭС 
фильтрата и пластовой воды, а метод ГК не чувствителен к тексту-
ре, его показания определяются совокупностью слоистой и дис-
персной глинистости.

Долль показал (H.G. Doll, 1949), что относительная амплиту-
да ПС зависит не только от величины объемной доли глинистых 
прослоев и включений, но и от отношения удельных сопротив-
лений песчано-алевритового и глинистого прослоев. При отсут-
ствии проникновения фильтрата бурового раствора выражение 
имеет вид [6, с. 325]:
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                                                                                                            (6.5)

где ρПЕСЧ, ρГЛ – УЭС песчано-алевритовой и глинистой 
      компоненты.

Для комплексирования методов ПС и ГК при определении 
объемной доли слоистой глинистости может быть использована 
следующая формула (А.В. Акиньшин, Д.Б. Родивилов, 2021):

                                                                                                            (6.6)

где a = 0,5 – коэффициент, учитывающий вклад αПС в оценку,
b = 2 – коэффициент, учитывающий влияние дисперсной гли- 

       нистости на αПС ,
c = 0,5 – коэффициент, учитывающий нелинейность зависи- 

       мости αПС от χ,
d = 0,5 – коэффициент, учитывающий вклад f(∆JГК ) в оценку,
e = 1,62 – коэффициент, учитывающий радиоактивность гли- 

       нистой компоненты,
f = 1,5 – коэффициент, учитывающий нелинейность зависи- 

       мости f(∆JГК ) от χ.

В этой формуле αПС  можно заменить выражением: 

α = (КП – КП
ГЛ) / (КП

ЧИСТ – КП
ГЛ), 

где КП
ЧИСТ – пористость чистого песчаника.

3. По формуле (6.4) определяется коэффициент пористости 
песчаника KП

ПЕСЧ, где KП
ГЛ принимается константой на основе кер-

новых данных. 
4. Удельное электрическое сопротивление песчаных прослоев 

определяется по формуле параллельного соединения проводни-
ков: 
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                                                                                                            (6.7)

где ρГЛ – принимается константой на основе показаний методов  
       УЭС во вмещающих глинах.

5. Определение коэффициента нефтегазонасыщенности 
KН

ПЕСЧ производится по стандартной методике с использованием  
параметра пористости и насыщения. В качестве входных данных 
используются коэффициент пористости и УЭС песчаных просло-
ев.

6. В результате применения этой методики подсчетные па-
раметры могут передаваться как в виде параметров песчаного  
прослоя (χГЛ, KП

ПЕСЧ, KН
ПЕСЧ), так и в виде интегральных параметров 

(KП), (KН). Интегральный коэффициент нефтенасыщенности (KН), 
при этом определяется по формуле:

                                                                                                            (6.8)

Модель Томаса и Штайбера
Модель Томаса и Штайбера [21] представляет собой модель 

для определения пористости пород, представленных тонким  
переслаиванием песчаника и глины. 

В методе делаются следующие допущения:
•	 песчаник является гомогенным с постоянной пористо-

стью;
•	 глинистость – единственный заполнитель порового про-

странства;
•	 глинистые прослои представлены мономинеральной одно-

родной глиной.
При таких ограничениях применять модель для количествен-

ного определения слоистости не представляется обоснованным 
для реальных терригенных пород. Однако на качественном уров-
не для описания модели коллектора ее применение оправдано. 
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Определение пористости реализуется с помощью  
треугольной диаграммы, построенной на кроссплоте сопостав- 
ления пористости с объемной глинистостью по следую- 
щим точкам (рисунок 6.6): 

А – чистый песчаник (пористость равна пористости скелета  
KП

ЧИСТ); 
В – песчаник, поры которого полностью заполнены глиной 

(дисперсная глинистость KГЛ полностью занимает объем пор ске-
лета);

С – чистая глина (пористость равна пористости глины KП
ГЛ); 

D – песчаник со структурной глинистостью.

Рисунок 6.6 – Сопоставление пористости с глинистостью  
в модели Томаса–Штайбера [19, с. 238]

Для построения данного сопоставления предлагается исполь-
зовать показания методов ГИС, зависящих от искомых величин. 
В работе Дж. Мавко, Т. Мукеджи и Дж. Доркина [19, с. 96–101],  
например, рассматривается применение методов гамма-гамма 
плотностного (ГГКп) и гамма-метода.

Палетка может быть оцифрована следующим уравнением  
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для определения доли глинистой компоненты:

                      
                                                                                                            (6.9)

где KП
ЧИСТ – коэффициент пористости скелета (чистого песчаника),

b = 1,4 – коэффициент, учитывающий радиоактивность гли- 
       нистой компоненты.

Оценка достоверности
Объемная доля глинистых прослоев и включений по ГИС со-

поставляется с керновыми данными. Погрешность должна укла-
дываться в 15% (абс.).

Оценка достоверности определения коэффициента пористо-
сти в условиях тонкослоистых коллекторов производится по двум 
подходам:

1. По сопоставлению в интервалах однородных прослоев (вы-
бираются на основе фотографий керна) – коэффициент пористо-
сти по ГИС должен иметь погрешность до 2,5% (абс.), а объемная 
доля глинистых прослоев должна стремиться к нулю.

2. По сопоставлению коэффициента пористости песчаных 
прослоев с коэффициентом пористости однородных образцов 
(рисунок 6.7а), погрешность до 2,5% (абс.).

Коэффициент нефтенасыщенности оценивается в однород-
ных интервалах по стандартной методике (см. раздел «Сопостав-
ление с исходными данными»).

Рисунок 6.7 – Фотографии различных литологических разностей
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7. Определение коэффициента пористости

Пористость горных пород характеризуется коэффициентом 
пористости (KП), который численно равен отношению объема пор  
к общему объему породы и выражается в долях единицы  
или в процентах.

Для исключения грубых ошибок, вызванных влиянием не-
установленных факторов (минерального состава пород, типа  
и свойств цементирующих веществ), определение KП рекоменду-
ется выполнять по данным нескольких методов ГИС и с учетом 
глинистости (см. раздел «Коэффициент глинистости»). 

Основные рекомендации по технологии определения KП  
по материалам ГИС в зависимости от типа геологического разреза 
сведены в таблицу 7.1.

Таблица 7.1 – Матрица применимости методов определения 
пористости в зависимости от типа разреза

Метод ГИС
Терриген-

ный (до 
1000 м)

Терригенный 
(более 1000 м)

Текстурно-
неоднород-

ный

Карбонат-
ный Газ

ЯМК + + + + –
ГГКп +− + + – –
АК – + – + –
НК + +− + + –
ПС + + – – +
ГГКп + НК +
АК + НК +
ЯМК + ГГКп +
ГГКп + НК + + + – –
Система 
уравнений – – – + –

Условные обозначения:  «+»  – рекомендуется,  «–»  – не рекомендуется,   
  «+−»  – рекомендуется отказаться от применения этого метода
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Методы пористости

Ядерно-магнитный каротаж
Современный ядерно-магнитный каротаж (ЯМК) позволяет 

решать широкий спектр задач: от определения пористости горных 
пород до оценки вариации размеров пор, определения проницае-
мости, капиллярных характеристик, фазовых проницаемостей,  
а в определенных условиях – характера и степени насыщенно-
сти коллекторов. Ввиду того, что показания ЯМК практически  
не зависят от минерального состава скелета горных пород, особой 
областью его применения является геофизическое исследование 
разрезов, сложенных горными породами со сложной литологией.

Метод основан на поглощении электромагнитной энергии 
при взаимодействии ядер атомов водорода (протонов), входя-
щих в состав воды и УВ, с последующим сохранением вектора  
намагниченности. 

Результатом записи ЯМК является изменение интенсивности 
магнитного поля во времени после прекращения действия внеш-
него поля, которое пересчитывается в кривую времени попереч-
ной релаксации (T2) (рисунок 7.1). Эта кривая примерно соответ-
ствует распределению пор по размерам. 

Рисунок 7.1 – Модель горной породы, принцип интерпретации 
распределения T2 по методу стандартных отсечек
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Граничные значения для связанной воды глин составляют  
T2 = 3 мс, времена релаксации T2 = 33 мс и T2 = 92 мс соответству-
ют капиллярно-связанной воде, соответственно, в терригенных  
и карбонатных коллекторах. Указанные граничные значения  
являются стандартными, но они также могут быть уточнены экс-
периментально для каждого конкретного типа горной породы.

Объем связанной воды определяется как сумма всех пор  
с величиной T2 меньше граничного значения, а объем свободного 
флюида – как сумма пор при T2 больше граничного значения.

Существует две методики оценки проницаемости по ЯМК  
с использованием заданной пользователем отсечки: по функции 
Коатса и SDR (Schlumberger–Doll Research).

•	 Модель Коатса

                                                                                                             (7.1)

где а – эмпирическая константа (по умолчанию 1).

•	 Модель SDR (Schlumberger–Doll Research)

                                                                                                             (7.2)

где  b – коэффициент поверхностной релаксации (по умолчанию  
       равен 1 для песчаников и 0,35 для карбонатов),

m – (по умолчанию равный 4 для песчаников и 2 для карбо 
       натов),

n – (по умолчанию равный 2).

Коэффициент остаточной водонасыщенности – отношение 
объема пор, заполненных остаточной водой (капиллярно связан-
ной BFV и водой глин CBW) к объему пор породы:

                                                                                                             (7.3)

Кроме этого, в скважинах на РУО в предельно насыщен-
ной зоне (KВ ≈ KВО) возможно сопоставление KВ, определенного  
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по ЯМК, с KВ, определенным по данным электрометрии.
Обработка данных ядерно-магнитного каротажа обычно про-

водится специалистами сервисных компаний, выполнявших за-
пись каротажа. Результаты обработки, используемые в дальней-
шей интерпретации, сведены в таблицу 7.2.

Таблица 7.2 – Результаты обработки данных ЯМК

Параметр Мнемони-
ка Расшифровка мнемоники

Общая пористость
TCMR

MRP

Total Combine magnetic 
resonance

Magnetic resonance porosity

Открытая пористость
FFV
MFF

Free fluid volume
Magnetic Resonance Free 

Fluid Volume
Остаточная водонасыщенность 
(сумма долей воды глин и капил-
лярно удерживаемой воды)
Граничные значения составляют 
Т2 = 3 мс

BFV
MBF

Bound Fluid Volume
Magnetic Resonance Bound 

Fluid Volume

Связанная вода глин CBW Clay bound water

Капиллярно связанная вода Capillary bound water

Проницаемость KSDR Schlumberger–Doll Research
Проницаемость по модели 
Тимура – Коатса

KTIM Timur–Coates

Граничное значение Т2 
(отсечка)
(33 мск в терригенном разрезе,
92 мкс в карбонатном разрезе)

T2CUTOFF T2 cutoff

Среднее логарифмическое 
значение T2

T2LM T2 logarithmic mean
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Гамма-гамма плотностной каротаж
Объемная плотность (δ), измеряемая методом гамма-гамма 

плотностного каротажа (ГГКп), линейно связана с коэффициен-
том общей пористости следующими соотношениями:

•	 для чистых мономинеральных горных пород:

δ = δМИН (1 – KП ) + δЖ KП ;                                  (7.4)

•	 для глинистых горных пород:

δ = δСК (1 – KП – KГЛ ) + δГЛ KГЛ + δЖ KП ;                          (7.5)

•	 для горных пород сложного минерального состава:

δ = ∑δi Ki + δЖ KП ,                                            (7.6)

где  δМИН – плотность скелета (минеральной матрицы) породы, 
δСК – плотность скелета,
δГЛ – плотность глинистых минералов,
δЖ – плотность жидкости (флюида), заполняющей поровое  

       пространство,
δi – плотность i-го минерала,
Ki – коэффициент i-го минерала (объем минерала относитель- 

       но объема породы).

В проницаемых породах значение δЖ в зоне исследования 
ГГКп (10-15 см) определяется плотностью фильтрата промывоч-
ной жидкости (ПЖ) и равно 1,0 г/см3. Несмотря на это, значения 
δЖ заметно отличаются от единицы в следующих случаях: 

•	 в газовых пластах из-за остаточной газонасыщенности 
зоны проникновения; 

•	 при бурении скважин на минерализованной промывочной 
жидкости, когда δЖ = 1,0-1,2 г/см3, в зависимости от степени мине-
рализации ПЖ; 

•	 при бурении скважин на РУО. 
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В газонасыщенных пластах определяемое значение KП завы-
шается за счет влияния остаточной газонасыщенности в полно-
стью промытой зоне. Это влияние зависит от плотности газа (δГ), 
которая, в свою очередь, определяется давлением и температурой. 

Значение минеральной плотности (δМИН или δСК) основ-
ных типов горных пород, представляющих интерес как воз- 
можные коллекторы нефти и газа, изменяются в широком диапа- 
зоне (таблица 11.1) – от 2,55 для полимиктовых песчаников  
до 2,87 г/см3 для доломитов. 

Глинистые цементы состоят из: каолинита, хлорита  
и гидрослюд с примесями других минералов. Минералогичес- 
кая плотность глинистых минералов (δГЛ) изменяется от 2,62 г/см3  
для каолинита до 2,81 г/см3 для гидрослюды. Среднее зна-
чение δГЛ для смеси глинистых минералов находится в пре- 
делах 2,67-2,72 г/см3.

При определении коэффициента пористости мономинераль-
ных горных пород и глинистых горных пород, для которых зна-
чение δГЛ ≈ δСК , можно использовать уравнение (7.4). Минераль-
ную плотность при этом определяют как модальное значение 
распределения минеральной плотности по керновым данным  
(но не путем интерполяции к значению KП = 0%).

Для определения коэффициента пористости заглинизирован-
ных коллекторов, для которых наблюдается неравенство плот-
ности скелета и глинистых минералов δГЛ ≠ δСК , рекомендуется 
нахождение зависимости коэффициента пористости от объем-
ной плотности (δОБ) по керновым данным KП = f(δОБ). Объемная 
плотность по керновым данным определяется с использованием 
уравнения (7.4).

Пример такого подхода показан на рисунке 7.2. В при-
веденном примере минеральная плотность зависит  
от коэффициента пористости, и эта зависимость описывается 
уравнением δМИН = –0,0009KП + 2,6824. Поэтому для коллекторов  
с пористостью 24% минеральная плотность составляет  
2,66 г/см3, для глин с пористостью 6% она составляет  
2,68 г/см3  выше. При использовании фиксиованного значения  
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минеральной плотности 2,68 г/см3 будет наблюдаться мульти-
пликативное завышения коэффициента пористости коллекторов  
до 1%.

Рисунок 7.2 – Определение коэффициента пористости 
через объемную плотность по керновым данным

Существует два критерия оценки достоверности такой связи:
•	 равенство минеральной плотности при KП = 0% по найден-

ному уравнению и уравнению δМИН  = f(KП ) (в приведенном приме-
ре они достаточно близки и равны примерно 2,68 г/см3);

•	 значение объемной плотности при KП = 100% должно  
соответствовать плотности флюида (в приведенном приме- 
ре 0,99 г/см3).

Акустический каротаж
Существует ряд зависимостей для определения KП по акусти-

ческому каротажу (АК). Наиболее простой (линейный) вид имеет 
уравнение среднего времени [22]

•	 для чистых мономинеральных горных пород:

                                                                                (7.7)
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•	 для глинистых горных пород:

                                                                                                            (7.8)

•	 для горных пород сложного минерального состава:

                                                                                                            (7.9)

где  ∆tСК – интервальное время пробега по скелету,
∆tГЛ – интервальное время пробега по глинистым минералам,
∆tЖ – интервальное время пробега по жидкости (флюиду),
∆ti – интервальное время пробега по i-му минералу,
Ki – коэффициент i-го минерала (объем минерала относитель- 

       но объема породы).

В большинстве случаев используют усредненные значения 
∆tСК и ∆tЖ (Таблица 11.1), обеспечивающие определение пористо-
сти с абсолютной погрешностью KП , не превышающей ±2%. 

Для зоны проникновения ∆tЖ находят также по номограммам, 
учитывающим изменение скорости распространения упругой 
волны в воде в зависимости от ее минерализации, температуры 
и давления.

Для неглинистых карбонатных коллекторов определение  
коэффициента пористости может производиться по уравне-
нию (7.7), а для заглинизированных терригенных – по уравне-
нию, разработанному во ВНИГИК [14]. Это уравнение связывает  
пористость с интервальным временем распространения упру-
гой волны по акустическому каротажу с учетом глинистости  
через αПС (7.10) или двойной разностный параметр ГК (∆JГК) (7.11).

Уравнение имеет вид:

                                                                                                          (7.10)
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                                                                                                          (7.11)

где c – коэффициент пропорциональности (уплотнения), пример- 
       но равен 2.

Коэффициент пропорциональности c для продуктивных  
пластов рассчитывается путем сопоставления расчетного значе-
ния KП с керновыми данными.

В условиях текстурно-неоднородного разреза рекомендуется 
отказаться от определения коэффициента пористости по акусти-
ческому методу из-за сложного влияния многочисленных границ 
раздела фаз (частое переслаивание) на скорость распространения 
упругих свойств.

Нейтронный каротаж
Водородосодержание, определяемое по данным нейтронного 

каротажа (НК) в условиях песчано-глинистого разреза, нельзя ис-
пользовать для определения коэффициента пористости без введе-
ния поправки за содержание водорода в твердой фазе глинистых 
минералов.

Водородосодержание горной породы превышает истинное 
значение KП на содержание водорода в твердой фазе глинистых 
минералов (∆ω):  

ω = (KП + ωmineral ) + ∆ω ,                                      (7.12)

где ω – водородосодержание, определенное по нейтронному  
        каротажу,

∆ω – содержание водорода в твердой фазе глинистых мине- 
       ралов,

ωmineral – поправка за различие минеральной плотности  
       кальцита (нормировочный образец для аппаратуры) и кварца  
  (породообразующий минерал) – обычно составляет 2,5%  
       или исключается посредствам нормировки.
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Значение ∆ω зависит от степени заглинизированности кол-
лекторов и равно:

∆ω = ωГЛ KГЛ ,                                                  (7.13)

где ωГЛ – среднее водородосодержание твердой фазы глинистых 
       минералов.

Содержание водорода в твердой фазе глинистых минера-
лов зависит от минерального состава и содержания отдельных 
глинистых минералов. Такая информация может быть получена  
по результатам рентгеноструктурного анализа (РСА). 

Другой способ введения поправки за глинистость заключа-
ется в вычитании из зарегистрированного водородосодержания 
значений коэффициента пористости, определенного по керну:

∆ω = ω – KП
керн                                                                    (7.14)

В дальнейшем находится эмпирическая связь с показаниями 
методов глинистости.

Достоверность определения коэффициента пористости  
по предложенному методу рекомендуется оценивать по сопостав-
лению с коэффициентом пористости по гамма-гамма методу.

Комплексирование нейтронного и гамма-гамма плотностного 
каротажа

Определение коэффициента глинистости с использованием 
комплексирования нейтронного и плотностного методов являет-
ся стандартной практикой в зарубежных компаниях [20]. 

Определение возможно только в нефтеносных или водонос-
ных глинистых песчаниках. Наличие других минералов, помимо 
глины и кварца, уменьшает точность результатов.
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Методика реализуется решением системы уравнений:

                                                                                                          (7.15)

где δСК , ωСК – объемная плотность и водородный индекс  
        скелета горных пород,

 δГЛ , ωГЛ – объемная плотность и водородный индекс глины,
 δФЛ , ωФЛ – объемная плотность и водородный индекс флюида,  

      насыщающего поровое пространство (обычно принимаются  
        равными параметрам фильтрата 1 г/см3 и 1 д.е.).

Значения параметров (δГЛ , δСК , ωГЛ , ωСК) рекомендуется выби-
рать на основе керновых данных.

Для удобства уравнения (7.15) можно представить в следую-
щем виде:

                                                                                                          (7.16)

Методы глинистости
Определение коэффициента пористости по методам глини-

стости (ПС и ГК) возможно только для межзерновых терриген-
ных глинистых коллекторов с рассеянной глинистостью. Основой 
служат корреляционные зависимости показаний метода от керно-
вых определений коэффициента пористости. 

Типичная зависимость αПС = f(KП ) для продуктивных отложе-
ний приведена на рисунке 7.3 [11]. Характерной особенностью  
таких зависимостей является выполаживание их в области высо-
ких и низких значений коэффициента пористости. Для упроще-
ния рекомендуется использовать линейную аппроксимацию.

В практике интерпретации данных ГИС известно, что 
метод ПС характеризуется низкой вертикальной разре-
шающей способностью. Существуют палетки, представ-
ленные Борисом Юрьевичем Вендельштейном в книге  

Определение коэффициента пористости



81

«Альбом номограмм и палеток для интерпретации данных гео-
физических методов исследования скважин», которые позволяют 
ввести поправки в значения кривой ПС за ограниченную толщину 
пласта. Однако для корректного использования данного подхода 
необходимо знать априорную информацию о параметрах скважи-
ны и свойствах зоны проникновения. Очевидно, что в условиях 
значительного объема скважин введение поправок за ограничен-
ную толщину пропластков становится затруднительным. 

Рисунок 7.3. – Зависимости пористости 
от относительной амплитуды ПС (αПС): 

а) аппроксимация полиномом, б) линейная аппроксимация

Для искусственного улучшения вертикальной разрешающей 
способности метода ПС возможно использовать так называемую 
деконволюцию (“cusp” – деконволюция). Основная идея деконво-
люции заключается в использовании математического фильтра, 
позволяющего усилить высокочастотную компоненту в анализи-
руемых данных. В общем виде уравнение для деконволюции кри-
вой ПС записывается следующим образом:

             αПСdec = –a * αПС(i-1) + (2 * a + 1) * αПСi – a * αПС(i+1) ,         (7.17)

где αПСdec– результирующее значение αПС после процедуры 
         деконволюции, 

  αПСi – i-е значение кривой αПС , 
  a – коэффициент усиления.
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Выбор коэффициента усиления рекомендуется производить 
по результатам сопоставления значений пористости по методу 
ПС и керновым данным. Следует знать, что чем выше расчленен-
ность изучаемых отложений, тем выше значение коэффициента 
усиления. 

Стоит отметить, что у деконволюции есть ряд ограничений. 
Во-первых, сигнал должен быть виден на исходной кривой. В слу-
чае отсутствия значительных аномалий на кривой ПС, в особен-
ности в интервалах тонких прослоев менее 0,4 метра, процедура 
деконволюции не даст положительного результата. Во-вторых, 
методика деконволюции также неэффективна и в условии мощ-
ных однородных прослоев.

Газонасыщенные интервалы

В основе методик лежит учет остаточной газонасыщенно-
сти при комплексном применении методов ГИС с разнонаправ-
ленным влиянием газонасыщенности на показания. Такими ме-
тодами являются ГГКп и АК (влияние газа ведет к завышению  
коэффициента пористости), а также НК и ЯМК (влияние газа ведет  
к занижению коэффициента пористости).

НК + ГГКп/АК
Учитывая разнонаправленное влияние газа на пока-

зания методов ГГКп/АК и НК, можно записать следующее  
равенство [11; 13]:

KП = KП
ГГКп/АК – ∆KП

ГГКп/АК = KП
НК – ∆KП

НК,                   (7.18)

где KП
ГГКп/АК и KП

НК  – значения коэффициента пористости, опре- 
       деляемые по данным ГГКп (или АК) и НК с учетом глинисто- 
       сти пород, 

∆KП
ГГКп/АК и ∆KП

НК  – значения поправок за газонасыщенность.

Если принять, что                              С, то
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                                                                    С+1,                              (7.19)

                                                                                                           (7.20)

Тогда формула для расчета пористости в газонасыщенных 
коллекторах будет иметь вид:

                                                                                                                 (7.21)

Коэффициент С, учитывающий различие влияния остаточно-
го газонасыщения прискважинной части пласта на показания ме-
тодов ГГКп и НК, составляет в среднем 2 [13]. Таким образом, для 
пары методов ГГКп и НК можно записать следующее равенство:

                                                                                                              (7.22)

Для пары методов АК и НК коэффициент С нужно обосновы-
вать отдельно.

ЯМК + ГГКп
Учитывая разнонаправленное влияние газа на показания ме-

тодов ГГКп и ЯМК и близость радиальной глубинности иссле-
дования применяемой аппаратуры, можно записать следующее 
уравнение:

                                                                                                            (7.23)

где KП
ЯМК – значения коэффициента пористости, определяемые  

        по данным ЯМК.
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Решение системы уравнений

В случае сложного минерального состава продуктивных 
отложений возникает необходимость использования данных  
нескольких видов ГИС для корректного определения пористости 
коллекторов. 

Для определения пористости горных пород с учетом мине-
ральных и структурных особенностей пустотного пространства 
возможно использование всего комплекса методов пористости – 
АК, НК, ГГКп, а также методов ГГКпл, ГК и СГК. При этом важно, 
чтобы используемые методы ГИС были чувствительны к измене-
нию долевого содержания того или иного компонента модели.

Для нахождения параметров породы по комплексу методов 
ГИС решается система уравнений. При этом полагается, что ми-
неральный состав горной породы – это взвешенная (по объемным 
долям минеральных компонентов) сумма свойств, слагающих ее 
минералов, а также флюида, занимающего поровое пространство.

                                                                                                          (7.24)

Количество компонент для решения системы выбирается  
на основе керновых исследований. Например, для карбонатных 
отложений осинского горизонта могут быть выбраны следую-
щие компоненты: доломит, кальцит, ангидрит, кварц, глинистые  
минералы и галит. 

Поровое пространство принимается насыщенным водой, 
влияние нефтенасыщенности в связи с малой глубинностью  
методов не учитывается. Для интервалов газонасыщенных горных 
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пород рекомендуется отказаться от применения данного метода. 
При решении системы уравнений число неизвестных долж-

но совпадать с числом уравнений, в таком случае система назы-
вается определенной (число компонент = число методов ГИС + 
+ уравнение баланса). Если уравнений меньше, чем неизвестных,  
то система называется недоопределенной. Если уравнений боль-
ше, чем неизвестных, то система называется переопределенной. 

Допускается только использование определенных и переопре-
деленных систем, так как недоопределенная система уравнений 
имеет бесконечное количество решений.

Однако в практике встречаются примеры определения коэф-
фициента пористости с применением недоопределенных систем. 
Но тогда на систему уравнений дополнительно накладывался ряд 
ограничений в диапазонах изменений компонент.

Основным инструментом контроля является сопоставление 
коэффициента пористости с керновыми данными и сопоставле-
ние синтетических и зарегистрированных кривых. При этом хо-
рошее совпадение не означает, что ответ является правильным  
и уникальным. Это означает только то, что данные укладываются 
в математическую модель. 

Для обоснования оптимального комплекса ГИС с помощью 
решения системы уравнений выполняются расчеты подсчетных 
параметров при использовании разного комплекса ГИС.

Для решения системы уравнений требуется знание минераль-
но-флюидальных констант (таблица 11.1). Однако необходимо 
понимать, что эти параметры на практике требуют уточнения. 

Определение коэффициента пористости



86 

8. Определение нефтегазонасыщенности

Электрическая модель

В практике петрофизического моделирования применяются 
два наиболее распространенных способа определения коэффи-
циента нефтегазонасыщенности. Один из них традиционный,  
то есть через параметры пористости PП и насыщения PН , второй – 
по зависимости удельного электрического сопротивления от объ-
емной влажности или коэффициента водонасыщенности.

Модель Дахнова – Арчи
Коэффициент нефтенасыщенности определяется, как пра-

вило, по удельному электрическому сопротивлению. При этом 
используются зависимости параметра насыщения (PН ) от коэф-
фициента водонасыщенности (KВ ) и параметра пористости (PП )  
от коэффициента пористости, получаемые по данным керна. 

Параметр пористости определяется как отношение удельного 
электрического сопротивления полностью водонасыщенного об-
разца (ρВП ) к удельному электрическому сопротивлению жидко-
сти (ρВ ), насыщающей образец:

                                                     РП = ρВП  / ρВ                                                       (8.1)

Параметр насыщения – УЭС частично экстрагированного об-
разца (ρНП ), деленное на УЭС полностью водонасыщенного образ-
ца (ρВП ):

  РН = ρНП  / ρВП                                                     (8.2)

По этим данным строят зависимости PП = f(KП ) и PН = f(KВ ), 
которые в последствии используются для определения коэффи-
циента нефтегазонасыщенности по данным ГИС. Эти уравнения 
имеют вид:
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                                                                                                            (8.3)

где  a и b – коэффициенты пропорциональности,
m – показатель цементации горной породы,
n – показатель насыщения,
ρВ – удельное электрическое сопротивление пластовой воды.

Коэффициенты пропорциональности обычно равны 1 (рису-
нок 8.1). Отличными от единицы эти коэффициенты могут быть 
при наличии достаточного количества лабораторных измерений, 
подтверждающих это. При высокой неоднозначности выбора ап-
проксимирующего уравнения рекомендуется искусственно коэф-
фициенты приводить к единице.

Рисунок 8.1 – Связи PП = f(KП ) и PН = f(KВ )

Удельное электрическое сопротивление пластовой воды рас-
считывается на основе минерализации и давления по соответ-
ствующей палетке [3]. Эта палетка была оцифрована компанией 
Schlumberger следующей формулой:

Определение нефтенасыщенности



88 

                                                                                                            (8.4)

Для обоснования минерализации воды используются резуль-
таты химического анализа проб пластовой воды. Перед анализом 
важно произвести оценку качества и отбраковку определений  
по критериям, представленным в Таблице 8.2. 

Важно отметить, что в лабораторных условиях для моделиро-
вания пластовой воды используются растворы NaCl, что связано, 
в первую очередь, с простотой и дешевизной подобной модели 
воды. 

Это значит, что измерения УЭС на образцах керна для по-
лучения зависимостей Рп–Кп и Рн–Кв производятся именно  
при насыщении образцов раствором NaCl. Поэтому результа-
ты химического анализа проб воды необходимо привести тоже  
к эквиваленту NaCl. 

Для цели пересчета используют палетку, представленную на 
рисунке 8.2. Как видно, для каждого компонента пробы имеются 
свои кривые переводных коэффициентов при различной суммар-
ной минерализации пробы. 

В общем виде уравение пересчета можно записать следующим 
образом:

C(NaCl) = ki  * Xi ,                                         (8.5)

где ki – пересчетный коэффициент i-го компонента пробы, 
Xi – i-й компонент химической пробы воды.

На палетке (рисунок 8.2) для примера проведена пунктирная 
линия суммарной минерализации 21000 мг/л. Соответствующие 
точки пересечения с линиями компонент при проекции на ось Y 
дадут пересчетные коэффициенты (таблица 8.1).
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Таблица 8.1 – Коэффициенты при общей минерализации 
21000 мг/л

Содержание
Мине-
рали-
зация

СО3 НСО3 СL Са Mg Na + К SO4

мг/л мг/л мг/л мг/л мг/л мг/л мг/л

0,0 1000,0 10000,0 2000,0 1000,0 6500,0 500,0 21000,0

Коэффи-
циент 0,5 0,24 1 0,82 1,07 1 0,42

В данном примере общая минерализация пробы воды, приве-
денная к эквиваленту NaCl, будет равна: 

С(NaCl) = 0,5 * 0 + 0,24 * 1000 + 1 * 10000 + 0,82 * 2000 + 1,07 * 
* 1000 + 1 * 6500 + 0,42 * 500 = 19660 мг/л.

Рисунок 8.2 – Палетка переводных коэффициентов 
при различной суммарной минерализации пробы
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Модель объемной влажности
Модель насыщенности объемной влажности (влагоемкости) 

зарекомендовала себя в терригенных разрезах Западной Сибири 
при наличии достаточной выборки прямых измерений водона-
сыщенности на керновых образах или при наличии качественных 
записей диэлектрического каротажа (МВДК) в скважинах на РУО.

Объемная влажность (W) описывает объем воды, находяшей-
ся в породе: 

                                                                                                            (8.6)

Для определения влагоемкости следует использовать корре-
ляционную зависимость типа керн-ГИС, связывающую прогноз 
объемной влажности и УЭС. 

Модель глинистого песчаника
При работе с глинистыми песчаниками можно наблюдать 

так называемое «не-Арчи» (“non-Archie”) поведение эмпири- 
ческих зависимостей, то есть их нелинейность. Результатом вли-
яния глин является: значительное уменьшение эффективной по- 
ристости, снижение проницаемости, отличие значение УЭС пласта 
от истинного и, наконец, отличие значения KВ, вычисленного  
по модели Дахнова–Арчи, от истинного. Подобное отклонение за-
висимости от линейного вида обусловно присутствием двойного 
электрического слоя (ДЭС) на поверхности глинистых частиц.

Известно множество электрических моделей глинистых пес-
чаников (Вендельштейна, Симанду, Элланского, Клавье и многие 
другие), но наибольшее распространение в практике петрофи-
зического моделирования получили модели Ваксмана–Смитса 
(Waxman–Smits) и модель двойной воды (Dualwater).

На одних из сильноглинистых отложений Западной Сибири 
была выполнена настройка электрической модели насыщенно-
сти Ваксмана–Смитса. В общем виде уравнение для расчета KВ  
по данной модели можно записать следующим образом:
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                                                                                                            (8.7)

где m*, n* – структурные коэффициенты (не являются коэф- 
       фициентами m и n из уравнения Дахнова–Арчи, но обладают  
       тем же физическим смыслом), 

Qv – объемный коэффициент емкости катионного обмена 
       (ЕКО) глин, 

B – учитывает температуру пласта и УЭС пластовой воды,
ρВ – удельное сопротивление пластовой воды.

Значение Qv рассчитывают по следующему уравнению:

                                                                                                             (8.8)

где  ЕКО – емкость катионного обмена.

Величина ЕКО оценивается по данным специальных исследо-
ваний кернового материала. При условии наличия достаточного 
количества исследований возможно нахождение корреляцион-
ных связей ЕКО с величинами αПС или ∆JГК, в ином случае значение 
ЕКО принимают константой.

Значение В рассчитывают по нижеприведенному уравнению:

                                                                                                             (8.9)

где Temp – пластовая температура.

Модель Ваксмана-Смитса требует итерационной настройки 
на эталонные величины KВ по данным керновых исследований 
(прямой замер, Закс) и величины KВО (капилляриметрия) в пре-
дельно насыщенной части пласта.
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Таблица 8.2 – Критерии отбраковки проб пластовой воды
Параметр Значение

Аккредитация 
лаборатории

Наличие сертификатов аккредитации лаборатории

Объем 
исследований

Определение всего перечня химических элементов

Значение 
минерализации

1. Укладывается в диапазон для исследуемого объекта
2. Слабо меняется во времени 

(при отборе нескольких проб из одной скважины)
Объемная 
плотность

> 1 г/см3

Индекс pH
7,2–8,7 чаще всего, может быть и меньше 6,5–8,7, 

реже вниз до 6, вверх до 9
Молярные массы 
катионов и анионов

Суммы молярных масс должны быть 
максимально близкими

Катионы Na+и К+
1. Определены раздельно

2. К+ составляет не более 7% от Na+ (чаще всего)
SO42- < 5%

Ca2+ < 20–25%

Mg2+ < 10%

HCO3- 15–20%

Cl- ≈ 80% и более

CO32- < 1%

F-, J-, Br-, B- Микрокомпоненты, характерны для пластовых вод

Барий (BaSO4) Утяжелители бурового раствора

Капиллярная модель насыщенности

Для пластов малой толщины (менее 1-1,5 м, для которых опре-
деление удельного электрического сопротивления ρп затруднено) 
и для горизонтальных скважин используется методика оценки КВ 
по данным капилляриметрических исследований [11] с учетом 
положения пласта над уровнем ВНК (ГВК).
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Сейчас существует большое количество моделей, ап-
проксимирующих всю совокупность капиллярных кривых  
и трансформирующих их в многомерную зависимость водонасы-
щенности от высоты над зеркалом чистой воды и фильтрацион-
но-емкостных свойств. В России достаточно широкое применение 
получили модели Леверетта (J-функция), Брукса–Кори и Томира.

Модель Брукса–Кори
В практике петрофизического моделирования модель Брук-

са–Кори получила наибольшее распространение в связи с тем, что 
она, в отличие от J-функции, учитывает кривизну капиллярных 
кривых. В системе СИ модель Брукса–Кори записывается в следу-
ющем виде:

                                                                                                         (8.10)

где KВ (Sw) – коэффициент водонасыщенности (д.е.),
KВО (Swi) – остаточная водонасыщенность (д.е.),
PcЛАБ (PCLAB) – капиллярное давление (Па), 
PcВХ (PCe) – входное капиллярное давление, при котором водо- 

       насыщенность становится меньше 100% (Па),
n – коэффициент кривизны капиллярных кривых,
iftпл и iftлаб – межфазовое натяжение в пластовых и лаборатор- 

       ных условиях (таблица 8.3),
θпл и θлаб – контактный угол в пластовых и лабораторных  

       условиях (таблица 8.3),
g – ускорение свободного падения (9,80665 м/с2),
δВ – плотность воды (кг/м3),
δН – плотность нефть (кг/м3),
HЗЧВ – высота над зеркалом чистой воды (м).
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А в единицах измерения, принятых в петрофизике, она выгля-
дит следующим образом:

                                                                                                          (8.11)

где PcЛАБ – капиллярное давление (МПа), 
PcВХ – входное капиллярное давление, при котором водонасы- 

       щенность становится меньше 100% (МПа),
δВ – плотность воды (г/см3),
δН – плотность нефти (г/см3).

Таблица 8.3 – Модели проницаемости с учетом структуры по-
рового пространства

Система IFT cos(θ)

Лаборатория

Воздух / Пласт. вода 72 1,0

Воздух / Керосин 24 1,0

Воздух / Ртуть 480 0,76

Керосин / Пласт. вода 24 1,0

Пласт
Нефть / Пласт. вода 30 0,87

Газ / Пласт. вода 50 1,0

Высотой над зеркалом чистой воды (HЗЧВ) называют глуби-
ну (она принимается для всей залежи), ниже которой в коллек- 
торах отсутствует остаточная нефтегазонасыщенность, а един-
ственный заполнитель порового пространства – пластовая  
вода (Рисунок 5.1). 

Если есть достоверные замеры ГДК, зеркало чистой воды 
определяется по перегибам тренда изменения давления с глу-
биной, связанных с изменением плотности флюидов (см. раздел  
«По гидродинамическому каротажу»). Но на практике ЗЧВ  
определяется итерационным подбором таким образом, чтобы 
обеспечивалась максимальная сходимость КВ по капиллярной  
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и электрической моделях.
В процессе настройки модели каждая капиллярная кривая 

описывается функцией Брукса – Кори со своими уникальны-
ми величинами KВО, PcВХ, n для каждого образца (Рисунок 8.3).  
В дальнейшем величины KВО, PcВХ, n коррелируются с соответ- 
ствующими им значениями коэффициента пористости, проница-
емости или радиуса поровых каналов (Rпор = √(Kпр / KП)). 

Модель J-функции Леверетта
Модель Леверетта (модель J-функции) является полуэмпири-

ческой моделью. Эта функция учитывает изменения проницае-
мости, пористости и смачиваемости коллектора при условии, что 
геометрия порового пространства остается неизменной. Данная 
модель неудовлетворительно описывает изменение насыщен-
ности разрезов, представленных широким спектром литофизи- 
ческих типов с существенными различиями по радиусам поровых 
каналов и имеющих большую переходную зону.

В общем виде модель J-функции записывается следующим  
образом:

                                                                                                           (8.12)

При этом необходимо учитывать тип используемой ап-
паратуры для исследования капилляриметрических свойств.  
При условии использования индивидуального капилляриметра  
с длительным поддержанием термобарических условий вели- 
чина Рс соответствует пластовым условиям. В случае использова-
ния группового капилляриметра необходимо введение поправки 
в Рс за пластовые условия:

                                                                                                           (8.13)

Значения коэффициента водонасыщенности KВ определяются 
по следующему уравнению:

КВ = КВО + a * Jb                                              (8.14)
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Настроечные коэффициенты a и b находятся при сопоставле-
нии значений KВ – KВО и J-функции для каждой капиллярной кри-
вой. При расчете водонасыщенности по данным ГИС с помощью 
капиллярной модели J-функции величина PcПЛ рассчитывается 
исходя из высоты залежи исследуемого объекта.

Модель Томира	
Коэффициент водонасыщенности по модели Томира рассчи-

тывается по следующему уравнению:

                                                                                                          (8.15)

где G – коэффициент, учитывающий форму капиллярных кривых. 

Очевидно, что модель Томира близка к модели Брукса–Кори. 

Настройка и выбор типа капиллярной модели
Перед непосредственной настройкой капиллярной моде-

ли необходимо выполнить анализ качества исходных данных.  
Посредством кроссплота PК – KВ выполняется визуальный  
контроль исходных данных. В случае идентификации ошибочных 
значений рекомендуется произвести их корректировку с помо-
щью инструментов в специализированном программном обеспе-
чении. Необходимо удалять отдельные аномальные измерения  
на ККД, а затем выполнять интерполяцию значений. Индивиду-
альная работа с каждым образцом позволит в дальнейшем расши-
рить возможности аппроксимации всего набора ККД в процессе 
настройки капиллярной модели насыщенности. 

Рекомендуется полностью исключать отдельные образцы  
в случае полного несоответствия общим закономерностям. На-
пример, к таким случаям может относиться полное пересечение 
ККД, а также нарушение тренда изменения ФЕС. При визуализа-
ции всех наборов ККД необходимо выполнить дополнительную 
цветокодировку по величине KПР.
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Дополнительно стоит выполнить анализ взаимной корре-
ляции ФЕС на анализируемой выборке данных. Для этой цели 
подходит кроссплот KВО – KПР с дополнительной раскраской  
по типу исследования (центрифуга, полупроницаемая мембрана).  
На данном этапе явно выбивающиеся из общей статистики точ-
ки рекомендуется исключать из входных данных для построения  
капиллярной модели насыщенности либо присваивать им мень-
ший вес. 

В случае различий результатов исследований по центрифуге 
и полупроницаемой мембране рекомендуется отдать предпочте-
ние именно результатам исследований по мембране, являющихся 
в практике петрофизических исследований эталонными.

В общем виде настройка капиллярной модели насыщенно-
сти представляет собой нахождение эмпирических зависимостей 
между настроечными коэффициентами модели и величинами  
KП, KПР или √(КПР /КП). 

Использование той или иной модели может обуслав- 
ливаться как формой кривых капиллярного давления, так и 
свойствами изучаемого разреза. При настройке капиллярной  
модели насыщенности рекомендуется производить итеративную  
настройку с последующим выбором модели, показавшей лучшее 
качество аппроксимации кривых капиллярного давления.

Оценка достоверности выполненной аппроксимации прове-
ряется сопоставлением исходных капиллярных кривых с модель-
ными (рисунок 8.3).

Дополнительно необходимо выполнять сопоставление KВ  
по данным капиллярной и электрической модели насыщенно-
сти. При этом значения KВ должны хорошо сопоставляться друг  
с другом в прослоях большой толщины.

Отличия могут возникать в условиях маломощных коллек-
торов (0,8–1,2 метра) или при работе с тонкослоистыми коллек- 
торами, где может отмечаться шунтирующий эффект, искажаю-
щий показания зондов электрометрии. 

В условиях искажения показаний УЭС и невозможности  
настройки электрической модели тонкослоистых коллекто-
ров предпочтение должно отдаваться капиллярной модели  
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насыщенности для оценки KВ. Полученная капиллярная модель 
позволяет определять водонасыщенность методом, не зависящим 
от данных электрометрии.

Рисунок 8.3 – Оценка достоверности аппроксимации ККД

Важно отметить, что капиллярная модель насыщенности  
является важным, а иногда и неотъемлемым инструментом оцен-
ки KВ в условиях маломощных коллекторов или при влиянии  
разработки месторождения (обводнении). Очевидно, что для кор-
ректной оценки KВ важно проводить обоснование положения ЗЧВ 
с привлечением данных ОФП, результатов испытаний в законтур-
ных скважинах или данных по величинам KВО и KНО.

Учет остаточной нефтенасыщенности в газовой шапке

В условиях газонефтяных или нефтегазовых залежей при рас-
чете KГ важно учитывать величину KНО по формуле:

KГ = KНГ – KНО                                            (8.16)
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Для оценки KНО рекомендуется использовать результаты ла-
бораторных измерений прямым методом по Заксу на образцах 
керна, отобранных из газовой части залежи. При этом в слу-
чае достаточного количества измерений в условиях большой  
высоты залежи правомерно получение зависимости измене-
ния KНО от высоты. Однако бывают ситуации, когда количество  
исследований KНО статистически не значимо либо таковые пол-
ностью отсутствуют. В таких случаях рекомендуется привлекать 
данные по соседним месторождениям или принимать экспертную 
оценку KНО = 3%.
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9. Определение проницаемости

При определении коэффициента проницаемости (KПР) 
по данным методов ГИС правильнее использовать термин  
«оценивается», потому что коэффициент проницаемости по дан-
ным методов ГИС не определяется (за исключением ГДК).

Это связано с тем, что методы ГИС производят измерение ста-
тических свойств горных пород, а коэффициент проницаемости 
относится к динамическим свойствам.

Все подходы к оценке коэффициента проницаемости по дан-
ным ГИС основаны на поиске эмпирических связей на керновом 
материале. Перед нахождением этих связей нужно остановиться 
на нескольких моментах. 

Во-первых, для построения эмпирических связей рекоменду-
ется использовать параметры в пластовых условиях. Во-вторых, 
требуется оценить возможное занижение коэффициента прони-
цаемости при определении в процессе исследования керна.

Такое занижение вызвано «пережиманием» образца при соз-
дании бокового и торцевого гидрообжима в пермеаметре (аппа-
ратура для определения проницаемости).

Это связано с тем, что массовые определения коэффициента 
проницаемости направлены на исследования образцов с низкой 
проницаемостью, объем которых в настоящее время постоянно 
увеличивается. Для высокопористых горных пород существуют 
предпосылки занижения коэффициента проницаемости за счет 
создания избыточного давления.

Из-за относительно небольших объемов исследований высо-
копористых горных пород эффект влияния гидрообжима образца 
на коэффициент проницаемости в настоящее время детально не 
изучен. 

Для определения истинного значения коэффициента прони-
цаемости возможно привлечение информации о замерах прони-
цаемости при разных давлениях. По этим данным требуется по-
лучение зависимости, по которой возможно введение поправки 
в коэффициент проницаемости. Величина поправки выбирается 
исходя из схождения с данными истории добычи.
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Эмпирическая связь с коэффициентом пористости

Основным методом оценки коэффициента проницае- 
мости по данным ГИС является поиск эмпирических уравнений  
KПР = f(KП) с использованием керновых данных. При этом рекомен-
дуется использовать весь массив определений по всем скважинам. 
На рисунке 9.1а приведен пример сопоставления коэффициента 
пористости и проницаемости. 

Дополнительно для подтверждения кондиционности кер-
новых определений на сопоставление наносятся точки, скор-
ректированные за историю разработки (рисунок 9.1б). Эти точ-
ки обозначены зеленым цветом. Из рисунка видно, что данные  
по истории разработки укладываются в интервал максимальной 
плотности керновых определений. Это позволяет сделать заклю-
чение о достоверном определении коэффициента проницаемости.

Далее для повышения достоверности поиска эмпирической 
связи рекомендуется провести обоснованную фильтрацию дан-
ных с указанием отбракованных образцов и причины отбраковки. 
Если этого не сделать, то существует вероятность, что рассчитан-
ный коэффициент проницаемости не будет соответствовать дан-
ным разработки залежи.

Из массива определений, приведенных ранее для приме-
ра, были исключены 3 образца, отобранные из карбонатных 
разностей (KП ≈ 5%), и два определения, не укладывающие-
ся в единое облако точек (KП = 27%, KПР = 842,6 мД; KП = 41,9%,  
KПР = 134,8 мД). Эти определения показаны точками красного 
цвета на рисунке 9.1в.

Далее необходимо убедиться, что полученная выборка удов-
летворяет требованиям, представляемым Минприроды России 
при определении коэффициента проницаемости [12]. А именно 
выполняются следующие требования:

•	 используются образцы керна, равномерно освещающие 
пласт по площади и разрезу и отобранные из интервалов, где вы-
нос керна составляет не менее 75%;

•	 количество образцов керна для зависимости составляет  
не менее 30;

Определение проницаемости



102 

•	 образцы керна характеризуют весь диапазон изменения 
пористости и проницаемости.
а)				             б)

  

в)				             г)
  

д)				            е)

Рисунок 9.1 – Пример нахождения эмпирической зависимости 
коэффициента проницаемости от коэффициента пористости 

(пласт ПК1)

Определение проницаемости
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Требования, предъявляемые к самой зависимости, следую-
щие:

•	 уравнение петрофизической связи KПР = f(KП) подбирается 
из условия максимального коэффициента корреляции R; 

•	 при R < 0,6 определение проницаемости по уравнению  
KПР = f(KП) не производится.

Исключить требования Минприроды России возможно толь-
ко при малом объеме керновых исследований на ранней стадии 
разведки месторождения и отсутствия возможности привлече-
ния месторождений-аналогов.

Зависимость, полученная по имеющейся выборке, представ-
лена на рисунке 9.1г и имеет вид:

KПР = a * exp(b*Kп)                                           (9.1)

Зависимость построена по 120 образцам керна, коэффициент 
корреляции составляет 0,8, что свидетельствует о соответствии 
требованиям и достоверности найденной зависимости.

Хотя погрешность определения коэффициента прони- 
цаемости составляется меньше 1 порядка (рисунок 9.1д), на со-
поставлении видно, что максимальная плотность данных сме-
щена относительно линии равных значений. Также и данные  
по истории разработки не лежат на линии равных значений (ри-
сунок 9.1е).

Помимо отбраковки опытов, явно выпадающих из облака 
точек, в массиве присутствуют определения, находящиеся в не-
посредственной близости от области максимальной плотности 
точек, но не принадлежащие ей (рисунок 9.2а). Такие единичные 
определения оказывают сильное влияние на подбор зависимости 
и ее коэффициент корреляции. То есть в присутствии этих опре-
делений зависимость может проходить не по максимальной плот-
ности данных, а рядом с ней.

На рисунке 9.2б показана зависимость, полученная с уче-
том фильтрации таких определений. Коэффициент корреляции  
у данной зависимости значительно выше и составляет 0,88. 

Определение проницаемости
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 а)                                                             б)
  

в)                                                            г)

Рисунок 9.2 – Пример уточнения эмпирической зависимости 
коэффициента проницаемости от коэффициента пористости

На рисунке 9.2в приведено сопоставление коэффициен-
та проницаемости, рассчитанного по уравнению, с коэффици-
ентом проницаемости по образцам керна. Из рисунка видно,  
что погрешность определения коэффициента проницаемости со-
ставляет ±0,92 порядка (2σ) (рисунок 9.2г) и максимальная плот-
ность данных лежит на линии равных значений. 

Использование петротипов

В предыдущем примере достоверную связь можно получить, 
не прибегая к дополнительной исходной информации. Однако 

Определение проницаемости
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в некоторых случаях диапазон неоднозначности коэффициента 
проницаемости при одной и той же пористости может превышать 
4 порядка. 

Это приводит к необходимости разделения горных пород  
на петротипы (см. раздел «Выделение петротипов») – для каждого 
петротипа получают индивидуальные тренды KПР – KП.

Поиск трехмерных связей

Другим методом повышения достоверности является поиск 
трехмерных связей KПР = f(KП, KВО). Этот подход требует большо-
го количества определений на керне пористости, проницаемости  
и остаточной водонасыщенности, но позволяет не прибегать  
к дополнительному обоснованию выделения петротипов.

Для применения данной модели необходимо прогнозировать 
остаточную водонасыщенность по ГИС. Для этих целей строятся 
корреляционные зависимости типа «керн-ГИС»: 

•	 от фотоэлектрического фактора;
•	 от водородосодержания твердой фазы (ωТВ= ω – KП);
•	 от двойного разностного параметра ГК.
Следует отметить, что KВО по ГИС, рассчитанный в сква-

жинах с иностранным комплексом через водородосодержание 
твердой фазы, имеет наилучшую сходимость с KВО по керну. KВО,  
найденный по зависимости с фотоэлектрическим эффектом, 
обычно также обладает высокой теснотой связи с керном.

Определение проницаемости
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10. Анализ результатов и оценка достоверно-
сти подсчетных параметров

Анализ результатов и оценка достоверности определения 
подсчетных параметров является неотъемлемой частью петрофи-
зической модели.

Сопоставление с исходными данными

Существуют следующие методы оценки достоверности опре-
деления подсчетных параметров на основе исходной информа-
ции:

Параметр Метод оценки достоверности

Эффективные 
толщины

• сопоставление с ИПК и ИПТ;
• сопоставление с ПГИ;
• сопоставление в ГТИ;
• сопоставление KНГ  по ГИС и по работе скважины;
• сопоставление со свободным флюидом по ЯМК

Характер 
насыщенности

• сопоставление с ИПК и ИПТ;
• сопоставление с ПГИ;
• сопоставление с ГДК (в случае газа);
• сопоставление характера насыщения по граничному УЭС и по 
ОФП

KП

• сопоставление с керновыми данными (вынос более 70% и изу-
ченность 3-5 образцов на 1 погонный м);
• сопоставление результатов применения разных методик между 
собой

KНГ

•	сопоставление результатов определения KНГ через электриче-
скую и капиллярную модели;
•	сопоставление KНГ по ГИС с KНГ, определенных прямым спосо-
бом (экстракционно-дистилляционный) на керне, отобранном по 
изолированной технологии с сохранением естественной водона-
сыщенности или при использовании раствора на углеводородной 
основе (РУО);
•	сопоставление обводненности по ГИС с обводненностью по ре-
зультатам испытаний;
•	сопоставление KНГ с KВО по ЯМК в предельно насыщенной зоне

KПР

• сопоставление с керновыми данными (вынос более 70% и изу-
ченность 3-5 образцов на 1 м разреза);
• сопоставление с результатами разработки залежи

Анализ результатов и оценка достоверности подсчетных параметров
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Погрешность определения коэффициента пористости и коэф-
фициента проницаемости рекомендуется оценивать по стандарт-
ному отклонению (2σ). Ниже приведен алгоритм определения 2σ.

1. Для каждой точки выборки вычисляется невязка между за-
мером по керну в лаборатории и результатом расчета по получен-
ной методике:

•	 для коэффициента пористости:

                                                                                                           (10.1)

•	 для коэффициента проницаемости:

                                                                                                          (10.2)

2. Вычисляется дисперсия (D) для полученной выборки  
невязок:

                                                                                                          (10.3)

где i – единичный замер, n – количество замеров.

3. Вычисляется сигма (σ) как квадратный корень из диспер-
сии:

                                                                                                          (10.4)

Сопоставление по разным методикам

Для этого в скважинах с представительным отбором керна 
выполняется определение подсчетных параметров по всем пред-
ложенным методикам и производится сопоставление результатов 
с исходной информацией (см. выше).

Анализ результатов и оценка достоверности подсчетных параметров



108 

Сопоставление по скважинам с записью разных комплексов

Сопоставления подсчетных параметров выполняются в виде 
распределений для:

•	 разных аппаратных комплексов ГИС;
•	 разных подрядчиков;
•	 различных способов доставки приборов на забой;
•	 и т.д.

Сопоставление подсчетных параметров с предыдущими  
работами

При подготовке отчетных материалов необходимо проводить 
анализ изменения подсчетных параметров относительно преды-
дущих работ (например, ПЗ), а также сопоставление с керном. 
Необходимо привести таблицы с расхождениями (в абсолютных 
и относительных единицах) средних величин подсчетных пара-
метров: эффективной нефтегазонасыщенной мощности, KП и KНГ. 
Расхождение считается относительно текущей работы.

Важно отметить, что при подготовке такого анализа не лиш-
ней будет информация о причинах изменения подсчетных пара-
метров. К таким могут относиться, например: уточнение петро-
физической модели, увеличение фонда скважин и другие.

Анализ результатов и оценка достоверности подсчетных параметров
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11. Минералогические константы

Таблица 11.1 – Водородные индексы и минеральные плот- 
ности породообразующих минералов и флюидов [11]

Минерал, флюид ∆t, мкс/м Водородный индекс Плотность, г/см3

Вода пресная – 1 –
Вода соленая 20 г/л 
NaCI
(20 °С, ρ = 0,1 МПа)
(93 °С, ρ = 50 МПа)

–

–
–

0,92
0,90

–

Метан СН4
(20 °С, ρ = 0,1 МПа)
(93 °С, ρ = 50 МПа)

–
–

0,0015
0,49

–

Этан СгН6
(20 °С, ρ = 0,1 МПа)
(93 °С, ρ = 50 МПа)

–
–

0,0023
0,74

–

Природный газ
(20 °С, ρ = 0,1 МПа)
(93 °С, ρ = 50 МПа)

–
–

0,0017
0,54

–

Уголь 0,84(C) 0,06(H) – 0,66 –

Антрацит – 0,40 –

Карналлит – 0,63 –

Цемент – 0,50 –

Гипс 171 0,49 2,32

Каолинит 450-230 0,37 2,62

Хлорит – 0,32 2,72

Серпентин – 0,29 –

Глауконит – 0,19 –

Монтмориллонит 550-290 0,17 2,40

Гидрослюда 500-260 0,13 2,90

Мусковит – 0,13 –

Иллит – 0,09 –

Биотит – 0,06 –

Кальцит 155 0 2,71

Кварц 170 –0,03 2,65

Доломит 142 0 2,87

Полевой шпат 0 2,6

Ангидрит 164 0 2,96

Галит 221 – –

Минералогические константы
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Таблица 11.2 – Значения интервального времени породообра-
зующих минералов и флюидов [11]

Минерал

Глубина

∆t, мкс/м

300 м 1000 м 2000 м 3000 м 4000 м 5000 м

Каолинит 450 360 290 260 250 230

Гидрослюда 500 400 330 290 270 260

Монтмориллонит 550 430 360 330 310 290

Таблица 11.3 – Весовое содержание элементов для различных 
минералов (Techlog Online Help)

Si Ca Fe S K Al Mg Ti Gd Th U

вес, % ppm

Кварц 46,75 0,1 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,1

Кальцит 0,2 39,4 0,1 0,0 0,0 0,1 0,2 0,0 0,5 0,0 1,4

Доломит 0,6 21,6 0,3 0,1 0,0 0,1 12,3 0,0 1,3 0,1 0,9

Ортоклаз 30,0 0,1 0,1 0,0 10,2 9,9 0,1 0,0 0,3 1,1 0,4

Альбит 30,0 2,3 0,1 0,0 0,5 11,8 0,1 0,0 0,2 0,0 0,0

Ангидрит 0,0 29,44 0,0 23,55 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,5

Гипс 0,0 23,28 0,0 18,62 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,3

Пирит 0,0 0,0 45,55 53,45 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0

Сидерит 0,4 0,28 39,98 0,0 0,0 0,7 3,01 0,0 0,5 0,4 0,5

Мусковит 21,26 0,1 1,3 0,0 7,8 19,1 0,1 0,0 0,0 0,0 0,7

Биотит 18,2 0,2 13,56 0,0 7,2 6,03 7,72 1,48 0,2 1,5 0,7

Глауконит 23,09 0,49 15,52 0,0 5,94 4,35 2,1 0,09 4,2 3,0 5,4

Каолинит 20,8 0,1 0,4 0,0 0,1 20,4 0,1 1,1 4,3 19,30 3,2

Хлорит 
(poorly 
ordered)

14,0 0,7 20,8 0,0 0,4 9,6 4,8 1,3 4,8 11,40 3,6

13,3 0,2 16,28 0,0 0,03 9,58 12,1 – – – –

Иллит
(well-
ordered)

24,8 0,5 4,8 0,0 4,5 10,5 1,2 0,5 3,7 12,3 4,8

24,4 0,36 3,9 0,0 5,5 14,2 1,69 0,3 – – –

Монтморил-
лонит

26,4 1,4 2,0 0,0 0,66 9,1 2,2 0,1 7,8 26,0 7,1

Минералогические константы
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Таблица 11.4 – Величины откликов геофизических приборов 
для различных минералов (Techlog Online Help)

ГК GR RHOB PEF NPHI DTC DTS POTA TH URAN

uR/h GAPI g/c3 b/elec v/v us/m us/m % ppm ppm

Иллит 13,6 150 2,79 4,01 0,3 295 427 4,32 11,8 4,6

Каолинит 8,9 98 2,63 2,05 0,37 262 361 0,1 18,9 3,1

Смектит 8,8 97 2,78 2,89 0,22 394 525 0,48 20,6 5,6

Монтморил-
лонит

8,8 97 2,78 2,89 0,22 394 525 0,48 20,6 5,6

Хлорит 6,7 74 3,01 8,06 0,52 262 328 0,37 11 3,5

Глауконит 13,6 150 2,85 6,73 0,52 295 427 5,9 11 4,6

Кварц 2,7 30 2,65 1,9 –0,03 182 243 0 0 0,1

КПШ 15,5 170 2,57 3,38 0,02 197 305 10,2 1,1 0,4

Кальцит 1 11 2,71 5,22 0 156 291 0 0 1,4

Доломит 0,7 8 2,87 3,36 0,03 143 256 0 0,1 0,9

Галит 0 0 2,04 4,7 –0,03 220 394 0 0 0

Ангидрит 0,5 5 2,98 5,1 –0,03 164 302 0 0 0,4

Пирит 0 0 4,99 17 –0,03 128 204 0 0 0

Уголь 0,9 10 1,5 0,2 0,6 394 689 0 0 0

Минералогические константы
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12. Выбор методик интерпретации в зависи-
мости от типа геологического разреза 
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13.	 Перечень методов геофизических 
исследований скважин

См. страницы 114 - 119.
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