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АННОТАЦИЯ

ВЫДЕЛЕНИЕ И ОЦЕНКА ПАРАМЕТРОВ ПРОДУКТИВНЫХ КОЛЛЕКТОРОВ ПЕСЧАНООЗЕРСКОГО НЕФТЕГАЗОКОНДЕНСАТНОГО МЕСТОРОЖДЕНИЯ (ОСТРОВ КОЛГУЕВ) ПО ДАННЫМ КОМПЛЕКСА МЕТОДОВ КАРОТАЖА

В данной работе рассматривается применение комплекса методов каротажа при изучении месторождений на примере Песчаноозерского нефтегазоконденсатного месторождения.

Используя данные, полученные по исследованиям скважин комплексом методов каротажа, и петрофизическую информацию были выделены породы-коллекторы, определены их параметры и характер насыщения. Также была проведена корреляция разрезов трех выбранных скважин. Интерпретация выполнена в программном комплексе Petrel 2009.
Работа состоит из введения, четырех глав, заключения и библиографического списка использованной литературы. Объем данной работы 59 страницы, в её состав включены 17 рисунков. 

Ключевые слова: геофизические исследования скважин, каротаж, породы-коллекторы, петрофизические исследования керна.

ABSTRACT

EXPLORATION AND AVALUATION OF PRODUCTIVE RESERVOIRS AT THE PESCHANOOZERSKOYE OIL AND GASCONDANSATE FIELD (KOLGUEV ISLAND) USING THE COMPLEX OF WELL LOGGING METHODS
In this paper, the application of a complex of logging methods is considered using the example of the Peschanozerskoye oil field. Using the data obtained from well studies with a complex of logging methods, and petrophysical information, reservoir rocks were identified, their parameters and saturation character were determined. Correlations were also made in the sections of the three selected wells. Interpretation is performed in the Petrel 2009 software package. The work consists of an introduction, four chapters, conclusion and a bibliographic list of used literatures. The volume of this work is 62 pages, it includes 17 figures. 

Key words: well logging, logging, reservoir rocks, petrophysical core research.
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ПГС – Промышленное и гражданское строительство
ВВЕДЕНИЕ

Методы каротажа (геофизических исследования скважин – ГИС) широко применяются при исследованиях нефтяных и газовых скважин. В связи с тем, что эти скважины обычно бурятся без керна, основная информация по разрезам скважин и параметрам коллекторов получается по данным комплекса методов каротажа. Данные каротажа применяют для решения геологических, технических и технологических задач с целью литологического расчленения разреза, выделения продуктивных горизонтов и интервалов, определения подсчетных параметров (кондиции), подсчета запасов, контроля выработки (разработки) залежей, построения моделей месторождений и мониторинга геологической среды. Полученная информация необходима для организации правильных, экономически оправданных процессов добычи нефти, для осуществления рациональных способов разработки месторождения, для обоснования способа добычи нефти, выбора оборудования скважины, для установления наиболее экономичного режима работы этого оборудования при высоком коэффициенте полезного действия.
Песчаноозерское нефтегазоконденсатное месторождение, Ненецкий автономный округ разрабатывается. В геологическом строении месторождения принимают участие комплексы пород от пермских до четвертичных включительно.
В данной бакалаврской работе рассматривается применяемый комплекс методов каротажа на Песчаноозерском месторождении для изучения разрезов скважин, выявления продуктивных пластов и определения их коллекторских свойств.

Цель бакалаврской работы:

Изучение возможностей и особенностей применения комплекса методов каротажа на Песчаноозерском нефтегазоконденсатном месторождении
Задачи:
· Изучение геологического строения Песчаноозерского месторождения и особенностей коллекторов; 

· Ознакомление с комплексом каротажа, применяемым на Песчаноозерском месторождении;

· Рассмотрение методик изучения разрезов скважин, выделения и оценки параметров коллекторов;

· Интерпретация данных каротажа по скважинам месторождения в программном комплексе Petrel 2013 с использованием петрофизической информации по данным исследования кернового материала, выделение коллекторов и оценка их параметров.
В работе использовались материалы, полученные автором во время прохождения производственной практики в ФГБУ «ВНИИОкеангеология».
Работа была выполнена с использованием оборудования и программных средств РЦ «Геомодель» СПбГУ.
1. ФИЗИКО-ГЕОЛОГИЧЕСКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА ПЕСЧАНООЗЁРСКОГО МЕСТОРОЖДЕНИЯ

1.1. Общая характеристика района и Песчаноозёрского месторождения
Ненецкий национальный округ образован в 1929 году, в 1979 году переименован в Ненецкий автономный округ. Территория округа 176, 8 тыс. км2, что составляет 1% от территории Российской Федерации (рисунок 1.1). Ненецкий автономный округ – четвертый по площади субъект РФ в составе Северо-Западного федерального округа после Архангельской области, республик Коми и Карелия. От территории СЗФО он занимает 10,5%. Ненецкий автономный округ входит в состав Северного экономического района, в который входят также республики Карелия и Коми, Архангельская и Мурманская области.
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Рисунок 1.1 Ненецкий автономный округ (Карта России)

Округ расположен на севере Восточно-Европейской равнины, большая часть расположена за Полярным кругом. Включает острова Колгуев и Вайгач, полуостров Канин. Омывается Белым, Баренцевым, Печёрским и Карским морями Северного Ледовитого океана. На юге округ граничит с Республикой Коми, на юго-западе – с Архангельской областью, на северо-востоке – с Ямало-Ненецким автономным округом. Административным центром округа является город Нарьян-Мар.                                                                                                                                   

Рельеф территории в основном равнинный; выделяются древний Тиманский кряж и хребет Пай-Хой (высота до 467 м), заболоченные участки Большеземельской и Малоземельской тундры. На территории Ненецкого автономного округа распространены тундро- и торфяно-глеевые почвы.
В экономике округа определяющим является минерально-сырьевой комплекс. В общем объеме промышленной продукции 90% составляет продукция нефтедобывающего комплекса. На территории Ненецкого АО разведаны значительные запасы углеводородного сырья. По состоянию на 01.01.2009 г. на территории округа открыто 83 месторождения углеводородного сырья. Из них в распределенном фонде недр числятся 60, разрабатывается – 21. В нераспределенном фонде недр находится 24% разведанных запасов нефти и 19% свободного газа. По степени промышленного освоения в группе разрабатываемых числятся 16 месторождений, 19 месторождений подготовлены для промышленного освоения, 38 являются разведываемыми, в консервации находятся 2 месторождения. В ближайшие годы планируется ввод в разработку около 10 месторождений углеводородного сырья, готовятся к промышленной разработке еще 8 нефтяных месторождений. Для транспортировки нефти от всех разрабатываемых месторождений потребуется строительство внутрипромысловых и межпромысловых нефтепроводов. Отличительной особенностью округа является высокая изученность нефтегазоносных областей, их компактное размещение и близость к европейским рынкам сбыта. Ненецкий автономный округ является одним из самых перспективных регионов России для развития отечественной нефтедобычи. В настоящее время при промышленной эксплуатации Харьягинского, Ардалинского и Песчано-Озерского месторождений вовлечено в разработку 20,2% разведанных запасов нефти и газа. Степень выработанности запасов нефти не превышает 10%, свободного газа – 1%. Крупнейшими нефтедобывающими компаниями являются ОАО «Роснефть», ООО «Лукойл-Коми», ООО «Компания Полярное сияние» и др. В округе разведаны также месторождения флюоритов, агатов, янтаря. Обнаружены залежи меди, никеля, кобальта. Имеются перспективы добычи алмазов, золота. Начало развития трубопроводного транспорта в Ненецком автономном округе было положено в 1978 году с вводом в эксплуатацию локального газопровода Васильковское месторождение – Нарьян-Мар протяженностью 63 км. 

В настоящее время вывоз нефти с территории округа в южном направлении осуществляется от крупнейшего из разрабатываемых Харьягинского месторождения по нефтепроводу Харьяга – Усинск, протяженностью 149 км, диаметром 530 мм, и далее по нефтепроводу Усинск – Ухта, протяженностью 406 км, диаметром 720 мм. Внутри Ненецкого автономного округа наиболее значительный нефтепровод соединяет Ардалинское и Харьягинское месторождения (протяженность 64 км, диаметр 325 мм).

В геологическом отношении территория НАО принадлежит двум разновозрастным докембрийским осадочным плитам: Русской и Печорской. Условная граница между ними совпадает с зоной западно-тиманских глубинных разломов.
Объектом изучения является Песчаноозёрское нефтегазоконденсатное месторождение, расположенное в северо-западной части Тимано-Печёрской нефтегазоносной провинции на о. Колгуев (рисунок 1.2), на территории Ненецкого автономного округа Архангельской области в 200 км от административного центра округа, крупного речного и морского порта на крайнем северо-востоке Европейской части России, г. Нарьян-Мар.
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Рисунок 1.2 Обзорная карта района

Песчаноозерская структура впервые выявлена в 1975 году поисковыми сейсморазведочными работами МОВ и МОГТ. Были построены схематические структурные карты по отражающим горизонтам до глубин 4-4,5 км масштаба 1: 200 000.
Начиная с 1978 года на Песчаноозерской площади проводились поисковые и детальные работы МОГТ масштаба 1:100 000 и 1:50 000. Произведена детализация структурных построений с глубиной освещенности до 4,8-8 км. Поисковыми работами МОВ и МОГТ (1978 г.) Песчаноозерская структура подготовлена к глубокому бурению по отложениям юры-карбона.

В 1987 году на Песчаноозерской структуре поисковыми работами МОГТ масштаба 1:10 000 выявлены структурно-литологические ловушки в нижнетриасовых отложениях, подготовлена к бурению рифогенная Песчаноозерская структура по ОГ P1ar.[6]

1.2 Литолого-стратиграфическая характеристика

Ниже приводится описание разреза (сверху вниз). В геологическом строении представлены комплексы пород от пермских до четвертичных включительно. 
      Четвертичная система

Четвертичные отложения в верхней части разреза представлены песками и супесями с гравием, галькой, дресвой, прослоями суглинков, которые постепенно сменяются чередованием глин и песков, с единичными прослоями мергелей.Глины серые и темно-серые, вязкие, жирные, а также темно-коричневые, с обуглившимся растительным детритом.Пески серые, кварц-полевошпатовые.Толщина отложений 180 м.[7]

        Меловая система

Отложения меловой системы представлены нижним отделом, и имеют преимущественно алевролитово-глинистый состав. В верхней, апт-альбской части разреза, представлено переслаивание глин и алевролитов с подчиненными прослоями песчаников, обильными остатками флоры, обломками обугленной древесины, углистыми прослоями.

Глины темно-серые, до черных, тонкослоистые, алевритистые, слюдистые.

Песчаники и алевролиты серые, светло-серые, известковистые и известковые, с сидеритовыми конкрециями. Возможны слабосцементированные разности.

Нижняя (неокомская) часть разреза сложена преимущественно глинами. Глины в основном серые, реже темно-серые с обломками раковин, гнездами пирита, конкрециями фосфоритов. Вероятны буроцветные известковистые разности, переходящие в мергели.

Толщина 320 м.[7]
 Юрская система

Юрские отложения, залегающие на верхнетриасовых с размывом, подразделяются на две толщи: верхнюю глинистую, соответствующую верхнему отделу и нижнюю песчаную, охватывающую отложения нижнего и среднего отделов.

В верхнем отделе глины серые и темно-серые, участками алевритистые, с тонкими прослоями алевролитов, конкрециями пирита, иногда сидерита, различными органическими остатками, редкими прослоями мергелей или глинистых известняков. Толщина 140 м.
В среднем и нижнем отделах пески и песчаники светло-серые кварцевые, от мелко- до грубозернистых, с примесью галек и гравия, возможно с линзами гравелитов и конгломератов. Цемент песчаников предположительно каолинитовый, возможны и слабосцементированные разности. Редкие прослои алевролитов и глин. Крупные углефицированные растительные остатки, сидеритовые конкреции. Толщина 130 м.
 Триасовая система

Отложения триаса представлены всеми тремя отделами, общей мощностью 1200 м. В разрезе выделяются (сверху вниз) три толщи: сероцветная, пестроцветная и красноцветная, каждая из которых по объему приблизительно соответствует отделу.
Отложения верхнего отдела триаса, выделенные в нарьян-марскую свиту, представлены ритмичным чередованием глин, алевролитов и песчаников и характеризуются преимущественно серой окраской пород, обилием растительных остатков, прослоями углистых глин и обломками угля, присутствием сферолитов и конкреций сидерита.

Песчаники и алевролиты серые, зеленовато-серые, полимиктовые, углисто-слюдистые, тонкослоистые за счет слойков алевролита и аргиллита, с мелким углефицированным растительным детритом, стяжениями сидерита, гальками аргиллитов. Алевролиты коричневатые и темно-серые, углисто-глинистые.Глины темно-серые, черные, иногда коричневатые, с многочисленным растительным детритом, фрагментами флоры, ходами червей, углистыми прослоями. Толщина 280 м.[7]

В среднем отделе триаса выделяется ангуранская свита, которая характеризуется чередованием пестроцветных и сероцветных пород. В проектном разрезе ожидается неравномерное переслаивание глин, алевролитов и песчаников с преобладанием алевролито-глинистых отложений. В нижней части разреза доля песчаников существенно увеличивается. Глины комковатые серые с зеленоватыми или буроватыми пятнами и прослоями, местами темно-зеленые, темно-бурые и темно-коричневые с фиолетовым оттенком, а также голубовато-серые, табачные, желтовато-коричневые, с линзочками серого алевритового материала. Глины слоистые темно-серые, с растительным детритом, а также черные углистые. Песчаники и алевролиты полимиктовые, серые и зеленовато-серые, известковистые, с частыми прослойками глин и алевролитов. Обилие углефицированного растительного детрита, мегаспоры, ходы роющих организмов. Толщина 250 м.

Нижнему отделу триаса соответствует красноцветная толща, в объеме которой выделяются харалейская и чаркабожская свиты.
Разрез харалейской свиты сложен преимущественно глинами с редкими прослоями алевролитов и песчаников. Возможны линзы и прослои плотных, темно-серых туфогенных пород. Глины пестроцветные: шоколадные с голубовато-зелеными, фиолетовыми, желтыми, табачными пятнами, алевритистые, с примесью углефицированного детрита. Алевролиты и песчаники полимиктовые, голубовато-серые, плохо сортированные, глинистые и известковистые. Толщина 180 м.

Чаркабожская свита представлена неравномерным переслаиванием буро-красных глин и зеленовато-серых песчаников, и алевролитов. Верхняя часть разреза – глинистая, нижняя – преимущественно конгломератово-песчаная. В низах разреза вероятно присутствие серых и темно-серых туфопесчаников и туфоалевролитов, прослои гравелитов. Глины буро-красные, шоколадные с голубовато-зелеными пятнами и прослоями, алевритистые, слюдистые, неравномерно карбонатизированные, иногда каолинизированые. Песчаники полимиктовые зеленовато-серые, средне- и мелкозернистые с глинистым монтмориллонитовым и (просло​ями) карбонатно-глинистым цементом, местами слабосцементированные до рыхлых, содержат гальку аргиллитов, кремней, карбонатные конкреции. Толщина 420 м.[7]
            Пермская система

Разрез объединенных татарского и казанского ярусов в верхней части представлен ритмичным переслаиванием песчаников, алевролитов и аргиллитов в нижней части аргиллитами и алевролитами. Песчаники и алевролиты полимиктовые, серые, зеленовато-серые, слюдистые с глинистым или карбонатным цементом. Аргиллиты зеленовато-серые, темно-серые, черные, с углефицированным растительным детритом, пиритом. Углистые породы и прослои каменного угля. Толщина 330 м.

Разрез уфимского яруса сложен преимущественно глинистыми породами: аргиллитами и глинистыми алевролитами, с подчиненными маломощными прослоями песчаников, мергелей, линзами органогенных известняков. Аргиллиты темно-серые, алевритистые, слюдистые, с остатками фауны, включениями углистого вещества, пирита. Алевролиты темно-серые, песчанистые, слоистые за счет углисто-слюдистых прослоев. Песчаники серые с зеленоватым оттенком, алевритистые, слоистые, с карбонатно-глинистым цементом. Известняки органогенно-детритовые. Толщина 230 м.
В разрезе нижнего отдела перми отмечается двучленное строение. В отложениях артинского и кунгурского ярусов прогнозируются смешанные карбонатно-терригенные                      и кремнисто-терригенно-карбонатные породы, в сакмарских-ассельских отложениях - биогермные известняки.

В отложениях кунгурского яруса преобладают глинистые породы. Аргиллиты темно-серые, алевритистые, слюдистые, в разной степени известковистые и известковые - до мергелей, с прослоями и линзами алевролитов, спонголитов. Песчаник мелкозернистый, алевритистый, обогащенный углисто-глинистым материалом и слюдой, с глинисто-карбонатным цементом. Алевролиты серые с глинисто-карбонатным или кремнистым цементом, глинистые, слоистые. Прослои глинистых и органогенно-детритовых известняков. Пирит, кремнистые конкреции. Толщина 140 м.

Отложения, слагающие артинский ярус, имеют слоисто-линзовидно-пятнистый облик, обусловленный неравномерным распределением терригенного, карбонатного и кремнистого материала. Известняки органогенные темно-серые, микротонкозернистые, алевритовые, в разной степени глинистые и окремненные. Известняки органогенные серые, бежево-серые, зеленовато-серые, мелкокристаллические с остатками фауны, гнездами гру​бо- и крупнокристаллического светло-коричневого каль​цита, крупными трещинами, стилолитовыми швами. Спонголиты голубовато-серые. Мергели серые. Толщина 120 м.
Разрез ассельского и сакмарского ярусов представлен биогермными известняками, стилолитизированными и трещиноватыми. Возможны тонкие прослои или линзы аргиллита. Известняки белого, светло-серого и кремового цвета, органогенно-детритовые – мшанковые и водорослевые, слабоглинистые, в различной степени окремненные, от рыхлых до плотных, неравномерно кавернозные. Аргиллит темно-серый, слабоизвестковистый. Пирит, стяжения кремня, крупнокристаллический кальцит, выполняющий каверны и трещины.[7]

1.3 Тектоника района

В тектоническом отношении остров Колгуев входит в состав эпибайкальской Печорской плиты. На территории острова прослежены два крупных тектонических элемента I-го порядка: Малоземельско-Колгуевская моноклиналь на юго-западе и Денисовский прогиб на северо-востоке (Рис. 1.3)

Фундамент в пределах острова бурением не вскрыт. Залегание его кровли прогнозируется сейсморазведкой на глубинах 4,4-4,8 км в южной части острова и 5,8-6,4 км на севере. Ближайшие скважины, вскрывшие кровлю фундамента на глубинах от 2046 м до 2560 м, пробурены на Южно-Сенгейской и Танюйской площадях в континентальной части Малоземельско-Колгуевской моноклинали. На Южно-Сенгейской площади фундамент слагают базальтовые порфириты, переслаивающиеся туфобрекчиями и туффитами, лавами и туфами базальтового состава, на Танюйской площади – это метаморфизированные туфы основного состава, туффиты, туфопесчаники, зеленокаменные сланцы с дайками сиенитов.

В осадочном чехле острова Колгуев выделяются 3 структурных этажа, разделенных региональными несогласиями: 

- ордовикско-нижнедевонский

- верхнедевонско-триасовый

- юрско-антропогеновый.
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Рисунок 1.3 Тектоническая схема района работ

Основной объем (до 70%) в разрезе осадочного чехла занимает верхнедевонско-триасовый структурный этаж. В нижней (верхнедевонско-артинской) части разреза он представлен преимущественно карбонатными, а в верхней (кунгурско-триасовой) части - терригенными породами. Граница между ними четко фиксируется сейсморазведкой в виде сейсмического горизонта Р1аr, который уверенно прослеживается на всей территории Печорской плиты и является региональным репером, наиболее полно отражающим строение верхнедевонско-триасового структурного этажа. На базе этого отражающего горизонта проводится выделение структурных элементов первого, второго, третьего порядков и осуществляется тектонических районирование.

В состав Денисовского прогиба на о. Колгуев входит Песчаноозерский гемивал (Рис.1.3), представляющий собой положительную структуру 2-го порядка, осложненную Песчаноозерским, Чивкинским и Оеяхским локальными антиклинальными поднятиями              3-го порядка. Наиболее крупной из них является Песчаноозерская структура, центральную часть которой занимает лицензионный участок ОАО «АМНГР». 
Площадь участка 45 кв.км. Строение его по отражающему горизонту Р1аr приведено на графическом приложении 1, из которого видно, что участок представляет собой структурный мыс, осложненный малоамплитудными (10-20 м) замкнутыми вершинами. Осевая часть мыса погружается в северо-западном направлении под углом 0,8º (от -2500 м на юго-востоке до -2600 м на северо-западе). В контуре лицензионного участка северо-восточное крыло мыса более крутое по сравнению с юго-западным. Угол падения пород на северо-восток составляет в среднем 2,3º, на юго-запад - 1,4º.
1.4 Нефтегазоносность Песчаноозерского нефтегазоконденсатного месторождения

Лицензионный участок ОАО «АМНГР» Песчаноозерского нефтегазоконденсатного месторождения, как и все месторождение в целом, приурочен, согласно принятому нефтегазогеологическому районированию, к Печоро-Колвинской нефтегазоносной области (НГО) Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции (ТПП). В разрезе сухопутной и акваториальной частей Печоро-Колвинской нефтегазоносной области (НГО) выделяются девять нефтегазоносных комплексов (НГК) пород:

1) триасовый терригенный;

2) верхнепермский терригенный;

3) нижнепермский карбонатно-терригенный;

4) верхневизейско-нижнепермский карбонатный;

5) нижнесредневизейский терригенный;

6) доманиково-турнейский преимущественно карбонатный;

7) среднедевонско-франский терригенный;

8) среднеордовикско-нижнедевонский карбонатный;

9) нижнее среднеордовикский терригенный.

Проектом предусмотрено вскрыть отложения верхневизейского-нижнепермского карбонатного НГК.

Промышленная нефтегазоносность установлена к настоящему времени только  в триасовом НГК. Залежи углеводородов чаркабожской свиты триасового НГК находятся в промышленной разработке, на лицензионном участке ОАО «АМНГР» добывается нефть и конденсат.
В терригенных отложениях верхнепермского и нижнепермского НГК при испытании скважин получены прямые признаки нефтегазоносности (получена вода с пленкой нефти из пласта песчаников казанского+татарского ярусов и приток воды с нефтью из пласта песчаников кунгурского яруса, соответственно).
Основной объект проектируемых поисково-оценочных работ находится вверхневизейско-нижнепермском НГК. В этом НГК доказана нефтеносность рифовых известняков ассельского+сакмарского ярусов и получены признаки нефтеносности вне рифовых построек в отложениях артинского и ассельского+сакмарского ярусов.          
Незначительный приток нефти с водой получен при испытании пласта известняков ассельского+сакмарского ярусов. В рифогенных известняках ассельского+сакмарского ярусов в результате опробования пластав открытом стволе в скважине.
Ниже приводится описание НГК, которые ожидается вскрыть бурением поисково-оценочных скважин (сверху-вниз). [7]

Триасовый терригенный НГК
На лицензионном участке ОАО «АМНГР» Песчаноозерского месторождения промышленная нефтегазоносность связана с терригенными отложениями чаркабожской свиты нижнего отдела триасовой системы. Отложения свиты представлены переслаиванием глин, песчаников и алевролитов. Толщина чаркабожской свиты изменяется от 335 м до 423 м. 
В отложениях чаркабожской свиты выделяются снизу-вверх) четыре пачки А, Б, В, Г, которые различаются литологическими особенностями (неоднородностью и составом, значениями коэффициентов песчанистости и расчлененности, выдержанностью по площади и т. д). Средняя толщина пачек изменяется от 63 м (Б) до 148 м (Г).
В пачках Б, В и Г прослежены продуктивные пласты с залежами УВ. В пачке В выделено (сверху вниз) пять пластов (В1-В5) и в пачке Г - восемь (Г1-Г8), общей нефтенасыщенной толщиной 0,7-23,6 м. В пачке Б прослежен пласт Б. На лицензионном участке ОАО «АМНГР» в продуктивных пластах Б, В1-В5 и Г1-Г8 выявлено всего 106 самостоятельных залежей УВ, из них 47 нефтяных, 36 газоконденсатных и 23 нефтегазоконденсатных залежей. Причем в пластах Г1-Г8 находится 54 залежи УВ, в пластах В1-В5 – 47 залежей УВ, а в пласте Б – 5 нефтяных залежей. По типу залежи нефти и газа относятся к пластово-сводовым, литологически ограниченным, а также литологически и тектонически экранированным. По сложности геологического строения относятся к залежам очень сложного строения, характеризующиеся одно и двухфазным флюидом, наличием как литологических замещений и тектонических малоамплитудных нарушений, так и невыдержанностью толщин и коллекторских свойств продуктивных пластов. Сложность геологического строения залежей связана с генезисом пород нижнего триаса, которые формировались не только в континентальных условиях (с преобладанием фаций озер, рек, дельт и болот), но и в прибрежно-морских условиях, и в дельтовой равнине в периоды трансгрессии. 

Продуктивные коллекторы представлены полимиктовыми песчаниками иалевролитами и их переходными разностями. Эффективная газонасыщенная толщина коллекторов изменяется в пределах 0,14-5,73 м, нефтенасыщенная толщина – от 0,36 мдо 7,17 м, пористость по данным ГИС составляет – 19,8-24,6%,по керну 10,0-32,3%. Проницаемость по керну 0,35-609 мД. Коэффициенты газонасыщенности и нефтенасыщенности имеют низкие значения и изменяются в пределах – 0,312-0,597 и 0,372-0,528, соответственно. Коллектор по типу относится к поровому и имеет свои особенности, связанные с высокими значениями остаточной водонасыщенности, являющиеся следствием сложной структуры порового пространства. 

Нефть особо легкая (плотность 0,785 г/см3), с незначительной вязкостью (0,56-0,976 мПа·с), малопарафиновая и парафиновая (0,26-6,62%), малосернистая (0,03-0,23%), малосмолистая (ГОСТ Р 51858-2002. Нефть).  Нефтяной газ имеет метановый состав.  Газосодержание нефти составляет 215 м3/т. Свободный газ газоконденсатных и нефтегазоконденсатных залежей сухой, содержание метана 80%. Потенциальное содержание конденсата в пластовом газе составляет 102,3 г/м3. Плотность конденсата составляет 0,714 г/см3. Начальные пластовые давления практически соответствуют гидростатическим. 
Покрышками для продуктивных пластов часто выступают не только одновозрастные глинистые породы, но и мелкозернистые песчаники и алевролиты с очень низкой раскрытостью поровых каналов. 

Проектными скважинами будет вскрыта часть продуктивных пластов триасового НГК.[7]
Верхнепермский терригенный НГК
Нефтегазоносный комплекс включает в себя терригенные отложения уфимского и казанского+ татарского ярусов, представлен переслаиванием песчаников, алевролитов и аргиллитов, причем в подошвенной части ярусов - преимущественно глинистыми породами. 

При испытании одного из пластов песчаников в отложениях казанского+татарского ярусов в интервале 2070-2074 м получен приток пластовой воды дебитом 11,7 м3/сут с пленкой нефти дебитом 0,5 м3/сут. Пласт общей толщиной 10 м залегает на глубине 2070-2080 м. По данным ГИС эффективная нефтенасыщенная толщина пласта составляет 2,9 м, пористость изменяется от 17% до 20%, нефтенасыщенностьот 41% до 53%.  Пласт прослеживается и в других скважинах. Так, например, в скважине № 29, пласт залегает в интервале 2145-2153 м, по данным ГИС эффективная нефтенасыщенная толщина пласта составляет 1,8 м, пористость16%, нефтенасыщенность 54%. 

С кровлей рассматриваемого пласта в отложениях казанского + татарского ярусов связан отражающий горизонт, названный специалистами ОАО «ЦГЭ» - 3-ий репер в верхнепермских отложениях (Р2rep3). По кровле пласта построена структурная карта (ОАО «ЦГЭ»), на которой выделяются малоамплитудные куполовидные антиклинальные поднятия. Купола оконтурены изогипсами с абсолютными отметками нижних замков (с востока на запад) -1950 м, -2000 м, -2020 м.  Вышеуказанные антиклинальные структуры могут служить ловушками для залежей пластово-сводового и литологически экранированного типа в пласте песчаников казанского+татарского ярусов на лицензионном участке ОАО «АМНГР».

Следует отметить, что по данным ГИС в кровельной части уфимского яруса выделяется несколько пластов песчаников в интервале 2156-2282 м. Эффективная толщина пластов составляет 3,4-10,0 м, пористость19-20%, нефтенасыщенность 45-57%. В одном из пластов в интервале 2260,5-2269,5 мотобран керн (вынос керна составил 7,9 м- 88%), представленный преимущественно песчаником. Причем, в одном из прослоев этого пласта песчаника (мелкозернистого, алевритистого, среднесцементированного) наблюдался резкий запах конденсата. По данным ГИС эффективная толщина пласта составляет 7,0м, пористость 13%, нефтенасыщенность 59%. Однако перспективы нефтегазоносности в этом пласте и в других пластах песчаников в отложениях уфимского яруса на лицензионном участке ОАО «АМНГР» не исключаются.

Залежи нефти в отложениях верхней перми известны на Южно-Шапкинском, Харьягинском, Хыльчуюском и других месторождениях; залежи газоконденсата на – Василковском, Кумжинском, Коровинском, Ярейюском месторождениях и залежи газа – на Южно-Хыльчуюском месторождении. Тип открытых залежей – пластово-сводовый, литологически экранированный.

Пласты-коллекторы характеризуются открытой пористостью – 13-26%, проницаемостью – 0,0021-1,113 мкм2. 

Нефти легкие (0,833-0,847 г/см3) и средней плотности (0,86 г/см3), малосернистые и сернистые (0,2-0,6%), парафиновые и высокопарафиновые (2,49-14,7%). Газ метановый, с незначительным содержанием конденсата (30,0-39,0 г/м3).[7]
Покрышкой для залежей являются одновозрастные глинистые отложения.
Нижнепермский карбонатно-терригенный НГК
Нефтегазоносный комплекс включает в себя терригенные отложения кунгурского яруса, представленные в основном глинистыми породами. В кровельной части яруса встречаются пласты песчаников, а ниже по разрезу в глинистой толще иногда выделяются маломощные прослои мергелей, глинистых и органогенно-детритовых известняков. Глинистая толща является хорошей покрышкой для нижележащего комплекса. 

 В скважине № 18 в кровле кунгурского яруса вскрыт пласт песчаника в интервале 2367,8-2416 м, возраст которого трактуется неоднозначно. Специалистами ЦГЭ пласт отнесен к подошве уфимского яруса. Общая толщина пласта составляет 48,2 м, по данным ГИС эффективная толщина 10,0 м, пористость изменяется от 17% до 25%, средневзвешенная по толщине пористость составляет 19%, насыщенность-от 51% до 65%, средневзвешенная по толщине нефтенасыщенность составляет 58%. При испытании пласта в кровельной части в интервале 2368-2373 м получен приток пластовой воды с нефтью дебитом 5,2 м3/сут и 4,3 м3/сут, соответственно. Пласт прослеживается в других скважинах. Так, например, в скважине № 29, по данным ГИС эффективная нефтенасыщенная толщина пласта составляет 5,0м, пористость изменяется от 11% до 14%, средневзвешенная по толщине пористость составляет 12%, насыщенность от 47% до 66%. 

 В западной части лицензионного участка выделяется антиклинальная ловушка, оконтуренная также изогипсой -2335 м, а на востоке участка прослеживается моноклиналь со значительным перепадом отметок (с востока на запад) от -2165 до -2365 м. Вышеназванные структуры могут служить ловушками для залежей пластово-сводового и литологически экранированного типа в рассматриваемом пласте. 

Покрышками для залежей будут являться глинистые толщи в подошве уфимского яруса верхней перми.

В северной части суши Печоро-Колвинской НГО известны газоконденсатные залежи в терригенных коллекторах кунгурского яруса. Промышленная газоносность установлена на Коровинском, Кумжинском и Василковском месторождениях. Тип залежей пластово-сводовый. Газоконденсатные залежи характеризуются эффективной газонасыщенной толщиной 4,0-13,0 м. Пористость коллекторов составляет 16,3-19,7%, проницаемость 0,0016-0,0605 мкм2. Газ метановый, содержание сероводорода составляет (0,004%), низкоазотный (4,13-4,78%), низкоуглекислый (0,07-3,55%). Содержание стабильного конденсата в свободном газе изменяется от 30,0 до 38,9 г/м3. Плотность конденсата составляет 0,73-0,75 г/см3.[7]
Верхневизейско-нижнепермский карбонатный НГК
Комплекс включает в себя карбонатные отложения верхневизейского подъяруса, серпуховского яруса нижнего, среднего + верхнего отделов каменноугольной системы, ассельского+сакмарского и артинского ярусов нижнего отдела пермской системы. 
По фациальным особенностям комплекс делится на два подкомплекса: верхневизейско-верхнекаменноугольный сульфатно-карбонатный и нижнепермский карбонатный. Для нижнепермского карбонатного подкомплекса характерно присутствие органогенных построек. Литологически органогенные постройки комплекса представлены биогермными известняками, стилолитизированными и трещиноватыми, возможны прослои аргиллита, а также известняками органогенно-детритовыми, мшанковыми и водорослевыми, слабоглинистыми, в различной степени окремненными, от рыхлых до плотных, неравномерно кавернозными.  Типы коллекторов - от поровых до порово-кавернозных. 

Из отложений ассельского+сакмарского ярусов был получен приток нефти дебитом 71,76 м3/сут с большим газовым фактором при депрессии 159 кгс/см2. При испытании в колонне тех же отложений в интервале 2740-2764 м после проведения соляно-кислотной обработки (СКО) получен приток нефти (27,2 м3/сут) с водой (4,8 м3/сут). Пластовое давление на глубине 2747 м составило 299,5 кгс/см2, пластовая температура на той же глубине 68оС. Испытанные известняки по керну характеризуются пористостью от 7 до 11,7%, по данным ГИС пористость 4-6%, проницаемость по керну составила сотые доли мД. Но присутствие в известняках открытых трещин повышает проницаемость до 0,3-0,6%. Кровля рифа залегает на глубине 2719,7 м, эффективная нефтенасыщенная толщина составляет 28,8 м, средняя пористость 4%, нефтенасыщенность 58%. 
Также в скважине № 29 отмечалась нефтенасыщенность по керну нижележащих отложений верхневизейско-нижнепермского НГК в интервале 2931-2935 м, при испытании верхней части которых на глубине 2923,6-2932,8 м притока практически не получено.  
Нефть по данным ВНИГРИ легкая (плотность 0,8261-0,849 г/см3), малосернистая (0,28%), малосмолистая (смол и асфальтенов 2,81%), парафиновая (3,7%).  Бензина в нефти содержится 19,7%. В групповом составе бензина преобладают метановые УВ-60,9%, содержание нафтеновых и ароматических УВ 19,2% и 19,9%, соответственно.
Также получены признаки нефтеносности при испытании пластов известняков,    артинского и ассельского+сакмарского ярусов, залегающих выше и вне рифовых объектов, соответственно. 
Таким образом, на лицензионном участке ОАО «АМНГР» бурением поисково-оценочных скважин проектируется открытие в отложениях верхневизейско-нижнепермского карбонатного НГК залежей массивного типа.[7]
2. КОМПЛЕКС МЕТОДОВ КАРОТАЖА, ПРИМЕНЯЕМЫХ НА ПЕСЧАНООЗЕРСКОМ МЕСТОРОЖДЕНИИ
Геофизические исследования в проектных скважинах проводились в соответствии с "Технической инструкцией по проведению геофизических исследований и работ на кабеле в нефтяных и газовых скважинах" (Москва, 2001 г.), согласованной с Министерством природных ресурсов (04.05.2001 г.) и Федеральным горным и промышленным надзором России (25.05.2000 г.), а также согласно ГОСТу Р 53709-2009.[7]
В комплекс каротажа входят методы:
· каротаж сопротивлений (КС);
·  каротаж самопроизвольной поляризации (ПС);
· боковой каротаж (БК); 

· радиоактивный каротаж (ГК, НК, ГГК-П);
· акустический каротаж (АК); 

· резистивиметрия (Рез); 

· инклинометрия (Инк);
· измерение естественной температуры пород/
Дополнительно к общим исследованиям в некоторых скважинах проводились:
· микрозондирование (МКЗ); 

· микробоковой каротаж (МБК); 

· боковое каротажное зондирование (БК3); 

Согласно технической инструкции запись геофизических данных необходимо производить в интервалах, не превышающих 1000 метров. Интервалы и объемы ГИС корректируются геологической службой по согласованию со службой ПГС. В случае замены комплекса скважинных приборов и станций, объемы и виды промыслово-геофизических исследований изменялись в соответствии с поступающим оборудованием.
2.1 Каротаж сопротивлений

В данном виде каротажа регистрируется кажущееся удельное сопротивление (Ом*м). Удельное сопротивление пород изменяется в очень широких пределах, что обеспечивает возможность детального исследования пород. Используются потенциал-зонд и градиент-зонд (А, B – парные токовые электроды; M, N – парные измерительные электроды, O – точка записи, АМ – длина зонда) (рисунок 2.1).
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Рисунок 2.1 Схематическое изображение потенциал- и градиент-зонда: 
а - Потенциал-зонд A0.5M8N. Это зонд, где L – расстояние между АМ < 0.1 МN; 

б - Градиент-зонд A0.4M0.1N. Это зонд, где L – расстояние между АМ >10МN. 

Кривая градиент-зонда не симметрична относительно середины пласта, но хорошо отбивает нижнюю границу пласта (последовательный зонд) или верхнюю границу пласта (обращенный зонд). На форму кривой влияют вмещающие породы. Кривая потенциал-зонда симметричная относительно середины пласта. Потенциал-зонд часто используется вместе с индукционным зондом для корреляции и определения границ пластов.

С помощью каротажа сопротивлений можно определить:

1) Границы пласта

· Последовательные градиент-зонды – по максимуму отбивают подошву пласта высокого сопротивления
· Обращенные градиент-зонды - по максимуму отбивают кровлю пласта

2)  Тип насыщения: низкие сопротивления - насыщение водой, высокие – нефть, газ

3) Определение водонасыщенности.
2.2 Каротаж потенциалов собственной поляризации

Каротаж ПС показывает наличие естественных электрических полей, возникающих благодаря протеканию на границах между породой и глинистым раствором электрохимических процессов. Пластовая вода, находящаяся в коллекторе, и фильтрационный раствор имеют разную минерализацию, поэтому ионы Na+ и Cl- начинают мигрировать из зоны с большей минерализацией в меньшую. Мобильность ионов Cl- больше чем Na+, поэтому вскоре на границе с проницаемым пластом со стороны скважины возникает отрицательно-заряженная зона, а со стороны пласта избыток положительных. Глина действует на анионы Cl- как непроницаемая мембрана, из-за кажущегося негативного заряда решетки глин и пропускает через себя только катионы. Вследствие всего этого возникают потенциал собственной поляризации напротив каждого типа пород, который фиксируется при каротаже ПС. Если минерализация пластовой воды больше минерализации промывочной жидкости, то отклонение влево, в противном случае наоборот.
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Рисунок 2.1 Схематическое объяснение природы потенциала собственной поляризации

Каротаж ПС применяется для:

1) Выделения проницаемых пластов и расчленения разреза:

· Пески, песчаники выделяются минимальными значениями

· Глины, плотные непроницаемые породы – максимальными

· Алевролиты, глинистые песчаники - средними значениями
2) Определения удельного сопротивления пластовой воды

3) Определения глинистости.
На амплитуду кривой ПС влияют:

1) Толщина пласта – чем меньше толщина пласта, тем меньше показания ПС

2)  Соотношение между сопротивлениями пластовой воды и бурового раствора – чем больше разница, тем больше амплитуда

С помощью каротажа ПС хорошо выделяются пласты мощностью более 1 – 1.5 м. Разрешение у данного метода хорошее в высокопористых пластах и плохое – в низкопористых.[7]
2.3 Боковой каротаж

Метод бокового каротажа (БК) направлен на устранение основного недостатка классического метода КС, заключающегося во влиянии скважины, точнее, заполняющего ее бурового раствора, на измеренное 
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Наиболее ценные результаты этот метод дает при каротаже тонких пластов (h<1,2 м) при большой разнице в сопротивлениях между пластами, вмещающими породами и буровым раствором, т.е. именно в тех случаях, когда обычные зонды дают очень плохие результаты из-за экранирования тока тонкими высокоомными пластами и из-за сильного влияния скважины и вмещающих пород.

Принцип действия зондов БК основан на том, что в зонде, помимо основного питающего электрода А0, имеются дополнительные - фокусирующие (или экранные) электроды А1и А2. Электрические потенциалы основного и фокусирующего электродов поддерживаются очень близкими между собой, что заставляет ток, стекающий с основного электрода, направляться перпендикулярно оси скважины, в ее стенки. В результате сопротивление бурового раствора, вмещающих пород и ограниченная мощность пластов оказывают меньшее влияние на измеряемую величину, которая в БК носит название эффективного сопротивления - 
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С помощью БК решают следующие задачи:

1) Детальное расчленение разреза, выделение пластов коллекторов

· для трехэлектродного зонда: граница пласта отбивается по началу максимального возрастания сопротивления.
· для многоэлектродных зондов: для точек с максимальным градиентом сопротивления в сторону вмещающих пород откладывают отрезки равные расстоянию А0О.
2) Определение истинных значений сопротивления пласта и зоны проникновения

2.4 Радиоактивный каротаж

К радиоактивным методам каротажа, применяемым на месторождении, относятся:
· Гамма каротаж (ГК)

· нейтрон-нейтронный каротаж по тепловым нейтронам (ННК-т)

· Плотностной гамма-гамма каротаж (ГГК-П)
2.4.1 Гамма-каротаж

Гамма-каротаж (ГК) заключается в измерении 
[image: image8.wmf]g

-излучения естественных радиоактивных элементов (ЕРЭ), содержащихся в горных породах, пересеченных скважиной. Интенсивность и энергетический спектр регистрируемого излучения зависит от состава, концентрации и пространственного распределения ЕРЭ, а также от плотности и эффективного атомного номера горных пород.

Наиболее распространенными ЕРЭ являются: U (и образующийся из него Rа), Тh и К. Каждая из разновидностей горных пород характеризуется своим диапазоном изменения содержаний ЕРЭ и, соответственно, своим диапазоном естественной радиоактивности.

Среди осадочных пород наиболее активны глины, обладающие высокой адсорбционной способностью, менее активны песчаники и, наконец, наименьшей активностью обладают известняки и доломиты, а также гидрохимические осадки (гипс, ангидрит, каменная соль). Исключение представляют только калийные соли, отличающиеся повышенной активностью, благодаря содержащемуся в них К.

При исследовании гамма-методом в скважину опускают прибор, который содержит детектор гамма-излучения и электронную схему, служащую для питания индикатора, усиления его сигналов и передача их через кабель на поверхность. Точка записи ГК совпадает с серединой детектора. Радиус исследования ГК составляет примерно 30 см.[2]

Диаграмма ГК позволяет:

· Оценивать литологию

Метод позволяет выделять глинистые отложения по их высокой радиоактивности. Глины и битуминозные глины показывают наиболее высокие значения гамма активности, а чистые песчаники, известняки, доломиты, уголь и ангидриты характеризуются наименьшими показаниями. Следует учитывать, что чистые (неглинистые) разности отложений могут содержать полевые шпаты (аркозовые песчаники), слюды, глауконит или тяжёлые минералы, которые увеличивают показания гамма каротажа по сравнению с чистыми разностями песчаников.[6]
· Выделять интервалы коллекторов 


Коллекторы выделяются по наименьшим показаниям гамма каротажа (отклонение кривой влево), соответствующим чистым неглинистым разностям пород. Следует учитывать, что плотные неглинистые породы (неколлекторы) также будут характеризоваться низкими значениями ГК.[6]
· Оценивать глинистость (лучший метод для определения глиносодержания).
2.4.2 Нейтрон-нейтронный каротаж по тепловым нейтронам


Нейтрон-нейтронный каротаж -  метод исследований скважин, основанный на облучении горных пород потоком быстрых нейтронов и регистрации многократно рассеянных медленных нейтронов. Нейтрон-нейтронный каротаж подразделяется на две модификации:

· нейтрон-нейтронный каротаж по надтепловым нейтронам (ННК-н);

· нейтрон-нейтронный каротаж по тепловым нейтронам (ННК-т).


ННК-т заключается в измерении плотности потока тепловых нейтронов, образующихся в результате замедления в горных породах быстрых нейтронов от стационарного источника. При постоянной длине зонда плотность потока тепловых нейтронов (EnT – 0.025 эВ) зависит от замедляющих и поглощающих свойств среды, т.е. от водородосодержания и наличия элементов с высоким сечением захвата тепловых нейтронов.

Глубина исследования изменяется согласно литологии, пористости и содержанию водорода. Этот каротаж дает лучшее разрешение в низкопористых зонах, чем ННК-н. Два детектора компенсируют влияние скважины, но недостаточно хорошо работают в промытых зонах. ННК-т более глубинный метод, чем ННК-н, поэтому он используется для обнаружения газа за зоной проникновения. ННК-т часто используется совместно с плотностным зондом пористости.[3]

Показания ННК-т определяются не только замедляющими способностями породы, т.е. ее водородосодержанием, но и наличием элементов с аномально высокими поглощающими способностями, прежде всего хлора. Поэтому при малой минерализации пластовых вод (до 20—25 г/л) ННК-т используется, так же, как и ННК-н, для оценки пористости пород, а при высокой минерализации — для определения положения водонефтяного контакта.[1]

Учет скважинных условий и количественная интерпретация производятся по аналогии с НГК, а диаграммы ННК-т и НГК имеют схожий вид.

ННК-т применяют для решения следующих задач:

· литологическое расчленение разреза;

· определение водородосодержания горных пород;

· определение коэффициента пористости;

· выделение газонасыщенных пластов, определение газожидкостного контакта;

2.4.3. Плотностной гамма-гамма каротаж

Метод гамма-гамма каротажа (ГГК) основан на облучении горных пород γ - квантами и измерении рассеянного γ излучения. В качестве источника излучения применят радионуклиды с энергией γ-квантов от десятков кэВ до 1 МэВ. В этом диапазоне происходит два основных процесса: комптоновское рассеяние γ-квантов на электронах и их фотоэлектрическое поглощение атомами вещества.

В варианте ГГК-П породы облучаются потоком жёстких гамма-квантов с энергией 0,5 – 2 МэВ; мягкие гамма-кванты с энергией менее 0,2 МэВ поглощаются с помощью фильтра. Величина измеряемого в этом случае рассеянного гамма-излучения с энергией более 0,2 МэВ будут определяться количеством электронов в единице объёма среды Ne:
Ne = (Z/A)*N*δп            (2.1)

где Z – заряд ядра; А – атомная масса; N – число Авогадро; δп – плотность среды. 

В горных породах, представленных в основном лёгкими элементами z/A ≈ 0,5, откуда Ne= c*δп, где с – некоторая постоянная величина.  Поскольку Ne≈ δп, показания ГГК-П будут зависеть лишь от плотности среды: чем больше плотность окружающей среды, тем меньше показания ГГК-П, и наоборот.
Правила определения границ пластов, учёт влияния инерционности аппаратуры такие же, как и при ГК. Регистрация кривых ГГК по стволу скважины осуществляется в масштабе в импульсах в минуту на сантиметр или в условных единицах. За условную единицу принимают показания, зарегистрированные прибором ГГК в баке с водой или в алюминиевом блоке за вычетом фоновых показаний.

Данные ГГК-П применяются для решения следующих задач:
· Для дифференциации разрезов скважин по плотности и литологическое расчленения пород;
· Оценки пористости горных пород;
· Определение высоты подъёма и наличия пустот в цементном камне.
2.5 Акустический каротаж


Акустические методы исследования скважин основаны на изучении времени пробега упругих волн по породам, окружающим стенки скважин, от пункта возбуждения до сейсмоприемников. Предпосылками применения АК является то, что акустические параметры горных пород функционально связаны с их физико-механическими свойствами, пористостью, структурой порового пространства и характером насыщения.[6]

Основные принципы измерений заключаются в следующем. Источник испускает волну частотой 25 кГц. При этом образуются 6 различных волн: две преломленные породой волны (продольная и поперечная), две прямые волны (вдоль зонда и в буровом растворе) и две поверхностные волны вдоль стенки скважины. Скорость этих волн различна: 7500 –1200 м/с.


Рассмотрим метод, основанный на регистрации параметров продольных волн с использованием трехэлементного зонда (один источник и два приемника).. Волна от источника приходит сначала на ближний приемник, потом на дальний. Расстояние между приемниками обычно 60 см. Вычисляется разница времен прихода волны на приемники, рассчитанная на единицу длины между приемниками.[3]

В итоге, с помощью АК, получают следующие параметры:

· Скорость распространения упругих волн от источника к приёмнику V (м/сек)

· Интервальное время – время пробега волны на единицу длины ∆t (мкс/м) 

· Амплитуду колебаний – энергию волны А (дБ) – децибел (регистрируется А1 и А2 – амплитуды наблюдаемой волны на расстоянии L1 и L2 от источника)

· Коэффициент поглощения (ослабление) – уменьшение амплитуды колебаний волны по мере удаления от приёмника - α (дБ)
α = 1/∆L * ln (A1/A2),              (2.2)

где ∆L – расстояние между приёмниками = const и на каротажных материалах 
приводится величина ln (A1/A2)


По данным АК определяют:

1) Литологию и интервалы коллекторов


Основное правило: чем больше плотность (меньше пористость) пород, тем больше скорость по АК и меньше интервальное время и наоборот.

· Пористые породы – увеличение интервального времени (увеличение ln (A1/A2))

· “Плотняки” – уменьшение интервального времени (уменьшение ln (A1/A2))

· Газонасыщенные пласты – увеличение интервального времени
2) Пористость

3) Зоны трещиноватости
3. МЕТОДИКА ИЗУЧЕНИЯ РАЗРЕЗОВ СКВАЖИН, ВЫДЕЛЕНИЯ И ОЦЕНКИ ПАРАМЕТРОВ КОЛЛЕКТОРОВ

3.1 Литологическое расчленение разрезов скважин
Для изучения литологического состава пород в скважине обычно используются методы КС, ПС, ГК, НГК и кавернометрия. Расчленение пород по разрезу скважины рассматривается на примере 2 типов разреза: терригенного и карбонатного. Кривая ПС против карбонатных пород обычно усложнена из-за большого влияния пластов высокого сопротивления и в целом неинформативна. Трещинные, кавернозно-трещинные и коллекторы смешенного типа выделяются при проведении специальных исследований или по максимальным значениям на кривые затухания амплитуды упругих волн АК. Пример литологического расчленения пород по данным ГИС приведён на рисунке 3.1.[6]
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Рисунок 3.1 Пример литологического расчленения пород по данным ГИС

Для литологического расчленения терригенного разреза используют данные КС, ГК, ПС и кавернометрии.

Глины

ПС – высокие значения (отклонение вправо);
ГК – высокие значения из-за высокой радиоактивности (отклонение вправо), по высоким значениям ГК и ПС выделяют линию глин;
КС – низкие значения сопротивления из-за насыщения минерализованной водой;
Кавернометрия – номинальные значения или низкие из-за наличия каверн;
Микрозонды – сопротивление МПЗ = сопротивление МГЗ при номинальном диаметре скважины.

Пески, песчаники

ПС – низкие значения (отклонение влево);
ГК – низкие значения из-за низкой радиоактивности (отклонение влево);
КС – низкие значения сопротивления из-за насыщения минерализованной водой, Высокие из-за насыщения УВ;
Кавернометрия – повышенные значения из-за уменьшения диаметра скважины (образование глинистой корочки);
Микрозонды – Сопротивление МПЗ › сопротивление МГЗ

Глинистые пески, плотные глинистые песчаники

ПС – высокие значения (слабое отклонение от линии глин влево);
ГК – высокие значения из-за высокой радиоактивности (слабое отклонение от линии глин влево);
Кавернометрия – номинальные значения или низкие из-за наличия каверн;
Микрозонды – сопротивление МПЗ равно сопротивлению МГЗ при номинальном диаметре скважины.[6]
3.2 Выделение коллекторов и оценка характера их насыщения

3.2.1 Качественные критерии
Для межзерновых терригенных коллекторов характерны следующие признаки: 

1) Отрицательная аномалия ПС, если сопротивление фильтрата больше сопротивления пластовой воды, положительная аномалия ПС, если сопротивление фильтрата меньше сопротивления пластовой воды.

2) Наличие положительного приращения (сопротивление МПЗ больше сопротивления МГЗ) на диаграмме микрозондов.

3) Сужение диаметра скважины за счет наличия глинистой корки.

4) Водонасыщенные породы характеризуются меньшими показаниями кажущегося сопротивления, а нефте- и газонасыщенные высокими сопротивлениями.

5) Если при увеличении длины зонда БКЗ, показания сопротивлений увеличивается, следовательно, коллектор - нефтенасыщенный, в противном водонасыщенный.

6) Минимальные показания на диаграмме ГК. Исключение составляют случаи присутствия в скелете минералов, обладающих радиоактивными свойствами (монацит, глауконит и др.).

7) Средние показания на диаграмме НГК. Исключение составляют газоносные коллекторы с неглубокой зоной проникновения. В этом случае показания НГК не отличаются от показаний в плотных породах.

8) Увеличение интервального времени на диаграмме акустического каротажа (АК)[6].

Типичные кривые каротажа представлены на рисунке 3.2.
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Рисунок 3.2 Типичные кривые ГИС для терригенных пород

3.2.2 Количественные критерии

Выделение коллекторов с использованием количественных критериев носит статистический, а не детерминистический, как при использовании качественных признаков, характер. Если определение граничных значений выполнено методически верно на надежной петрофизической основе, то результаты выделения являются статистически достоверными.

На практике часто встречается ошибка в обосновании эффективных толщин с использованием не одного, а нескольких количественных параметров, зависимых друг от друга, или одновременного использования и прямых признаков, и количественных критериев. Получив каким-либо способом граничное значение параметра, можно, используя петрофизические зависимости, найти соответствующие ему граничные значения и других параметров. Если граничное значение какого-либо параметра получено на статистическом уровне с разделением выборки на проницаемые и непроницаемые пласты, одновременное использование в качестве граничных двух или более параметров приведет к искусственному занижению эффективных толщин. Так же нельзя, выделив эффективные толщины в какой-либо скважине (интервале) по количественному критерию, исключать из них затем пласты из-за отсутствия против них прямых признаков коллектора.
3.3 Определение эффективной мощности продуктивных коллекторов
Эффективную мощность продуктивных коллекторов в отдельных скважинах месторождения определяют по данным промыслово-геофизических исследований с учетом материалов наблюдений за процессом бурения скважины, результатов испытания отдельных интервалов разреза в необсаженном стволе скважины и в колонне. Корреляция разрезов скважин с выделенным в них пластами коллекторов, составленных по материалам промысловой геофизики, является основой для составления карт равной мощности продуктивных коллекторов, установления границ продуктивной залежи, ее геометрии и объема. Определение эффективной мощности — наиболее ответственная операция при подсчете запасов. Надежность подсчета запасов нефти и газа месторождения в первую очередь зависит от того, насколько правильно оценена эффективная мощность продуктивных коллекторов, установлено положение водонефтяного, газонефтяного и газоводяного контактов, границ литологического выклинивания продуктивных горизонтов, т. е. насколько правильно рассчитан объем нефтяной или газовой залежей. Для оценки эффективной мощности продуктивных коллекторов необходимо выполнить следующие операции: 1) выделить коллектор; 2) установить характер насыщения коллектора; 3) найти эффективную мощность пластов-коллекторов.

Эффективной мощностью продуктивного коллектора hэф называется мощность нефте- или газонасыщенной части коллектора, способной при опробовании отдавать нефть или газ. Эффективная мощность однородного, полностью нефте- или газонасыщенного пласта равна общей мощности пласта hэф=h, границы которого определяют по диаграммам методов каротажа.


Из мощности пласта, неполностью насыщенного нефтью или газом, исключают водоносную часть (с учётом ВНК или ГВК) и прослои пород-неколлекторов (глины, плотные известняки и т.д.). Глинистые прослои выделяют по данным методов ПС, ГК, кавернометрии и микрозондирования. Для выделения прослоев плотных пород используют НГК и микрозондирование. Эффективную мощность продуктивных горизонтов с переслаиванием очень тонких прослоев коллектора и неколлектора находят расчётным путём по специальной методике с использованием данных электрического и радиоактивного каротажа.


Методы каротажа также позволяют устанавливать положение водонефтяного и газоводяного контактов в пласте-коллекторе при наличии нефти и газа в верхней части пласта и воды в его нижней части. Однако в большинстве случаев в природных коллекторах не наблюдается чёткой границы между водонасыщенной и нефтегазонасыщенной частями пласта из-за наличия переходной зоны.[1]
3.4 Определение глинистости по данным ГК


Глинистость отложений позволяет судить об объёмном содержании глин в коллекторах и как следствии их качестве. Глинистость определяется (Кгл или Vshale в зарубежной практике) следующим путём: сначала вычисляется относительная амплитуда интенсивности гамма излучения (Iγ или IGR, рисунок 3.3) по формуле:
Iγ = (I - Iп)/(Iгл – Iп)  - в отечественной практике                  (3.1)
IGR = (GRlog – GRmin)/(GRmax – GRmin)  - в зарубежной практике        (3.2)
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Рисунок 3.3 Определение глинистости по гамма-каротажу: I – показания ГК в интересующем нас интервале (GR log); Iп – показания ГК в чистых неглинистых породах (GR min); Iгл – показания ГК в глинах (GR max)[6]
Параметр Iγ также обозначается как αГК.

В упрощенном виде можно принять, что вычисленная Iγ (IGR) и есть коэффициент глинистости Кгл:

                                    Iγ = Кгл (IGR = Vshale)                              (3.4)

Более точные расчёты могут быть выполнены по эмпирической зависимости между Iγ и глинистостью, определённой по лабораторному изучению керна.[6]
3.5 Определение пористости


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


Для межзерновых неглинистых коллекторов определение Кп рекомендуется выполнять по данным трех (АК, НК, ГГКп) либо двух методов ГИС. В терригенном разрезе следует применять пары методов ГГКп-АК либо ГГКп-НК (но не НГК). Применение первой пары целесообразно при оценке крепко сцементированных коллекторов, залегающих на глубинах более 1000 м. Ее преимущества: независимость результатов определения Кп от небольших примесей глин Кгл<10 - 13%) и типа пластовых флюидов (если Кп<20%). Применение второй пары предпочтительно при определении пористости рыхлых, неуплотненных коллекторов; для газонасыщенных высокопористых коллекторов найденные значения Кп необходимо исправлять за влияние газа.[9]
3.5.1 Определение пористости по данным АК


На этапе подсчета запасов общую пористость Кп определяют по материалам АК с использованием эмпирических парных или многомерных зависимостей между Кп и интервальным временем Δt (dt), соответствующих исследуемому пласту (горизонту). Их устанавливают на представительной коллекции образцов керна в термобарических условиях, идентичных пластовым (зависимости типа «керн-керн»). Возможно также применение зависимостей, при получении которых средневзвешенные значения Кп измерены на образцах керна из интервалов с высоким выносом, а значения интервального времени против этих интервалов определены по кривой Δt (зависимости «керн-ГИС»).
Традиционно зависимость интервального времени от пористости получают путем сопоставления измеренных на керне значений интервального времени и пористости в условиях, имитирующих пластовые. Такое сопоставление между интервальным временем и пористостью для Песчаноозерского месторождения приведено на рисунке3.5.[9]
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Рисунок 3.5 Сопоставление значений интервального времени и пористости, измеренной по керну. Чаркабожская свита, Песчаноозерское месторождение. Шифр кривых: 1 – корреляционная линия, соответствующая уравнению (3.7); 2 - корреляционная линия, соответствующая уравнению (3.8); 3, 4 – линии доверительного интервала.
Как следует из рисунка, индикационные точки образуют плохо коррелируемое облако точек. При таком разбросе точек весьма затруднительно подобрать линию корреляции. Обычно при подобных построениях получают довольно устойчивые и тесные   связи. При этом часто в аналитическом виде уравнение корреляции соответствует известному уравнению среднего времени Вилли (Wyllie):
Кп = (dt - dtск)/(dtж - dtск)                                      (3.5)
где: dt – измеренное интервальное время; dtж - интервальное время в насыщающем поровое пространство породы флюиде; dtск - интервальное время   в скелете породы.

В нашем случае интервальное время в скелете породы можно выбрать равным 170 мкс/м, а в поровой жидкости определить по формуле:  
dtж = 100000/(1470+к*Мв)                                        (3.6)
где: Мв – минерализация пластовой воды, для Песчаноозерского месторождения она равна 70 г/л; к – коэффициент пропорциональности, обычно принимаемый равным единице. 

При использовании уравнения (3.6) можно получить dtж, равное 650 г/л. Таким образом, при использовании традиционных способов определения интерпретационных констант можно получить следующее уравнение связи: 
dt = 470*Кп + 170                                               (3.7)
На рис. 3.5 линия, соответствующая уравнению (3.6), обозначена индексом «1». Как следует из рисунка, при её использовании можно получить завышенные на 5-6% значения пористости по сравнению с керном (более подробно об этом будет изложено ниже). Т.е. традиционный подход здесь неприемлем.
Если же по имеющемуся облаку точек построить корреляционное линейное уравнение связи (линия «2») то оно будет иметь вид:
dt=597*Кп+163                                                       (3.8)
Линии «3» и «4» на рис. 3.5 определяют допустимый предел погрешности определения Кп по АК, равный ±2%. В этом случае, dtск окажется равным 163 мкс/м, а dtж – 770 мкс/м. Если полученное значение dtск является более или менее правдоподобным, то dtж неприемлемо, т.к. в природе не существует жидкостей с такими скоростными характеристиками (1300 м/сек).

Таким образом, ни один из рассмотренных способов определения входных интерпретационных параметров АК для условий Песчаноозерского месторождения не подходит. Это существенно ограничивает возможности применения метода АК для оценки пористости. При расчете Кп по АК была использована зависимость (3.8). Однако, как будет показано ниже, она также не нашла своего применения при определении подсчетных параметров Песчаноозерского месторождения.[9]
3.5.2 Определение пористости по данным ПС


Определение Кп по данным ПС возможно только для межзерновых терригенных глинистых коллекторов с рассеянной глинистостью, пористость которых изменяется в широких пределах и контролируется главным образом рассеянной глинистостью, причем с ростом глинистости Кп уменьшается. 


Чистые песчаники обычно являются лучшими по пористости коллекторами терригенного разреза. Пласты глин и чистых песчаников используют при интерпретации диаграмм ПС в качестве опорных. Линии, проведенные по этим пластам (линии глин и чистых коллекторов), ограничивают область возможного изменения Uпс для всех пород с промежуточной характеристикой.


Для определения Кп по данным ПС предпочтительно использовать не абсолютную амплитуду ПС (ΔUпс), а относительную приведенную амплитуду ПС (αпс). Значение αпс для каждого пласта, отмечаемого отрицательной аномальной ПС по отношению к линии глин, рассчитывают по формуле:
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где Еs и Еs,max- статические (приведенные) амплитуды ПС для данного пласта и для опорного пласта с максимальной амплитудой ПС.

Использование αпс вместо ΔUпс позволяет исключить или свести к минимуму влияние на результаты интерпретации ПС различных сторонних факторов (погрешности в масштабе диаграммы ПС, различия в минерализации бурового раствора в разных скважинах месторождения и др.).


Основой определения Кп по данным ПС служит корреляционная зависимость типа «ГИС-керн» или «ГИС-ГИС» между αпс и Кп, которую получают, сопоставляя αпс, со средними значениями Кп для интервалов, для которых пористость определена по данным представительного керна или по материалам других видов ГИС. Затем эту зависимость используют для определения Кп по значениям αпс, в пластах, где пористость неизвестна (рисунок 3.6).

Использование данных ПС рекомендуется в комплексе с данными методов пористости (НК, ГГК-П, АК) для одновременного определения пористости и глинистости. В основе этих способов комплексной интерпретации лежит тесная связь параметра αпс с относительной глинистостью ηгл.
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Рисунок 3.6 Сопоставление относительной амплитуды ПС с пористостью по керну (зависимости типа «керн-ГИС») Песчаноозерское месторождение, отложения чаркабожской свиты. Шифр точек: номер скважины.
Таким образом, метод ПС оказался единственно приемлемым методом для определения пористости по ГИС. Как будет показано ниже, значения пористости, определенные по ПС вполне удовлетворительно согласуются с керновыми данными. 

3.6 Определение коэффициента нефтенасыщенности

Определение коэффициентов нефтенасыщенности Кн пород-коллекторов реализуется по данным исследования керна и ГИС. При этом определяется водо- (Кв), а не нефтенасыщенность. В связи с существенно меньшей освещенностью разреза данные исследования керна применяются в качестве петрофизической основы интерпретации материалов ГИС и для обоснования достоверности определения Кн по этим материалам.


Основным уравнением для расчета водонасыщенности является уравнение Арчи-Дахнова:
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где Кв – водонасыщенность; Кп – пористость; ρв – удельное сопротивление пластовой воды; ρп – удельное сопротивление породы; a,b,m,n – коэффициенты.


После определения Кв находят Кн. Для нефтенасыщенных коллекторов справедливо равенство:

Кн = 1 – Кв                         (3.9)

В качестве петрофизической основы интерпретации электрического каротажа используются традиционные петрофизические связи относительного параметра пористости и пористости (Рп – Кп) и параметра насыщенности и водонасыщенности (Рн – Кв). Связи Рп - Кп, Рн-Кв для пластов чаркабожской свиты приведены на рисунке 3.7. Результаты экспериментальных исследований представляют обычно в виде степенных функций Рп = а/Кпm, Рн = b/Квn, при этом коэффициенты а, b, m, n используются для расчета водонасыщенности по уравнению Арчи-Дахнова. Значение [image: image17.png]P



 берется по данным электрического каротажа. В данной работе берутся значения данных КС (потенциал зонд). В качестве Кп использовался коэффициент пористости, полученный по методу ПС.
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Рисунок 3.7 Сопоставление параметров пористости и насыщенности с коэффициентами пористости и водонасыщенности. Чаркабожская свита, Песчаноозерское месторождение. Шифр точек: 1 – замеры 1994 г.;2 – замеры 2006 г. 
Из зависимостей видно, что коэффициенты из уравнения Арчи-Дахнова для отложений пластов чаркабожской свиты равны следующим значениям: a = 0,91; b = 0,93; m = 1,98; n = 2,31. УЭС пластовой воды равно 0,08 Ом/м. 
3.7 Межскважинная корреляция

Геофизический метод корреляции разрезов – это сопоставление разрезов скважин по диаграммам ГИС, проводится с целью построения структурной геологической модели для выявления геометрии залежи, которая определяется типом ловушки, площадью нефтеносности, этажом нефтегазоносности, положением водонефтяного (ВНК), газонефтяного (ГНК), газоводяного (ГВК) контактов.


На разрезах выделяются наиболее характерные для данного разреза участки (реперы) по комплексу показателей: электросопротивлению (БК, ИК), естественному (ГК) и вторичному гамма-излучению (НГК) пород, изменению диаметра скважины – кавернометрии (ДС) и другим.


К реперам предъявляются следующие основные требования:

– выдержанность по площади;

– геофизическая характеристика, резко отличная от характеристики вмещающей среды и легко прослеживаемая на стандартных каротажных диаграммах;

– приуроченность к стратиграфическим границам или палеонтологически охарактеризованным комплексам.


Корреляция более надежна, если выбирается несколько реперов. В качестве реперов рекомендуется использовать пласты глин и плотных пород. Данные прослои пород достаточно выдержаны, хорошо прослеживаются по площади месторождения и являются геоэлектрическими и георадиоактивными реперами по минимуму или по максимуму показаний. Им соответствуют маркирующие горизонты и продуктивные пласты, определяемые по стратиграфии.


При расчленении разрезов по данным ГИС представляется, что разрез состоит из подразделений нескольких иерархических уровней – крупных, однородных интервалов, каждый из которых имеет более мелкие интервалы, а те в свою очередь делятся еще на более мелкие. При этом для каждого уровня интервалов характерны свои группы предпочтительных значений, т.е. предполагается описывать разрез в несколько этапов: сначала грубо, а затем детализировать его, расчленяя каждый из выделенных на предыдущем уровне интервалов по такому же принципу. На практике этому соответствует разбивка разреза на толщи, пачки, пласты, пропластки.[5]
4. РЕЗУЛЬТАТЫ ПРИМЕНЕНИЯ КОМПЛЕКСА КАРОТАЖА НА ПЕСЧАНООЗЕРСКОМ МЕСТОРОЖДЕНИИ

В своей выпускной работе я рассмотрел применяемый на Песчаноозерском месторождении комплекс методов каротажа и применил описанную выше методику интерпретации на каротажных данных по скважине 55 с использованием программного комплекса Petrel 2009. 


Скважина 55 расположена в центральной части (рисунок 4.1). 
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Рисунок 4.1 Контур Песчаноозерского месторождения и расположение скважин 55, 62, 68. 
Известно, что породы чаркабожской свиты представлены алевритом, аргиллитом, глиной, переслаиванием песчаника, алеврита и аргиллита.
4.1 Выделение коллекторов

Коллекторы в скв. 55 были выделены по ряду качественных и количественных признаков. Выделение коллекторов по качественным признакам производилось по данным кавернометрии (ДС), ГК, ПС, МПЗ и МГЗ (в скважине 62), БКЗ. Количественными критериями выступали параметр αпс и двойной разностный параметр ГК Iγ, который определялся по формуле 3.1. При этом использованы следующие значения: где I – показания ГК; Iп= 2,51мкР/ч; Iгл = 8,3 мкР/ч. 
Результаты интерпретации приведены на рисунке 4.2.

Из рисунка 4.2 видно, что мной было выделено 3 интервала пород-коллекторов:

1) Г1 в интервале глубин 1373 – 1384м;

2) Г2 в интервале глубин 1395-1403м;

3) Г3 в интервале глубин 1460-1468м;

Пласт Г1 выделяется хорошо выделяются по данным каротажа ПС и ГК и кавернометрии. Пласты Г2 и Г3 выделяется немногим хуже.
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Рисунок 4.2 Выделение коллекторов по данным ГИС, скважина 55. 

1 –песчаник; 2 – глина; 3 – коллектор; 4 – неколлектор. 
4.2 Определение глинистости

Глинистость определялась по данным метода ГК по методике, описанной в главе 3.4. Минимальные значения ГК (чистые песчаники) равны 2,51 мкР/ч, а максимальные (глины) – 8,3 мкР/ч. Результаты определения глинистости показаны на рисунке 4.3.
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Рисунок 4.3 Результаты определения глинистости по данным ГК (пласты Г1, Г2 и Г3), скважины 55. 1 –песчаник; 2 – глина; 3 – коллектор; 4 – неколлектор. 
На рисунке 4.3 можно увидеть, что пласт Г1 обладает самой низкой глинистостью (Кгл≈0,1). Пласты Г3 и Г4 более глинисты, коэффициент глинистости Кгл равен около 0,15 и 0,18 – соответственно. 

4.3 Определение пористости

Пористость была определена по методам каротажа АК и ПС. Пористость Кп по АК определялась на основе формулы, полученной по петрофизической зависимости, описанной в главе 3 (формула 3.8).
Как уже отмечалось ранее, приемлемой связи по керну между интервальным временем и пористостью по керну получить не удалось. В таких случаях обычно предпринимаются попытки построения прямых зависимостей типа «керн-ГИС». Подобная зависимость для метода акустического каротажа приведена на рисунке 3.5. Как следует из рисунка, и в этом случае связь практически отсутствует.
Как следует из рисунка, корреляционное облако точек расположилось заметно выше обеих линий: фактической, полученной по данным измерений интервального времени и пористости на керне, и тем более, теоретической. 

По данным метода ПС пористость была определена также на основе петрофизической связи Кп и параметра αпс, рисунок 3.6. 
Результаты определения пористости по данным методов АК и ПС представлены на рисунке 4.4.
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Рисунок 4.4 Определение пористости по данным методов АК и ПС.
1 –песчаник; 2 – глина; 3 – коллектор; 4 –неколлектор. 
Из рисунка 4.4 видно, что для определения пористости наиболее целесообразно использовать методы ПС, нежели АК, т.к. значения пористости, определённые по АК, совершенно неточны. Таким образом, метод ПС единственно приемлемый метод для определения пористости по ГИС. Kп в пласте Г1 равен 19-23%, в пласте Г2 17-19% и в пласте Г3 16-20%.
4.4 Определение коэффициента нефтенасыщенности.
Коэффициент нефтенасыщенности Кн в интервале коллекторов определялся согласно формуле (3.9) Арчи-Дахнова. Для отложений пластов ЮК10 и ЮК11 входящие в данную формулу коэффициенты равны следующим значениям: a = 0,91; b = 0,93; m = 1,98; n = 2,31. УЭС пластовой воды равно 0,08 Ом/м. Следовательно, формула приняла вид:
Кн = 1 - 
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где ρп – УЭС пласта. 
Результаты определения коэффициента нефтенасыщенности приведены на рисунке 4.5.
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Рисунок 4.5 Результаты определения коэффициента нефтенасыщенности, скважина55

1 –песчаник; 2 – глина; 3 – коллектор; 4 –неколлектор.
В результате был получен один нефтенасыщенный интервал, степень насыщения которого достигает 65%. Пласты Г2 и Г3, являются водонасыщенными.
4.5 Межскважинная корреляция

Межскважинная корреляция проводилась вдоль профиля, проходящего через скважины 55, 62 и 68 (рисунок 4.6). В основном между скважинами проводилась корреляция по методам ПС и ГК, так как они представлены во всех скважинах, также в скважине 62 вспомогательными методами были МПЗ и МГЗ. Во всех трёх скважинах хорошо отбивается пласт Г1, он отмечается хорошо всеми видами каротажа, пласты Г2 и Г3 в основном отбивались по методам ГК и ПС.
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Рисунок 4.6 Результаты корреляции по скважинам 55,62,68. 

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

В работе рассмотрены возможности и особенности применения комплекса методов каротажа на Песчаноозерском нефтегазоконденсатном месторождении (НАО). Приведены сведения о геологическом строении Песчаноозерского месторождения и особенностях коллекторов. Коллекторы терригенного типа, связаны с нижнетриасовыми отложениями.
Рассмотрен комплекс каротажа, применяемый на Песчаноозерском месторождении. Комплекс включает методы КС, ПС, БК, ИК, МКЗ, МБК, ГК, АК. Приведено описание методик использования данных комплекса каротажа для решения задач изучения разрезов скважин, выделения и оценки параметров коллекторов. 

На основании использования рассмотренных методик выполнена интерпретация данных каротажа по скважинам месторождения в программном комплексе Petrel 2009 с использованием петрофизической информации по данным исследования кернового материала. Приведен пример выделения коллектора по данным комплекса кавернометрии, ПС, ГК, БК, МПЗ, МГЗ. В результате было выделено 3 интервала коллекторов.

В результате оценки коэффициентов глинистости в породах коллекторах чаркабожской свиты были получены следующие результаты, в пласте коллекторе Г1 Кгл = 0,1, в пласте Г2 0,15 и в пласте Г3 0,18. 
При определении пористости применялись методы ПС, АК. Наиболее надежные результаты получены с использованием данных ПС. Показания пористости по методам АК, оказались неверными. Пористость по каротажу ПС в пласте Г1 равна 19-23%, в пласте Г2 17-19% и в пласте Г3 16-20%.

Коэффициент нефтенасыщения определялся по формуле Арчи-Дахнова. В результате оказалось, что пласты Г1, насыщен нефтью (Кн = 65%), пласты Г2 и Г3 являются чисто водяными зонами. Также была проведена межскважинная корреляция по скважинам 55, 62 и 68 по данным в основном методов ПС и ГК, в результате которой было прослежено три пласта, которые имеют разные мощности и глубину залегания.
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