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Актуальность проблемы

Многие нефтяные компании по экономическим соображениям вынуждены вести эксплуатацию двух или более залежей нефти единой сеткой добывающих скважин. При этом обычно практикуется совместная разработка только близко расположенных объектов со схожими фильтрационно-емкостными свойствами. Указанный способ разработки в целом не рекомендован ЦКР и другими государственными контролирующими органами и может быть ограниченно применен только, если добывающая компания сможет гарантированно обеспечить надежный контроль за добычей каждого из пластов. Госорганами России в случае применения совместной разработки нескольких пластов установлены жесткие требования по обеспечению компанией ежедневного контроля за индивидуальной добычей продукции из каждого пласта с целью не допустить их выборочной разработки и снижения коэффициентов нефтеизвлечения [1]. 

Среди известных средств контроля разработки многопластовых объектов фактически ни одно них не удовлетворяет указанным требованиям, включая: 

· Обустройство скважин опорной сети специальным скважинным оборудованием «Y-Tool», позволяющим независимо от работы насоса (ЭЦН) проводить замеры промыслово-геофизических исследований в интервале продуктивных пластов; 

· Спуск геофизического прибора на кабеле, закрепленном муфтами снаружи насосно-компрессорных труб (НКТ), под ЭЦН на весь период эксплуатации насоса; 

· Геохимический анализ проб продукции на устье скважины с целью разделения объемов притока из пластов (по концентрации неуглеводородных элементов, входящих в химический состав компонентов нефти: ванадия, никеля, кобальта, титана, золота, серы и др.).

Условия проведения скважинных исследований при совместной эксплуатации нескольких пластов одним стволом будут оптимальны, если интервал исследований не перекрывается НКТ и комплекс геофизического контроля может быть максимально полным. Но и в этом случае получению информативного результата могут помешать: малый или нестабильный приток, сложный состав и структура потока флюида в стволе скважины, другие факторы. Основная проблема в том, что в указанных условиях проводимый в ограниченное время стандартный комплекс исследований характеризует лишь текущее состояние объектов разработки. Непредставительными являются и устьевые замеры, характеризующие интегральные параметры работающих пластов.

Все это позволяет ряду специалистов достаточно аргументировано ставить под сомнение саму возможность обеспечения контроля разработки совместно эксплуатируемых одной скважиной пластов [2]. До настоящего времени попытки организовать на производстве мониторинг за раздельной добычей нефти из совместно эксплуатируемых объектов сводились к геохимическим или спектрофотометрическим исследованиям проб нефти продукции. Однако использование этих косвенных методов наблюдения в качестве обоснованных критериев раздела добычи пока не получило одобрения в контрольных органах и подвергается активной критике. Независимые оценки показывают, что «данные методики не вполне корректны и неоправданно оптимистичны. Далеко не все пласты многопластовых объектов, проэкспертированные с помощью глубинной расходометрии, в действительности участвовали в разработке (хотя по результатам спектрофотометрии давалось их пропорциональное участие в добыче). В тоже время необходимых мероприятий для коррекции эксплуатации по результатам поверхностного мониторинга обосновать не удалось» [2]. 

Решением данной проблемы могли бы стать промыслово-геофизические исследования (с обязательным применением высокочувствительной механической расходометрии и методов количественной оценки состава), но, в соответствии с требованиями технологического контроля за добычей - практически ежедневные, что, естественно, мало реально. Проблема осложняется еще и тем, что большинство скважин эксплуатируются в условиях механизированной добычи, когда без сложных мероприятий по подъему подземного оборудования спуск геофизических приборов на забой исключен, хотя в принципе современные устройства «Y-Tool» позволяют выполнить необходимые замеры при технологическом режиме работы насосного оборудования с ЭЦН, не извлекая из ствола подземного оборудования.
Предлагаемое решение проблемы

Авторы считают, что в сложившихся условиях эффективность контроля должна быть повышена за счет использования глубинных мобильных систем непрерывного мониторинга параметров, характеризующих продуктивность пластов. Современные технические средства позволили реализовать такой проект на месторождениях ОАО «Газпром нефть» [3]. 

На рис.1 проиллюстрирован внедренный авторами и предлагаемый к широкому применению способ исследования скважин, совместно эксплуатирующей многопластовую залежь насосным способом. При измерениях используется автономная аппаратура (в перспективе планируется переход на дистанционно работающие глубинные измерительные системы). Несколько автономных комплексных приборов размещаются на якорях между совместно эксплуатируемыми пластами. По данной технологии подъем приборов и считывание информации производится в межремонтный период после подъема насоса.

	Рис.1. Схема расположения датчиков и результаты исследования. Принцип организации системы мониторинга скважины, совместно эксплуатирующей двух пластовую залежь (пласты I и II): а) - схема расположения измерительных приборов (1 – ЭЦН; 2, 3 – измерительные модули в кровле пластов I и II); б) - показания измерительных приборов 2 и 3  (4 - расход, 5 - давление, 6 - температура); периоды: to - включение прибора; t1 - запуск скважины на технологический режим; t2, t3 - перевод скважины на режим уменьшенного отбора; t4 - остановка скважины; t5 - выключение прибора; в) профили изменения дебита жидкости Qж и расходного содержания воды (в по стволу



	


Ограничением данной схемы мониторинга является возможность считывания измеренных данных только в период смены насоса при подъеме ЭЦН (т.е. примерно раз в 2-8 месяцев). Однако применение автономных измерительных систем значительно удешевляет систему мониторинга (по сравнению с аналогами на кабеле) и делает ее доступной для массового применения на месторождениях. В первую очередь можно рекомендовать применение данной системы для опорной сети скважин (примерно 20-30% от добывающего совместного фонда) в относительно высокодебитных скважинах (дебиты жидкости свыше 50 м3/сут). Параллельно система наблюдения обеспечивает высокоточную регистрацию динамических параметров работы скважины: непрерывных кривых изменения забойного давления, температуры и дебита жидкости. Фактически с учетом неизбежных при эксплуатации технологических перерывов выполняются полноценные гидродинамические исследования скважин (т.е. регистрируются индикаторные диаграммы ИД, кривые стабилизации КСД и восстановления КВД давления), что позволяет определять фильтрационно-емкостные свойства пласта, скин-фактор, изменения пластового давления, оценивать геометрию резервуара и т.п. 
Новизна предложенного способа состоит в применении якорных и автоотцепных устройств в трубах большого диаметра (в обсадных колоннах 146, 168, 178 мм), чего ранее не практиковалось, несмотря на использование автоотцепов в насосно-компрессорных трубах [4]. В настоящее время специалистами ОАО «Газпромнефть-Ноябрьскнефтегазгеофизика» (Молчанов Е.П. и др.) разработаны уникальные системы автоотцепов, обеспечивающие надежное крепление приборов на якорях в любых типах обсадных колонн на любой глубине.
В НК «Газпром нефть» (до 2006г. «Сибнефть») проведенная в 2005-2006г. промышленная апробация забойных информационно-измерительных систем (ИИС) дала возможность в течение межремонтного периода эксплуатации получать качественные непрерывные кривые изменения забойного давления, температуры, состава (влагомеры и резистивиметры) и расхода (механический расходомер «Гранат»), отражающие индивидуальую работу пластов. В ходе опробования на Спорышевском («Сибнефть-Ноябрьскнефтегаз»), Приобском («Сибнефть-Хантос») и Крапивинском («Сибнефть-Восток») месторождениях в качестве глубинного оборудования крепления приборов применялись разработки компании «Газпромнефть-Ноябрьскнефтегазгеофизика». Полный комплект модифицированного глубинного измерительного оборудования включал: управляемый автоотцеп, якоря (были испытаны различные типы устройств) для удержания измерительных приборов в обсадной колонне, ловушку для снятия якоря с прибором, автономные измерительные приборы с центратором и датчиками.

Многодатчиковая модульная измерительная система устанавливается в кровле каждого вскрытого пласта на якорях с помощью автоотцепа, спускаемого на проволоке или каротажном кабеле. После достижения необходимой глубины якорное устройство на автоотцепе раскрывается и жестко закрепляется на обсадных трубах, удерживая комплекс измерительных приборов. Контроль фиксации прибора с якорем в колонне осуществляется путем шаблонирования автоотцепом, после чего последний поднимается на поверхность и может быть использован для установки других приборов на якоре. После завершения измерительного цикла на геофизическом кабеле в скважину спускается ловушка для снятия якоря, которая при контакте с головкой якоря захватывает его. Затем осуществляется подъем якоря с прибором на поверхность – для считывания и обработки информации.
Примеры промышленной апробации предлагаемой технологии

Ниже приведены результаты применения предлагаемого технического решения для мониторинга совместно разрабатываемых пластов на одном из месторождений Западной Сибири. Временный недостаток – применение автономных средств измерения и возможность дискретного снятия информации только после подъема оборудования – в будущем видимо будет устранен благодаря развитию современных средств беспроводной телеметрии.
Условия проведения исследований

В скважине, эксплуатирующей три пласта БС10, БС101 и БС11 (находящиеся соответственно на глубинах 2463-2469.6, 2475-2479 и 2567-2574 м), были установлены два комплекса измерительных приборов на отметках 2438 и 2540 м. Близко расположенные пласты БС10 и БС101 рассматривались как единый гидродинамический объект. Каждый стационарный измерительный комплекс включал: два манометра, два термометра и расходомер «Гранат». Резервные датчики использовались для полного исключения возможных сбоев. Датчики оценки состава в данном случае не применялись, плотность флюида между устройствами и ее изменения оценивались по градиенту фиксируемого на двух точках давления.
Схематично расположение приборов и пластов показано выше на рис.1. Следующий рисунок (рис.2) иллюстрирует работу скважины в период, предшествующий исследованиям. Показанные на рисунке особенности поведения скважины крайне важны для интерпретации результатов выполненных циклических исследований.

	Рис.2. Предыстория работы скважины. 1, 2 - кривые дебита нефти и жидкости в м3/сут; 3 - процент обводненности продукции; I - время начала работы с пластом БС10, II – подключение пласта БС101, III – оптимизация работы пластов БС10 (увеличение депрессии), IY – повторная оптимизация работы пластов БС10 (увеличение депрессии), Y – подключение пласта БС11

	


Предварительный анализ результатов измерений

На рис.3 представлены основные результаты измерений автономными стационарными датчиками, использованные для последующей интерпретации. Дебит пересчитан по показаниям глубинных расходомеров на основе данных градуировки.

	Рис.3 Результаты измерения расхода, давления и температуры автономными датчиками. 1, 2 – кривые давления на отметках глубин 2438 и 2540м; 3, 4 – соответствующие кривые изменения дебита; 5, 6 – кривые температуры; 7 – результат осреднения дебита

	


Зарегистрированные кривые дебитов на первый взгляд довольно шумные (благодаря визуальному эффекту за счет сжатия показаний во времени). Однако статистический анализ результатов с использованием гистограмм распределения дебита на участках стабильной работы скважины показывает, что гистограммы имеют четкие максимумы. Это подтверждает правомерность осреднения дебита на данных участках. Процедура и результат осреднения иллюстрируются на рис.4,а, осредненные данные явились основой  последующего анализа.

	Рис.4а Осреднение параметров и расчет плотности заполнителя ствола на участках стабильной работы. Ось ординат – шкала относительного времени; 1, 2 – кривые давления на глубинах 2438 и 2540 м; 3, 4 – соответствующие кривые дебита; 5, 6 – кривые температуры; 7 - перепад давления в интервале 2438-2540 м; 8, 9, 10 – осредненные значения параметров давления, дебита и температуры

	


Результаты осреднения и данные предварительной обработки представлены в табл.1. 

Результаты измерения и предварительной обработки

                                                                    Таблица 1

	
	Показания датчиков
	Рассчитанная температура
	Дебит пласта, «Гранат» 

	Режим работы скважины 
	Темпе-ратура
	Давле-ние
	Расход
	В кровле пласта
	В подошве пласта
	Флюида из пласта
	

	м
	град.С
	МПа
	м3/сут
	град.С
	град.С
	град.С
	м3/сут

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	Верхний датчик – глубина 2438 м (пласты БС10, БС101)

	Технологический режим добычи
	74.2
	5.3
	653
	74.2
	76.5
	73.6
	509.7

	Средний расход
	72.8
	7.8
	498
	72.8
	76.2
	71.9
	397.2

	Уменьшенный расход
	71.7
	10.4
	355
	71.7
	75.8
	70.7
	284.7

	Нижний датчик – глубина 2540 м (пласт БС11)

	Технологический режим добычи
	76.5
	6.2
	 143.1
	76.5
	-
	76.5
	143.1

	Средний расход
	76.2
	8.7
	100.8
	76.2
	-
	76.2
	100.8

	Уменьшенный расход
	75.8
	11.3
	70.3
	75.8
	-
	75.8
	70.3


Оценка плотности заполнителя ствола

По результатам синхронных измерений давления на указанных в табл.1 глубинах была рассчитана кривая изменения во времени градиента давления, характеризующая изменения плотности и состава заполнителя ствола в интервале глубин 2438-2540 м. Результат расчета приведен на рис.4 (кривая 7). 

Расчеты показывают, что со временем наблюдается закономерное снижение градиента давления. Этому есть несколько причин. Во-первых, с уменьшением дебита скважины снижается влияние гидравлических потерь. Во-вторых, в начале добычи со временем может происходить постепенный вынос воды из ствола. Однако колебания плотности невелики.

Названные факторы влияют совместно и их воздействие трудно разделить. Но неоспоримым является то, что определенная по градиенту давления плотность заполнителя ствола ((900 кг/м3) меньше, чем должно было быть при обводненности скважины 80-90%. 

Интервал оценки плотности в основном расположен ниже пластов БС10, БС101. Следовательно, на результат оценки плотности влияет флюид в основном из нижележащего пласта БС11. Это позволяет заключить, что основной приток воды происходит в интервале верхних пластов БС10 и БС101 (либо вследствие их обводненности, либо вследствие наличия заколонного перетока). Данный вывод полностью согласуется и с историей эксплуатации скважины (см. рис.2) – резкое увеличение обводненности продукции было зафиксировано именно после подключения в разработку пласта БС101.

Максимальная плотность заполнителя ствола наблюдается при максимальной депрессии, что позволяет предположить для этих условий участие в работе дополнительных обводненных толщин. Данный вывод подтверждается фактами резкого роста обводненности продукции скважины при увеличении депрессии на пласты (см. рис.2). 
Таким образом, изменение режима работы скважины сопровождается локальным увеличением плотности смеси продукции (т.е. количества воды в стволе).
Оценка фильтрационных и динамических параметров пластов методом индикаторных  диаграмм «давление-расход»

Результаты измерений были обработаны по методу индикаторных кривых вида «давление-расход» (P-Q) для совокупности верхних пластов (БС10 и БС101) и нижнего пласта БС11. Формальная обработка полученных результатов позволяет оценить значения пластовых давлений. Для названных пластов они соответственно равны 17.4 и 19.2 МПа. Оценки продуктивностей составили: (’=1/0.0865=11.4 и ("=1/0.0298=33.55 м3/(сут∙МПа). 

Полученные результаты не соответствуют восстановленному пластовому давлению, определенному по КВД (порядка 21 МПа). Наиболее вероятная причина этого в том, что индикаторная линия искривлена вследствие подключения при больших депрессиях дополнительных работающих толщин. Косвенным подтверждением этого факта является близкий к линейному вид индикаторной кривой для высокопродуктивного пласта (БС10+БС101) и характерный вогнутый вид индикаторной диаграммы для низкопродуктивного пласта БС11. Учитывая особенности поведения скважины при снижении депрессии (см. рис.2) можно предположить, что начинают работать обводненные пропластки в интервале верхних пластов.
Оценка фильтрационных и динамических параметров пластов методом индикаторных  кривых «давление-температура»

При использовании индикаторных диаграмм вида «давление-температура» (P-T) сравниваются средние давления на забое в интервале пласта и температуры поступающего из пласта флюида. Для самого нижнего пласта (БС11) температура выходящего флюида примерно соответствует измеренной. Для вышележащего пласта температура выходящего флюида (см. столбец 7, табл.1) может быть рассчитана по уравнению калориметрического смешивания с использованием данных о дебитах пластов (столбец 8) и температур выше и ниже интервала смешивания (столбцы 5 и 6).

Тангенс угла наклона индикаторной кривой «давление-температура» для пласта БС11 представляет собой так называемый «эффективный» коэффициент Джоуля-Томсона (дросселирования) – (эфф. Значение этого параметра характерно для малодебитного притока водонефтяной смеси. Известны работы, где предлагалось воспользоваться величиной данного параметра для оценки обводненности продукции пласта. Но к таким оценкам следует относиться с большой осторожностью. Дело в том, что температура поступающего из пласта флюида определяется не только эффектом дросселирования, но и тепловыми потерями потока флюида вследствие теплообмена со скелетом коллектора и вмещающими породами. Поэтому абсолютная величина эффективного коэффициента дросселирования может существенно отличаться от истинного. Данный метод анализа интересен, прежде всего, возможностью в будущем отслеживать для подобных объектов динамику изменения обводненности пластов во времени по темпу изменения параметра (эфф.
Для вышележащих пластов группы БС10 подобная оценка невозможна, поскольку за время исследований тепловое поле не успевает перейти в квазистационарное состояние и температура существенно меняется в течение всего исследования (см. кривую 6 на рис.4).
Оценка фильтрационных параметров по результатам гидродинамических исследований

Используя полученную за весь период эксплуатации детальную информацию об изменениях параметров давления и дебита, в программном комплексе «PanSystem» была выполнена обработка кривых изменения давления на глубинах 2438 и 2540 м. Как можно видеть из обзорных кривых (см. рис.3), полное исследование включало несколько последовательно сменяемых друг друга циклов работы скважины (технологический режим отбора с максимальным дебитом, два цикла уменьшенного отбора и остановку скважины).

Прежде всего, обратим внимание на цикл КВД (рис.4,б). По результатам исследований в этом цикле была проведена попытка раздельного определения фильтрационных свойств и скин-фактора пластов группы БС10 и пласта БС11. Однако, как и следовало ожидать, неоднозначность интерпретации оказалась значительной. Удовлетворительное совмещение результатов измерений и расчетов можно получить при большом числе сочетаний проницаемости и скин-фактора исследуемых пластов. При отсутствии априорной информации это исключает интервальные оценки ФЕС пласта, поэтому авторы ограничились получением средних параметров. Текущая фазовая проницаемость для флюида (при обводненности 90%) составила 74 мД, скин-фактор равен +45. 

	Рис.4. Результаты интерпретации данных гидродинамических исследований

б) Анализ цикла КВД в двойном логарифмическом масштабе: 1, 1* - измеренная и расчетная кривые давления, 2, 2* - соответствующие логарифмические производные; в) Результаты исследования в координатах «МDH»: 1 – цикл КВД; 2 - КСД, технологический режим; 3, 4 – КСД – режимы среднего и малого отбора; г) Результаты исследования в декартовых координатах: 1 – измеренное давление; 2 – рассчитанное давление; 3 – дебит  

	


Отметим, что при любом сочетании параметров наблюдаются довольно высокие значения скин-факторов. Вероятно, это связано не столько с загрязнением призабойной зоны работающих пластов, сколько с подключением в работу дополнительных интервалов через негерметичность цементного камня, что подтверждается поведением индикаторных кривых. Еще одним подтверждением этого факта является то, что в начальный период восстановления (стабилизации) давления наблюдаются сферические потоки. Не совсем ясна природа резкого роста давления в конце цикла КВД. Вероятнее всего, так сказывается влияние работы соседней нагнетательной скважины. 

Рассмотрим также поведение давления и дебита при совместной эксплуатации на всех других циклах исследования (рис.4,в). Здесь на кривых давления наблюдаются характерные флуктуации, связанные с колебаниями дебита, но это не мешает выявить основные закономерности поведения скважины. Обращает на себя внимание нетипичное поведение давления при пуске скважины на технологический режим (кривая 2 на рис.4,в), что связано с бóльшими депрессиями в начальные времена работы на этом цикле. По мере снижения прилагаемой депрессии наблюдается псевдо снижение проницаемости и пластового давления. По всей видимости, при больших депрессиях подключаются дополнительные пропластки с высокими значениями пластового давления. Более наглядно это видно при анализе совмещения по всем циклам, проиллюстрированном на рис.4,г. При работе с высокими дебитами зарегистрированное падение забойного давления меньше, чем рассчитанное. Это, скорее всего, также является следствием подключения дополнительных пропластков.
Выводы и рекомендации

По итогам рассмотренного исследования можно судить о высокой информативности подобных комплексных работ. Помимо подробного мониторинга добычи, проведенного индивидуально для каждого из объектов в течение всего периода эксплуатации до смены ЭЦН, для представленной скважины удалось сделать следующие общие заключения:

1. Основная добыча жидкости скважины обусловлена эксплуатацией пластов БС10 и БС101; соотношение по-объектной добычи жидкости составило: 80%  и  20%, что близко к прогнозируемым оценкам, предварительно выполненным на основе анализа фильтрационно-емкостных свойств пластов (бралось соотношение 70%  и  30%).

2. Оцениваемые фильтрационные свойства пластов довольно высоки, однако на стадии совместной эксплуатации достоверно разделить сочетания скин-фактора и проницаемости совместно работающих пластов не представляется возможным. Индивидуальные оценки проницаемости следует выполнять в процессе последовательного опробования пластов – еще до начала их совместной разработки. Измеренные «общие» параметры пластов составили: текущая фазовая проницаемость (при обводненности 90%) 74 мД, скин-фактор +45. Высокое значение скин-фактора связано с подключением в процессе разработки дополнительных водонасыщенных толщин БС10.

3. Пласты группы БС10 не только характеризуются более высокой продуктивностью, но и в основном ответственны за обводнение скважины:
· коэффициенты продуктивности пластов БС10 – 33.5 м3/(сут∙атм), пластовое давление – 19.2 МПа;

· коэффициент продуктивности пласта БС11 – 11.4 м3/(сут∙МПа), пластовое давление – 17.4 МПа;

· обводненность продукции интервала пластов БС10 – более 60%;

· обводненность продукции интервала пласта БС11 – менее 40 %.

Отмечено, что поступление воды в ствол усиливается с величиной депрессии. Вероятно, при сильном снижении забойного давления подключаются водоносные подошвенные толщины пласта БС101, характеризуемые повышенным пластовым давлением 21 МПа. 

Следует отметить, что испытанные глубинные ИИС, включая турбинки механического расходомера, в целом отработали весь срок работы скважины без сбоев и потери работоспособности (что подтвердили сравнительные поверочные работы до и после исследований).  

В процессе разработки глубинного ИИС для более достоверного определения обводненности пластов в стандартный комплекс измерительных приборов включен влагомер и резистивиметр. К настоящему времени подобные исследования выполнены в пяти скважинах трех месторождений Западной Сибири. Ведется текущий мониторинг еще пяти скважин. В связи с высокой результативностью опытных работ на следующий год запланировано использование около ста комплектов подобной аппаратуры.
На основании представленных материалов успешной апробации стационарных глубинных измерительных систем можно сделать заключение о том, что теперь появляется принципиальная возможность на базе традиционных геофизических датчиков в промышленных масштабах организовать постоянный мониторинг добычи нефти из отдельных пластов, и тем самым частично снять ограничения на совместную разработку нескольких пластов одной скважиной, что могло бы способствовать стимулированию включения в разработку значительных объемов трудно извлекаемых запасов углеводородов.

Таким образом, предложено технологическое решение, направленное на повышение информативности и эффективности контроля разработки сложных эксплуатационных объектов путем установки на период работы насоса стационарных систем наблюдения за забойными параметрами - с последующей модернизацией таких систем до окончательной реализации возможности регистрации забойных параметров в режиме реального времени. 
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Графические приложения.
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Рис. 1.  Схема расположения датчиков в стволе скважины.


[image: image1]
Рис. 2.  Совмещенные графики всех датчиков (давления, температуры, расхода).
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Рис. 3.  Результаты замеров дебитов.
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Рис. 4. Сравнительный график изменения дебита. 
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Рис. 5. Обзор исследования и общее совмещение модельных и фактических кривых.
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Рис. 6. Результаты обработки КВД-фактические и модельные кривые,

билогарифмический график, график Хорнера и в декартовых координатах.
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