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АНОТАЦІЯ
Бакалаврська робота на тему “Виділення порід-колекторів та оцінка їх коефіцієнта пористості за результатами комплексу методів геофізичних досліджень свердловин Липоводолинського родовища” містить 85 сторінок, 1 таблицю, 30 рисунків, 9 джерел використаної літератури.
В бакалаврській роботі проаналізовано геологічну будову Липоводолинського нафтогазоконденсатного родовища, комплекс методів, який проведено на даному родовищі з метою виділення порід-колекторів та визначення їх колекторських властивостей, проаналізовано методику визначення пористості за різними методами геофізичних досліджень для теригенних та карбонатних колекторів, встановлено основні проблеми виділення та інтерпретації теригенних та карбонатних порід-колекторів з тріщинами та пустотами вторинного типу в розрізі свердловин Липоводолинського родовища за результатами ГДС. 
Удосконалено методику комплексного аналізу геофізичних даних досліджень в свердловинах за рахунок:
- використання нормалізації почасових вимірів нейтронних методів (ІННК, НГК) та електричного (БК) каротажу, проведених у відкритому стовбурі, а також нормалізації даних досліджень акустичного та гамма-каротажу, в результаті яких отримано можливість оцінити прямі якісні ознаки колектора;
- проведено розрахунки пористості за даними електрометрії, базуючись на залежностях для визначення пористості за акустичним та нейтронним каротажем, шляхом нормалізації та співставлень кривих інтервального часу проходження повздовжньої хвилі (АК) та опору (БК), а також співставлення показів нейтронних методів і значень опору за боковим каротажем; 

Ключові слова: геофізичні дослідження свердловин, каротаж, коефіцієнт пористості, пласти-колектори, родовище, виділення та ін..

ANNOTATION

Bachelor's thesis on "Isolation of reservoir rocks and assessment of their porosity coefficient based on a set of methods of geophysical research of wells Lipovodolinskogo field" contains 85 pages, 1 table, 30 figures, 9 sources of literature.

The bachelor's thesis analyzes the geological structure of Lipovodolinsky oil and gas condensate field, a set of methods conducted at this field to identify reservoir rocks and determine their reservoir properties, analyzed the method of determining porosity by different methods of geophysical research for terrigenous and carbonate problems. interpretation of terrigenous and carbonate reservoir rocks with cracks and voids of the secondary type in the section of wells of the Lipovodolinsky field according to the results of GRE.

The method of complex analysis of geophysical research data in wells has been improved due to:

- use of normalization of time measurements of neutron methods (I NEUT, NEUT) and electric (LLD) logging conducted in an open barrel, as well as normalization of data from acoustic and gamma-ray logging studies, as a result of which it was possible to assess direct qualitative characteristics of the collector;

- porosity calculations were performed according to electrometry data, based on the dependences for determining the porosity by acoustic and neutron logging, by normalizing and comparing the curves of the interval time of longitudinal wave (DT) and resistance (LLD), as well as comparing the readings of neutron methods and resistance values. logging;

Key words: geophysical research of wells, logging, porosity coefficient, reservoir layers, deposit, selection, etc ..
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ВСТУП
Актуальність теми. Геофізичні дослідження свердловин є основним засобом вивчення геологічного розрізу, документування і підрахунків запасів нафти і газу, а також контролю за розробкою нафтових і газових родовищ.


Одним із найважливіших петрофізичних параметрів гірських порід є пористість. В розрізі нафтогазових свердловин пори можуть бути заповнені водою, нафтою, газом, їх сумішшю. Виділення пластів-колекторів, визначення їх пористості та характеру насичення є одним з головних завдань геофізики. 


Важливе місце серед методів ГДС займають радіоактивний і акустичний каротаж. Ці методи дозволяють визначати властивості колекторів як в необсаджених свердловинах, так і в обсаджених стальною зацементованою колоною. Враховуючи, що ці методи мають різну фізичну основу, їх спільне застосування та комплексна інтерпретація значно підвищують інформативність і точність визначень пористості та інших параметрів порід-колекторів. З метою підвищення надійності та достовірності результатів розвідувальних робіт під час пошуків і розвідки родовищ вуглеводнів на сучасному етапі найбільш ефективною є методика й технологія комплексного аналізу геофізичних даних досліджень в свердловинах, тобто побудова геолого-геофізичної моделі площі або родовища. 
Теригенні колектри характеризуются міжзерновою (гранулярною) пористістю. В карбонатних колекторах міжзернова пористість не повязана між собою, проте ускладнена тріщинуватістю та кавернозністю. Проблема виділення та діагностування карбонатних порід-колекторів з пустотами вторинного типу у розрізі резервуару існує досить давно і до сьогодення залишається остаточно не вирішеною. На даний час, у вітчизняній практиці, відсутні універсальні методи надійного прогнозування та визначення фільтраційно-ємнісних властивостей і нафтопромислових характеристик складнопобудованих тріщинно-кавернозних колекторів.

У зв’язку з цим подальша розробка та удосконалення методик комплексного аналізу геофізичних даних досліджень в свердловинах та побудова геолого-геофізичних моделей для площ або родовищ для вирішення проблеми визначення пористості, встановлення характеру насичення, коефіцієнтів нафто- та газонасичення і ін. параметрів колекторів є важливим та актуальним завданням.

Мета і задачі дослідження. Головною метою бакалаврської роботи є аналіз ефективності використання промислово-геофізичних методів для виділення пластів-колекторів в розрізах свердловин Липоводолинського родовища. Головним завданням є визначення коефіцієнтів пористості за різними методами та аналіз достовірності отриманих даних шляхом їх співставлення з даними досліджень керну та між собою. 
Для досягнення мети необхідно розв’язати наступні задачі:
– провести аналіз геологічної будови Липоводолинського нафтогазоконденсатного родовища;
– проаналізувати комплекс методів, який проведено у свердловинах Липоводолинського родовища з метою виділення порід-колекторів та визначення їх колекторських властивостей;
– провести аналіз методики визначення пористості за різними методами геофізичних досліджень для теригенних та карбонатних колекторів, яку застосовують на родовищі;
– встановити проблеми виділення та інтерпретації теригенних та карбонатних порід-колекторів з тріщинами та пустотами вторинного типу в розрізі свердловин Липоводолинського родовища за результатами ГДС;
– оцінити можливості комплексу методів ГДС при розрахунках пористості пластів-колекторів в геологічному розрізі Липоводолинського родовища;
– запропонувати шляхи  удосконалення методики комплексного аналізу геофізичних даних досліджень в свердловинах та побудов геолого-геофізичних моделей для вирішення проблеми з визначення пористості.
Об’єкт дослідження. Візейські продуктивні відклади кам’яновугільної системи Липоводолинського родовища.

Предмет дослідження. Геофізичні, петрофізичні та геологічні характеристики порід-колекторів візейського ярусу.
Методи дослідження. Обробка результатів геофізичних досліджень проведених  в розрізах продуктивних відкладів візейського ярусу ДДЗ. 
Обсяг і структура роботи. Бакалаврська робота складається зі вступу, 4 розділів, висновків, списку використаної літератури із 9 найменувань. Повний обсяг бакалаврської роботи – 84 сторінок друкованого тексту комп’ютерного набору, ілюстрованого 1 таблицею та 32 рисунками.
1 ЗАГАЛЬНІ ВІДОМОСТІ ПРО РОДОВИЩЕ
1.1 Адміністративне та географічне розташування родовища
Липоводолинське нафтогазоконденсатне родовище знаходиться в  Талалаївсько-Рибальському нафтогазоносному районі Дніпровсько-Донецької западини, в її північній прибортовій частині, в адміністративному відношенні - в Липоводолинському районі Сумської області України. Родовище відкрито у 1983 році свердловиною 5, в якій отримано приплив газу з горизонту В-26 нижньокам’яновугільних відкладів. З 1988 року родовище введено в дослідно-промислову експлуатацію НГВУ “Охтирканафтогаз”. Останню геолого-економічну оцінку запасів Липоводолинського нафтогазоконденсатного родовища в Сумській області проведено в 2016р. [1]
Липоводолинське нафтогазоконденсатне родовище розташоване на території Липоводолинського району Сумської області.
Районний центр – селище міського типу Липова Долина, розташований на відстані 4 км на схід від родовища. Обласний центр – місто Суми знаходиться на відстані 90 км на північний схід від родовища.
На території родовища розташовані села Коцупіївка та Червоногірка, поруч з межею ліцензійної ділянки з південного заходу знаходиться с. Яснопольщина, а з південного сходу – с. Рубаново. Ближніми містами є Ромни, Гадяч, Лебедин.
Населені пункти між собою сполучені асфальтовими дорогами. Окремі дороги на території родовища – ґрунтові і грейдерні.
З північного заходу Липоводолинське родовище межує з Анастасівським. На відстані 10 – 15 км на захід та південний захід від Липоводолинського розташовані Андріяшівське, Василівське, Глинсько-Розбишівське родовища вуглеводнів. На північному сході розташоване Південно-Панасівське нафтогазоконденсатне родовище.
Липоводолинське нафтогазоконденсатне родовище розташоване поблизу району з розвинутою мережею нафто- і газопроводів. 
1.2 Природно-кліматичні умови району і родовища
В орографічному відношенні Липоводолинське родовище знаходиться на межиріччі річок Хорол та Артополот, в басейні р. Вільшана, що є правою притокою р. Хорол.
Рельєф району являє собою субгоризонтальну увалисто-горбисту ерозійну рівнину, яка розчленована мережею річкових долин, балок та ярів, з незначним загальним нахилом земної поверхні з північного заходу на південь і південний схід. Мінімальні відмітки рельєфу становлять 125 – 130 м, максимальні –  до 182 м.
В межах родовища сформований лісостеповий ландшафт. Невеликі лісові масиви зустрічаються на схилах ярів і балок в долині р. Вільшана та її лівої притоки. За видовим складом це східноєвропейські широколистяні і широколистяно-соснові ліси, в яких переважають береза, сосна, дуб. Іншу частину території, на місці лісостепових дубово-соснових та соснових лісів, займають сільськогосподарські угіддя.
Клімат району розташування Липоводолинського родовища – помірно-континентальний з середньорічною температурою повітря 7 – 10 °С. Середня кількість атмосферних опадів складає 520 – 600 мм. Переважний напрям вітрів північно-західний. 
З корисних копалин, крім газу, нафти, конденсату, розвідані родовища підземних прісних вод, суглинків, пісків, глин і крейди, які використовуються як будівельні матеріали для місцевих потреб а також для виготовлення цегли.

Висновки
В адміністративному відношенні Липоводолинське нафтогазоконденсатне родовище розташоване на території Липоводолинського району Сумської області. 

Родовище знаходиться в  Талалаївсько-Рибальському нафтогазоносному районі Дніпровсько-Донецької западини, в її північній прибортовій частині. Було відкрито у 1983 році свердловиною 5, в якій отримано приплив газу з горизонту В-26 нижньокам’яновугільних відкладів. 

В орографічному відношенні Липоводолинське родовище знаходиться на межиріччі річок Хорол та Артополот, в басейні р. Вільшана, що є правою притокою р. Хорол.
Рельєф району являє собою субгоризонтальну увалисто-горбисту ерозійну рівнину, що розчленована мережею річкових долин, балок та ярів. Клімат району розташування Липоводолинського родовища – помірно-континентальний з середньорічною температурою повітря 7 – 10 °С.
2 ГЕОЛОГІЧНА БУДОВА РОДОВИЩА
2.1 Літолого-стратиграфічний опис родовища
Осадовий комплекс розрізу Липоводолинського нафтогазоконденсатного родовища представлений відкладами потужної товщі палеозою, мезозою та кайнозою, які з різким неузгодженням залягають на докембрійському кристалічному фундаменті. 
Стратиграфічне розчленування розрізу свердловин родовища проведено на основі промислово-геофізичних матеріалів із врахуванням мікрофауністичних досліджень а також літологічного опису порід та за співставленням з розрізами площ поруч. Для стратиграфічного розчленування використано схеми кореляції.
Палеозойська ератема (РZ). В обсязі палеозойської ератеми виділено девонську, кам’яновугільну та пермську системи.
Девонська система (D). На породах фундаменту залягають девонські відклади, які на Липоводолинському родовищі розкриті свердловиною 8 і представлені надсольовими породами фаменського ярусу. 
Фаменський ярус (D3fm) – представлений ефузивно-туфогенними відкладами – мікрофауністичний горизонт XVа, товщина розкритих відкладів 78 м. 
За описом керну відклади представлені туфами і діабазами. Туфи сірі з зеленуватим відтінком, середньої міцності, щільні, карбонатизовані.
Діабази темно-сірі з зеленуватим і буруватим відтінком, міцні, щільні з великою кількістю прожилків білого кальциту.
Кам’яновугільна система (С). Відклади кам’яновугільної системи на території досліджень залягають з різким кутовим і стратиграфічним неузгодженням на відкладах верхнього девону та представлені трьома відділами, а саме – нижнім, середнім і верхнім.
Нижньокам’яновугільний відділ (С1) представлений відкладами турнейського, візейського і серпуховського ярусів, кожен з них поділяється на ряд мікрофауністичних горизонтів.
Особливістю розрізу нижнього карбону характерним є багатократне перешарування морських, субконтинентальних та континентальних утворень.
Турнейський ярус (С1t) розкритий свердловинами 5, 6, 7, 8, 10, 23, 24, 25, 26, 27, 28, 29, 35, 37. Мікрофауністичний горизонт XV виділений за даними споропилкового аналізу, літофаціальними ознаками та на основі кореляції з розрізами південно-східної частини западини - стратиграфічному розчленуванню, де він фауністично охарактеризований. Відклади цього віку представлені в основному аргілітами з прошарками пісковиків, алевролітів і нечасто вапняків. Аргіліти темно-сірі, щільні, міцні, слабослюдисті. Пісковики сірі, кварцові, дрібно- і середньозернисті. Алевроліти темно-сірі до чорних, щільні, кварцові.
Розкрита товщина турнейських відкладів від 14 до 72 м.
Візейський ярус (С1v), залягаючий із стратиграфічним та кутовим неузгодженням на породах турнейського ярусу, зазвичай поділяється на два під’яруси: нижній і верхній. Відклади нижньовізейського під’ярусу (С1v1) розкрито в межах родовища всіма свердловинами.

Нижньовізейський під’ярус (С1v1) виділяється в обсязі XIV і XIII мікрофауністичних горизонтів (м.ф.г.), які представлені теригенно-карбонатними відкладами. Літологічно нижньовізейські відклади умовно розподіляються на теригенну (XIV м.ф.г.) та карбонатну (XIII м.ф.г.) товщі.
Теригенна товща складена чергуванням пісковиків, алевролітів і аргілітів. Пісковики світло-сірі, з буруватим відтінком, різнозернисті і дрібнозернисті, кварцові, слабослюдисті. Цемент глинисто-кварцовий. Присутній вугільний пил та пірит.
Алевроліти від сірих до темно-сірих, міцні, щільні, слюдисті і глинисті. 
Аргіліти від темно-сірих до чорних, щільні, в основному середньої міцності, слабослюдисті, ділянками алевритисті, з включеннями органіки.
В складі вищезазначеної товщі виділяється перспективний у нафтогазоносному відношенні горизонт В-26. Колекторами горизонту є пісковики сірі з буруватим відтінком, дрібнозернисті, кварцові, середньої міцності, із запахом вуглеводнів, ділянками спостерігається люмінесценція голубуватим відтінком.
Карбонатна товща, так звана візейська “плита”, яка виділяється на каротажних діаграмах, в нижній частині складена аргілітами сірими і темно-сірими, алевритистими з прошарками алевролітів, глинистих вапняків, з лінзами кам’яного вугілля, у верхній половині – вапняками темно-сірими,  сірими, з буруватим відтінком, а іноді аргілітоподібними та уламково-детритовими з прошарками аргілітів від темно-сірих до чорних, деколи пісковиків сірих, кварцових, міцних і алевролітів. 
До карбонатної товщі приурочені горизонти В-24, В-25 з нафтовими покладами. У покрівлі нижньовізейського під’ярусу приурочений сейсмічний горизонт відбиття Vв3.
Розкрита товщина нижньовізейських відкладів від 190 до 252 м.
Відклади верхньовізейського під’ярусу (С1v2) неузгоджено залягають у нижньовізейських відкладах. До них приурочені продуктивні горизонти В-19н, В-20, В-21, В-22.В розрізі верхньовізейського під’ярусу виділяються мікрофауністичні горизонти (м.ф.г.): XIIa, XII, XI, Х.
XIIa м.ф.г. залягає на нижньовізейських відкладах. Виражений чергуванням аргілітів, алевролітів та пісковиків, до яких приурочені продуктивні горизонти В-21 і В-22. XII м.ф.г. літологічно представлений пачками піщано-алевролітових порід і аргілітів з прошарками вапняків та з обвугленим рослинним детритом. В складі XII м.ф.г. виділяються перспективні у нафтогазоносному відношенні горизонти В-20 і В-19н. XI-Х м.ф.г. представлені чергуванням пісковиків, аргілітів і алевролітів з прошарками вапняків.
Пісковики сірі, світло-сірі, бувають з буруватим відтінком, від тонко до грубозернистих, переважно кварцові та з включенням зерен кальциту та польових шпатів, переважно глинисті, інколи переходять у алевроліти.
Алевроліти від темно-сірих до чорних, в переважній більшості глинисті, невапняковисті, слюдисті, із великим вмістом залишків флори та їх відбитків.
Аргіліти темно-сірі, тонко дисперсні, переважно невапняковисті, нерівномірно слюдисті, щільні та середньої міцності, шаруваті та з прошарками алевролітів тонкозернистих та щільних, місцями з включеннями рослинного детриту, а знизу переходять у пісковики.
Вапняки темно – сірі та міцні, приховано кристалічні, з відбитками фауни.
До верхньовізейської товщі приурочений сейсмічний горизонт Vв2.
Товщина відкладів верхньовізейського під’ярусу від 550 до 615 м.
Серпуховський ярус (С1s). Відклади серпуховського ярусу неузгоджено залягають на породах верхнього візе і підрозділяються на нижньосерпуховський (в межах IX м.ф.г.) та верхньосерпуховський (в межах VIII-V м.ф.г.) під’яруси, між ними відмічається стратиграфічне неузгодження.
Серпуховські утворення представлені аргілітами сірими та темно - сірими, алевритистими та глинистими, слюдистими та вуглистими, з прошарками алевролітів, пісковиків, інколи вапняків. Пісковики найбільш поширені у верхній частині розрізу серпуховського ярусу.
Нижньосерпуховський під’ярус представлений однорідною глинистою товщею. Загальна товщина відкладів серпуховського ярусу складає від 242 до 314 м.
Середньокам’яновугільний відділ (С2). Складений теригенно-карбонатними породами башкирського і московського ярусів, що є типовими для всього регіону та розкриті всіма свердловинами, що пробурені на родовищі.
Башкирський ярус (С2b). Відклади башкирського ярусу незгідно залягають на серпуховських породах, у нижній частині (С2в1) представлені глинисто-карбонатними відкладами (башкирська “плита”), яка по суті є регіональним репером і до якого приурочений сейсмічний відбиваючий горизонт Vб2. Верхня частина ярусу складена теригенними піщано-глинистими породами, а саме - аргілітами зеленувато-сірими, алевритистими, безкарбонатними, пісковиками сірими, кварцовими, різнозернистими, на глинисто-карбонатному цементі, інколи доломітизованими вапняками.
Товщина відкладів башкирського ярусу від 390 до 423 м.
Московський ярус (С2m). Нижня частина ярусу літологічно представлена піщано - аргілітовою товщею, інколи з прошарками доломітизованих вапняків. Пісковики сірі, рихлі, різнозернисті, кварцові. Аргіліти зеленувато-сірі, алевритисті, з прошарками алевролітів, що переходять у нижній частині в пісковики сірі, кварцові, слюдисті.

У верхній частині розріз складається переважно з сірих, темно-сірих, строкатих аргілітів, світло-сірих, різнозернистих пісковиків а також алевролітів з прошарками глинистих вапняків. У зазначеній товщі виділяється прошарок вапняку 
М9, що є репером для всієї північно - західної частини ДДЗ.
Товщина московського ярусу від 299 до 361 м.
Верхньокам’яновугільний відділ (С3). Представлений піщано-глинистими утвореннями товщиною 418 – 477 м з прошарками вапняків.
Пермська система (Р). Відклади цього віку, представлені у нижньому відділі та залягають з великим кутовим і стратиграфічним неузгодженням на верхньокам’яновугільних відкладах. Пермські відклади розглядаються в об’ємі ассельського ярусу, і в його склад входять нікітовська і слов’янська світи, що літологічно представлені кам’яною сіллю з перешаруванням ангідритів, доломітів та вапняків. 

Товщина відкладів нижньої пермі від 260 до 301 м.

Мезозойська ератема (MZ). Відклади мезозойської ератеми з кутовою стратиграфічною незгідністю залягають на відкладах палеозою і представлені тріасовою, юрською та крейдовою системами.
Тріасова система (Т). На досліджуваній території тріасові відклади залягають на розмитій поверхні пермі та представлені нижнім і середнім відділами, що у свою чергу розділяються на дронівську і серебрянську світи.
Відклади дронівської світи (Т1dr) складені піщано-глинистою товщею, представленою строкатобарвистими глинами з прошарками світло - і зеленувато - сірих пісковиків, алевролітів. Піщана товща представлена чергуванням пісковиків та сірих пісків, різнозернистих з пластом конгломератів, рідкими прошарками піщаних глин. Товщина відкладів світи від 374 до 410 м. Відклади серебрянської світи (Т1-2sr) виражені чергуванням пісків і пісковиків строкатобарвистих, різнозернистих з прошарками глин. Товщина відкладів серебрянської світи від 285 до 313 м.
Юрська система (J). Відклади юрської системи, які неузгоджено залягають на глинистій товщі тріасу, виділяються в об’ємі середнього та верхнього відділів. 
Середньоюрські відклади (J2), розділені на байоський, батський, келовейський яруси, літологічно складені в нижній частині пісками та пісковиками з прошарками глин, у верхній частині – чергуванням глин з пісковиками та пісками. Їх товщина від 87 до 105 м.
Верхньоюрські відклади (J3) в об’ємі оксфордського, кімериджського і титонського ярусів, представлені чергуванням пісковиків дрібнозернистих з алевролітами сірувато-зеленими та глинами сірими, слюдистими з прошарками мергелів, вапняків і доломітів. Загальна товщина верхньоюрських відкладів від 310 до 340 м.
Крейдова система (К). Відклади крейдової системи трансгресивно залягають на юрських і представлені нижнім (К1) та верхнім (К2) відділами.
Нижньокрейдові відклади, складені перешаруванням піщаних пачок з глинами. Піски крупнозернисті, кварцові, глинисті, темно-сірі. Глини строкаті, темно-сірі. Товщина нижньокрейдового відділу від 176 до 216 м.
Верхньокрейдовий відділ розділяється на сеноманський, коньяк – туринський та сантонський, кампанський та маастрихтський яруси. 
Сеноманський ярус складений пісками кварцово-глауконітовими з прошарками мергелів і пісковиків зеленувато-сірих, дрібнозернистих. Решта ярусів представлені однорідною товщею білої крейди з мергелями світлого кольору різної щільності. Сумарна товщина відкладів верхньої крейди складає від 631 до 664 м.
Кайнозойська ератема (КZ). Відклади кайнозойської ератеми з стратиграфічним неузгодженням залягають на відкладах мезозою і представлені неогеновою, палеогеновою а також четвертинною системами.
Палеогенова система (Р). Утворення палеогену незгідно залягають на крейдових відкладах і представлені трьома відділами в об’ємі сумської світи палеоцену (Р1), канівської, бучакської, київської світ еоцену (Р2) та харківської світи олігоцену (Р3). Відклади представлені в нижній частині пісками сірими, зеленувато-сірими, дрібнозернистими, кварцовими, середньозцементованими з прошарками піщаних щільних глин. У верхній та середній частинах – глинами темно-зеленими, щільними та мергелями зеленувато-сірими, щільними з прошарками пісковиків.
Нерозчленований комплекс порід неогенової (N) та четвертинної (Q) систем складений сірими пісками, різнозернистими кварцово-глауконітовими з прошарками глин сірих і щільних, над якими залягають лесовидні суглинки сірі та жовтувато-бурі, а також грунтово-рослинний пласт.
Загальна товщина відкладів палеогенової, неогенової та четвертинної систем змінюється від 419 до 440 м.
2.2 Основні відомості про тектоніку родовища
У тектонічному відношенні Липоводолинське родовище розміщене в північній прибортовій зоні північно-західної частини ДДЗ у межах Талалаївсько-Липоводолинського структурного валу. В рельєфі поверхні докембрійського кристалічного фундаменту виділяється Липоводолинський виступ, ускладнений розривними порушеннями. В осадовому чохлі в межах Липоводолинського виступу фундаменту, відповідає антиклінальна зона, яка включає в себе Артюхівське, Перекопівське, Анастасівське та Липоводолинське підняття.
Процес накопичення палеозойських відкладів неодноразово переривався в результаті висхідних рухів. Перерви в осадконакопиченні фіксуються різко вираженими поверхнями стратиграфічних неузгоджень, які відмічаються в девонських, кам’яновугільних, пермських відкладах. Ці перерви відповідають проявленню основних фаз складчастості.
У відкладах палеозойського структурного поверху проявилась не тільки плікативна складчастість, але і диз’юнктивні порушення, які відмічаються у фундаменті. Амплітуда цих скидів в різних відкладах не є величиною сталою, що свідчить про часткове проявлення блокової тектоніки.
Формування локальних піднять в межах валу почалося в девоні і в подальшому носило успадкований характер. Орієнтування їх обумовлене напрямом розломів фундаменту і відповідає переважаючому, північно-західному простяганню структурних форм ДДЗ.
ДГП “Укргеофізика” у 2011 році виконано деталізаційні сейсмо-розвідувальні дослідження МСГТ на Липоводолинському родовищі в північно-західній частині ДДЗ . В результаті робіт створено оновлену геологічну модель Липоводолинського родовища, що стосується, перш за все, системи розривних порушень, а також конфігурації позитивних структурних форм. Незважаючи на те, що амплітуди розломів і складок досягають 50 м, будова родовища має складний плікативно-скидовий характер. 
За результатами сейсмічних досліджень геологічна будова Липоводолинського родовища ускладнена розривними порушеннями та розбита на п’ять продуктивних блоків.
Висновки

В результаті вивчення геологічної будови Липоводолинського нафтогазоконденсатного родовища, встановлено, що осадовий комплекс розрізу представлений відкладами потужної товщі палеозою, мезозою та кайнозою, які з різким неузгодженням залягають на докембрійському кристалічному фундаменті. Встановлена продуктивність на родовищі пов’язана з візейськими відкладами кам’яновугільної системи палеозойської ератеми.
Відклади кам’яновугільної системи на території досліджень залягають з різким кутовим і стратиграфічним неузгодженням на відкладах верхнього девону та представлені трьома відділами: нижнім, середнім і верхнім. Нижньокам’яновугільний відділ складений відкладами візейського, турнейського, а також серпуховського ярусів, кожний з яких підрозділяється на ряд горизонтів. 
Візейський ярус, який залягає із стратиграфічним і кутовим неузгодженням на породах турнейського ярусу, ділиться на два під’яруси: нижній і верхній. Літологічно нижньовізейські відклади умовно поділяються на теригенну та карбонатну товщі.Теригенна товща складена чергуванням пісковиків, алевролітів і аргілітів. В складі цієї товщі виділяється перспективний у нафтогазоносному відношенні горизонт В-26. 
Карбонатна товща, так звана візейська “плита”, складена переважно карбонатними різновидами з перешаруванням пісковиків та алевролітів. До карбонатної товщі приурочені горизонти В-24, В-25 з нафтовими покладами.
Відклади верхньовізейського під’ярусу неузгоджено залягають на нижньовізейських відкладах. Продуктивні горизонти В-19н, В-20, В-21, В-22 верхньовізейських відкладів переважно складаються з перешарування пластів пісковиків, алевролітів та аргілітів, інколи з прошарками вапняків і доломітів.
У тектонічному відношенні Липоводолинське родовище розміщене в північній прибортовій зоні північно-західної частини ДДЗ у межах Талалаївсько-Липоводолинського структурного валу. В рельєфі поверхні докембрійського кристалічного фундаменту виділяється Липоводолинський виступ, ускладнений розривними порушеннями. В осадовому чохлі в межах Липоводолинського виступу фундаменту, відповідає антиклінальна зона, яка включає в себе Артюхівське, Перекопівське, Анастасівське та Липоводолинське підняття.
3 ФІЗИКО-ЛІТОЛОГІЧНА ХАРАКТЕРИСТИКА КОЛЕКТОРІВ
ПРОДУКТИВНИХ ПЛАСТІВ І ПОКРИШОК ЗА ДАНИМИ 
ВИВЧЕННЯ КЕРНА
3.1 Літолого-петрофізична характеристика порід-колекторів
Продуктивні горизонти верхньовізейських відкладів переважно складаються з перешарування пластів пісковиків, алевролітів та аргілітів, інколи з прошарками вапняків і доломітів. Нижньовізейський ярус представлений продуктивними горизонтами В-24-25 та В-26. Відклади горизонту В-24-25 представлені переважно карбонатними різновидами з перешаруванням пісковиків та алевролітів. Відклади горизонту В-26 в більшій мірі представлені перешаруванням пластів пісковиків, алевролітів та аргілітів. Щільні породи в межах родовища представлені аргілітами, щільними вапняками і дрібнозернистими глинистими алевролітами, які досить впевнено відображаються на геофізичних матеріалах. 
За класифікацією А.А. Ханіна у верхньовізейських горизонтах пісковики відносяться до ІІІ і ІV класів колекторів. Колектори горизонту В-26 відносяться також і до більш високих ІІ і І класів.
Верхньовізейські горизонти представлені пісковиками сірими та світло-сірими, кварцовими від дрібнозернистих до крупнозернистих і рідко дрібнозернистими гравелітами. Цемент кварцовий конформно-регенераційний, переважно неповнопорового типу. Глинистий цемент представлений каолінітом, розвинутий нерівномірно, гніздоподібно. Карбонатний цемент присутній в незначній кількості та представлений пойкілобластами доломіту та анкериту.
Товщина продуктивного горизонту В-19н змінюється від 15 до 40 м. У літологічному відношенні горизонт представлений пісковиками з прошарками аргілітів та алевролітів. Керном горизонт охарактеризований у свердловинах 5, 29, 30, 37. Продуктивність горизонту В-19н встановлено в результаті випробування свердловини 30 у 2012 році (отримано приплив нафти та газу).
Пісковики горизонту сірі до коричнево-сірих, переважно дрібнозернисті, слюдисті, кварцові, добре зцементовані в середній частині, щільні, з включеннями рослинних решток, до низу слабозцементовані, тонкоплитчасті. Зустрічаються прошарки бурувато-сірих дрібнозернистих пісковиків та прошарки пісковиків середньо- і крупнозернистих середньозцементованих, кварцових, масивних, місцями з домішками зерен кварцу гравійного розміру, на свіжому зламі з ознаками вуглеводневого насичення.
Подекуди зустрічаються аргіліти темно-сірі щільні, слюдисті, алевритисті, з включенням обвуглених рослинних решток, в нижній частині оскольчасті та сидерити темно-сірі міцні, щільні. Алевроліти сірі середньої міцності, косошаруваті під кутом 5 – 7 ° до осі керну, слюдисті, глинисті з прошарками аргіліту товщиною 1 – 2 мм, місцями піщані, з фрагментами обвуглених залишків рослинного детриту.
Значення відкритої пористості колекторів горизонту В-19н змінюються від 9,3 % до 21,0 %. Газопроникність змінюється від 4,44∙10-3 до 128,7∙10-3 мкм2. 
Продуктивний горизонт В-20 має широке розповсюдження в межах родовища. Керном охарактеризований горизонт у свердловинах 7, 8, 9, 23, 25, 28, 30, 31, 32, 35, 37. Літологічно представлений горизонт В-20, в основному, одним-двома пластами пісковиків. Товщина горизонту змінюється від 8 до 16 м. Колекторами горизонту є пісковики, дрібнозернисті гравеліти і значно рідше алевроліти. Пісковики світло-сірі, сірі, кварцові, крупнозернисті, рідше дрібно-, середньозернисті або різнозернисті. Уламковий матеріал напівокатаний, корозійований, місцями регенерований. Крім кварцу в складі уламкового матеріалу присутні до 3 – 5 % уламків кремнистих порід, одиничні каолінізовані польові шпати, гідратований біотит, циркон.
Цемент кварцовий конформно-регенераційний, переважно неповнопорового типу. В пісковиках і особливо гравелітах добре видно великі пори. Глинистий цемент у колекторах горизонту складає не більше 70 %. Він представлений каолінітом крупнолускової, рідше тонкодисперсної будови. Крім того, розвинутий карбонатний тип цементу, представлений середньо-, крупнозернистими домішками доломіту і анкеритом. Його кількість змінюється від 1 % до 12 %, досягаючи в окремих випадках від 24 % до 35 %. За рахунок нерівномірного розподілу карбонатного цементу, навіть у випадках з підвищеним його вмістом, зберігаються високі колекторські властивості порід.
Відкриті пори в колекторах горизонту мають розмір 200 – 300 мкм, місцями досягають 500 мкм. Переважають пори неправильної, іноді ізометричної та кавернозної форми. Сполучні канали мають ширину 1 – 5 мкм. Крім міжзернових каналів фільтрації присутні наскрізні та затухаючі тріщини, місцями розвинуті по гравійних уламках. 
Пористість колекторів горизонту змінюється від 7,7 % до 19,4 % і має середнє значення 13,6 %. Газопроникність змінюється від 1,6510-3 до 
47510-3 мкм2. Середнє значення газопроникності 13310-3 мкм2.
Горизонт В-21 характеризується товщиною відкладів від 9 до 13 м. Керн з даного горизонту відбирався у свердловинах 6, 7, 9, 23, 25, 26, 28, 29, 30, 31 та 34. 
Літологічно даний горизонт представлений пісковиками (від темно-сірих до коричневих) різнозернистими, погано відсортованими, з погано окатаними зернами кварцу гравійного розміру (до 10 мм), середньозцементованими, масивними, слюдистими, часто з ознаками ВВ. Зустрічаються прошарки пісковиків світло-сірих, дрібнозернистих, міцнозцементованих, кварцових, сильнослюдистих, щільних. Крім цього присутні аргіліти темно-сірі до чорного, щільні, слабослюдисті, тонкоплитчасті, рідко з відбитками фауни, піритовими включеннями; прошарки сидериту темно-сірого міцного, щільного, з тріщинами, виповненими білим кальцитом. Літолого-фізичні властивості порід та гранулометричний склад на зразках керна з горизонту В-21 не визначались.
Продуктивний горизонт В-22 представлений керном зі свердловин 5, 6, 7, 9, 25, 27, 28, 29, 30, 31, 34, 35. Горизонт характеризується товщиною від 10 до 28 м. Колекторами горизонту є пісковики сірі, світло-сірі, кварцові від дрібнозернистих до різнозернистих і гравелітів. Уламковий матеріал представлений зернами кварцу. Крім кварцу присутні одиничні зерна пелітизованих, серицитизованих польових шпатів, кремнистих порід, гідратованого біотиту, мусковіту, циркону. Цемент кварцовий регенераційно-конформний, переважно неповнопорового типу. Глинистий цемент у колекторах горизонту не перевищує від 10 % до 13 %. Представлений він каолінітом крупнолускової будови. Карбонатний цемент, в основному, присутній в незначній кількості (від 3 % до 6 %) і представлений крупними пойкілобластами доломіту. Пори в колекторах горизонту мають неправильну, іноді ізометричну форму. Їхні розміри від 150  мкм до 200  мкм. Пори зв’язані між собою сполучними каналами розміром від 3 до 5 мкм. Значення відкритої пористості колекторів змінюються від 7,3 % до 17 %. Середня пористість по горизонту складає 12,0 %. Газопроникність змінюється від 1,6·10-3 до 
444·10-3 мкм2, рідко збільшується до 894·10-3 мкм2.
Продуктивний горизонт В-26 характеризується товщиною від 31 до 80 м. Керн з горизонту В-26 відібрано у свердловинах 5, 7, 8, 9, 23, 25, 28, 29, 35. Колекторами горизонту служать пісковики сірі, кварцові, дрібнозернисті, алевритисті, рідше дрібно-, середньозернисті та алевроліти.
Уламковий матеріал напівокатаний, сильно регенерований, представлений кварцом, частково каолінізованими польовими шпатами, уламками кремнистих порід, гідратованим біотитом, мусковітом, цирконом. Цемент кварцовий регенераційний неповнопорового типу, всюди розвинутий, що забезпечує високі фільтраційно-ємнісні властивості. Вміст глинистого цементу по горизонту змінюється від 4 % до 15 %. Він представлений каолінітом крупнолускової будови. Глинистий цемент розподілений нерівномірно, виповнює окремі великі пори. Карбонатний цемент у колекторах горизонту малорозвинутий (3 – 8 %) і тільки в поодиноких випадках його вміст збільшується (10 – 17 %). Представлений він крупнозернистими пойкілобластами доломіту. Породи горизонту, в цілому, малоущільнені.
Поровий простір складають пори розміром від 6,5 до 270 мкм, рідше до 500 мкм. Сполучні канали мають ширину від 3 до 10 мкм, місцями до 20 мкм. Пористість колекторів горизонту В-26 змінюється від 8,6 % до 25,9 %, середнє значення 18,1 %. Середнє значення газопроникності по горизонту 246,710-3 мкм2, в окремих випадках досягає значень 216310-3 мкм2.
Горизонт В-24-25 складений пачкою нижньовізейських вапняків, загальна товщина якої змінюється від 91 до 115 м. Керном горизонт мало охарактеризований. Керн представлений вапняками темно-сірими, органогенно-детритовими, в значній мірі доломітизованими, що складаються з  уламків фауни. Поряд з органогенно-детритовими, часто зустрічаються дрібнокристалічні доломітизовані вапняки з відносно бідною фауною. В значній мірі відмічаються включення бітумів і піриту. За лабораторними даними матрична пористість вапняків складає від 0,2 % до 3,75 %, середнє значення – 1,12 %. Газопроникність не визначали.
На рисунках 3.1-3.20 наведено криві розподілу колекторських властивостей (пористості, проникності, карбонатності та залишкового водонасичення), а також криві розподілу гранулометричного складу для верхньовізейських та нижньовізейських відкладів.
З гістограми розподілу пористості для верхньовізейських відкладів (рис. 3.1) видно, що найбільша досліджена кількість зразків (всього досліджено 130 зразків) характеризується пористістю від 7,5 % до 17,5 %, що є притаманним для верхньовізейських відкладів.
За гістограмою розподілу пористості для відкладів нижнього візею (рис. 3.2), зразки керну, досліджені в лабораторних умовах (n=87), характеризуються пористістю з широким діапазоном значень (від 3 % до 25 %), що вказує на різноманітність порід нижньовізейських відкладів за літологічним складом та колекторськими властивостями. Максимальною кількістю охарактеризовано зразки з пористістю 0 – 1 %, 18 – 20 %, 21 – 23%. 

Рисунок 3.1 – Гістограма розподілу пористості (Кп) за керновими даними для верхньовізейських відкладів (пзаг = 130)
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Рисунок 3.2 – Гістограма розподілу пористості (Кп) за керновими даними для нижньовізейських відкладів (пзаг = 87)
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Рисунок 3.3 – Гістограма розподілу глинистості (Кгл) за керновими даними для верхньовізейських відкладів (пзаг = 33)
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Рисунок 3.4 – Гістограма розподілу глинистості (Кгл) за керновими даними для нижньовізейських відкладів (пзаг = 52)
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Рисунок 3.5 – Гістограма розподілу проникності (Кпр) за керновими даними для верхньовізейських відкладів (пзаг = 129)
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Рисунок 3.6 – Гістограма розподілу проникності (Кпр) за керновими даними для нижньовізейських відкладів (пзаг = 69)
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Рисунок 3.7 – Гістограма розподілу карбонатності (Ca) за керновими даними для верхньовізейських відкладів (пзаг = 100)
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Рисунок 3.8 – Гістограма розподілу карбонатності (Ca) за керновими даними для нижньовізейських відкладів (пзаг = 52)
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Рисунок 3.9 – Гістограма розподілу залишкового водонасичення (Кв.з.) за керновими даними для верхньовізейських відкладів (пзаг = 57)
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Рисунок 3.10 – Гістограма розподілу залишкового водонасичення (Кв.з.) за керновими даними для нижньовізейських відкладів (пзаг = 53)
За гістограмою розподілу глинистості для верхньовізейських відкладів  (рис. 3.3), в переважній більшості зразків встановлена глинистість в межах від 1% до 13 %, з максимумами в інтервалах глинистості 1 – 3,5 % та 6 – 6,5 %.
Гістограма розподілу глинистості для нижньовізейських відкладів  (рис. 3.4) вказує на те, що більша частина досліджених зразків керну (всього досліджено 52 зразки) характеризується глинистістю від 2 до 22 % з максимальними значеннями кількості зразків у відсотковому відношенні в інтервалах глинистості 2 – 7 %, 9 – 11 %.
За гістограмою розподілу проникності за даними керну для верхньовізейських відкладів (рис. 3.5) спостерігається найбільша кількість зразків у відсотках в інтервалі проникності (0–250)·10-3 мкм2. Всього досліджено 129 зразків.
Згідно гістограми розподілу проникності для нижньовізейських відкладів (рис. 3.6)  максимальним значенням зразків (41 %) характеризується інтервал проникності (0–120)·10-3 мкм2. Загалом нижньовізейські відклади переважно представлені взірцями з проникністю (0 – 1140)·10-3 мкм2. 
Згідно гістограми розподілу карбонатності за керновими даними для верхньовізейських відкладів  (рис. 3.7, n=100), переважній більшості зразків, що характеризує відклади верхнього візею, властива карбонатність в межах від 0 % до 8 %. Максимальна кількість зразків (50 %) характеризується карбонатністю 0 – 2 %.
За гістограмою розподілу карбонатності для нижньовізейських відкладів  (рис. 3.8, n=52), переважна більшість взірців, які досліджувались, характеризується карбонатністю 0 – 10 %. Максимальній кількості взірців (46 % ) притаманна карбонатність 3 – 4 %.
За гістограмою розподілу залишкового водонасичення для верхньовізейських відкладів (рис. 3.9, n=57) спостерігається найбільша кількість зразків у відсотковому відношенні в інтервалі залишкового водонасичення від 10 %  до 22 %.
Гістограма розподілу залишкового водонасичення для нижньовізейських відкладів (рис. 3.10, n=53) свідчить, що найбільша кількість взірців, які досліджені, характеризуються залишковою водонасиченістю від 10 % до 22 %. Максимальна кількість взірців (28 %) характеризує інтервал залишкового водонасичення 12,5 – 14 %.

Висновки
Згідно літолого-петрофізичної характеристики порід-колекторів Липоводолинського родовища, продуктивні горизонти верхньовізейських відкладів переважно складаються з перешарування пластів пісковиків, алевролітів та аргілітів, інколи з прошарками вапняків і доломітів. Нижньовізейський ярус представлений продуктивними горизонтами В-24-25 та В-26. Відклади горизонту В-24-25 представлені переважно карбонатними різновидами з перешаруванням пісковиків та алевролітів. Відклади горизонту В-26 переважно представлені перешаруванням пластів пісковиків, алевролітів та аргілітів. Щільні породи в межах родовища виповнені аргілітами, щільними вапняками і дрібнозернистими глинистими алевролітами.
4 Технологія проведення геофізичних досліджень свердловин, методика та результати комплексної інтерпретації отриманих матеріалів

4.1 Умови проводки і конструкція свердловин
Буріння пошукових, розвідувальних і експлуатаційних свердловин на Липоводолинському родовищі здійснювалось роторним і турбінно-роторним способами. У процесі буріння виникали незначні ускладнення: поглинання промивної рідини, осипання стінок свердловин, звуження стовбура, коагуляція глинистого розчину.
Поглинання глинистого розчину відбувалось при проходці крейдових, тріасових відкладів. Для боротьби з поглинанням глинистого розчину проведено методи зі зниження його густини. Осипання порід зі стінок свердловин спостерігалось при проходці аргілітів московського та башкирського ярусів середнього карбону, серпуховського і візейського ярусів нижнього карбону. Для укріплення стінок свердловин і попередження осипання порід застосовувались смоло-нафтові емульсійні розчини, смоло-калієві мінералізовані нафтоемульсійні глинисті розчини, оброблені КССБ, КМЦ, смолою, хлористим кальцієм, нафтою
Виходячи з геологічних умов Липоводолинського нафтогазоконденсатного родовища, використано наступні конструкції свердловин, пробурених на продуктивні горизонти візейських відкладів нижнього карбону (табл. 4.1).
Таблиця 4.1 – Типові конструкції свердловин, що експлуатують продуктивні горизонти візейських відкладів нижнього карбону
	Назва колони
	Діаметр колони, мм
	Глибина спуску колони, м

	направлення
	426
	44-99

	кондуктор
	324
	693-1298

	технічна колона
	245
	3160-3194

	експлуатаційна колона
	168×146
	4913-4958


4.2 Технологія проведення геофізичних досліджень свердловин 
4.2.1 Умови проведення геофізичних досліджень у свердловинах.На Липоводолинському родовищі пробурено 23 свердловин. Геофізичні дослідження виконано Полтавською, Ніжинською та Івано-Франківською експедиціями геофізичних досліджень свердловин та Полтавським та Карпатським управліннями геофізичних робіт згідно з керівними документами та методичними вказівками, в залежності від призначення кожної із свердловин та геолого-геофізичної характеристики розрізу. Ефективність геофізичних досліджень залежить від технології буріння свердловин а ткожа складності будови родовища. 
Під час буріння свердловин на Липоводолинському родовищі застосовано дво- і триколонні конструкції.Розбурювання свердловини почато діаметром 394 мм до глибини 1298 м. Стовбур кріплено кондуктором діаметром 324 мм. Технічну колону діаметром 245 мм спущено на глибину 3260 м. Продуктивну частину розрізу кріплено експлуатаційною колоною діаметром 146 мм.
Буріння та геофізичні роботи в продуктивній частині розрізу проведено на промивальних рідинах з наступними параметрами: густина 1,24 – 1,40 г/см3; в’язкість 30 – 100 с, водовіддача 4 – 8 см3/30 хв, вміст піску 1 – 2 % з величиною питомих опорів 0,06 – 0,28 Омм. Вищезгадані рідини оброблялись хімреагентами: для пониження в’язкості та водовіддачі – ПУЩР, КМЦ, ГИПаН, КССБ, крохмаль та інші. Як змащувальні добавки – нафта, Т-80, графіт тощо. Для обважнення розчину вводили барит і крейда.
Мінералізацію та питомий опір пластових вод вивчено за пробами, отриманими при випробуванні водоносних об’єктів. У продуктивних горизонтах В-19, В-20, В-21 та В-22 питомий електричний опір пластової води при температурі пласта ρвt = 0,015 Омм, а в горизонті В-26 ρвt = 0,014 Омм.
Виміри температури для вивчення теплового поля виконано по свердловині 2 Липоводолинська (0 – 4000 м). Для визначення термоградієнту та геотермічної ступені нижче глибини 4000 м використано геотермограми сусідніх Анастасівського та Перекопівського родовищ по свердловинах 11 та 4 відповідно. Як видно із замірів геотермічний градієнт становить 2 – 3 °С на 100 м, а геотермічна ступінь має значення 30 м/1 °С. Роботи з геофізичних досліджень проведено в інтервалах, передбачених інструктивними документами і геолого-технічними нарядами.
Вищеописані умови сприяли отриманню матеріалу, необхідного для визначення підрахункових параметрів.
4.2.2 Комплекс, методика проведення та якість матеріалів геофізичних досліджень.Комплекс ГДС Липоводолинського родовища включав наступні методи:
1. Стандартний каротаж (Ст. к.).
2. Бокове каротажне зондування (БКЗ).
3. Мікрокаротаж (МК).
4. Індукційний каротаж (ІК).
5. Мікробоковий каротаж (МБК).
6. Боковий каротаж (БК).
7. Кавернометрія (КВ).
8. Радіоактивний каротаж (ГК, НГК, ННКт).
9. Імпульсний нейтрон-нейтронний каротаж (ІННК).
10. Акустичний каротаж (АК). 

11. Прямі методи досліджень розрізів свердловин:
а) дослідження пластів випробувачами на каротажному кабелі (ВПК, ГДК);
б) дослідження пластів випробувачами на трубах (ВПТ).
12. Перфорація і контроль інтервалів розкриття.
13. АКЦ та ВЦК.
14. Інклінометрія.
На основі об’єму виконаного комплексу робіт проведено літологічне розчленування розрізу, виділення проникних пластів, оцінку характеру насичення пластів, визначення параметрів для підрахунку запасів нафти і газу.
Виділення колекторів та визначення характеру насичення, ПЕО та ефективної товщини пластів - колекторів виконано з використанням електричних методів (БКЗ, ІК, МК, МБК, БК), радіоактивного каротажу (ГК, НГК, ННКт), кавернометрії, акустичного каротажу і прямих методів (ВПК, ГДК). Пористість визначено за даними акустичного та радіоактивного каротажу.Кількісну оцінку насичення колекторів виконано методом опорів.
Обов'язковий комплекс ГДС проведено у масштабі 1:500 по всьому стовбуру, а детальний  в масштабі 1:200 в перспективних інтервалах.
Дослідження свердловин здійснеено станціями АКС-Л-7, ЛКС-7-АІV-03 і ЛКС-ІОЦУІ.
Стандартний каротаж проведено у всіх свердловинах родовища по всьому розрізу у масштабі 1:500. 
Запис проведено двома зондами: градієнт - зондом А2.25М0.25N, потенціал – зондами - N6М0.5А та N11М0.5А з одночасним записом кривої ПС у масштабі 12,5 мВ/см. Покази методу використано для кореляції,  стратиграфічного розчленування розрізу та для літологічного розподілу порід. Каротаж виконано приладами КСП, К-3, Е-7, Е-32, ЕК-МТ.
Метод ПС виконувався в комплексі з стандартним каротажем, а також з зондами БКЗ. Виміри потенціалу ПС зводились до реєстрації різниці потенціалів між нерухомим електродом N, який знаходився біля гирла свердловини, і електродом М, який переміщувався по стовбуру свердловини. Крива ПС відображає лише зміни потенціалу ПС по свердловині, а не його абсолютне значення, тому на діаграмах ПС вказувався тільки масштаб реєстрації різниці потенціалів (мВ/см) і не вказувалась лінія відліку. В якості нульової було прийнято "лінію глин", яка проводилась навпроти потужних пластів глин. Відхилення кривої ПС від "лінії глин" приймалось за амплітуду потенціалу ПС.

В теригенному розрізі крива ПС використовувалась з метою виділення проникних піщаних пластів, оцінки відносної глинистості. В карбонатному розрізі ефективність ПС знижена, що обумовлено високим питомим опором карбонатних порід і це дає можливість тільки розділити карбонатні породи на глинисті і неглинисті, але не дає можливості виділити в розрізі проникні інтервали.

За діаграмами стандартного каротажу та ПС проводилося стратиграфічне і літологічне розчленування товщі, виділялись колектори. 

Бокове каротажне зондування (БКЗ) виконано апаратурою АБКТ і КСП - 2 серією послідовних градієнт – зондів, а саме А0.5М0.1N, А1.0М0.1N, А2М0.5N, А4М0.5N, А8М1N та оберненим зондом N0.5М2А. 
Масштаби запису кривих питомого опору – 2,5 Омм/см; 12,5 Омм/см; 62,5 Омм/см. Масштаб глибин 1:200. Одночасно з БКЗ проведено запис кривої ПС в масштабі 12,5 мВ/см. Діаграми БКЗ використано для визначення границь пластів, питомих опорів, оцінки характеру насичення.
Мікрокаротаж проведено в інтервалах проведення БКЗ за допомогою апаратури МДО, МК-МН та з одночасним записом мікро - градієнт (А0.025М0.025N) і мікро - потенціал (А0.05М) зондів.
Масштаб опору складав 0,5 Омм/см та 1 Омм/см, масштаб глибин 1:200. Швидкість реєстрації – від 1000 до 2000 м/год. У розрізах, розкритих на прісних бурових розчинах, діаграми мікрокаротажу використано для літологічного розчленування розрізу і виділення пластів-колекторів. 
Діаграми МК дозволяють досить детально розчленувати продуктивні пісковики та виділити серед них тонкі непродуктивні слабопроникні прошарки. Це дозволяє визначити ступінь однорідності експлуатаційного горизонту а також ефективні товщини.
Індукційний каротаж проведено приладами АІК-2; -3; -4; -5 із зондами 6Ф1; 8И1,4;  7И1,6 - у масштабі провідності 25, 50, 100 мСм/см в продуктивних інтервалах. А при використанні  апаратури АІК-5 зареєстровано активну та реактивну складові повного сигналу. 
У мінералізованому розчині застосування даного методу обмежено.
За результатами великого радіуса дослідження зондів ІК, зареєстрована величина уявного опору майже не залежить від глибини проникнення бурового розчину і дуже близька до дійсного опору пласта. Криві ІК дають можливість підвищити надійність та однозначність інтерпретації тонких (h ≤ 2,5 м) пластів та з більшою точністю ніж БКЗ визначити значення питомих опорів водоносних інтервалів, а також виділити водонафтовий контакт. 
Вплив свердловинних умов вимірювання, товщин пластів, вміщуючих порід, зони проникнення при визначенні ПЕО пласта за даними ІК враховано за допомогою відповідних палеток. Положення нульової лінії діаграм ІК уточнено за пластами високого опору.
Мікробоковий каротаж виконувався апаратурою КМБК, МК-МН, МБКУ, АГАТ у масштабі глибин 1:200 зі швидкістю запису 800 – 2000 м/год. Масштаб кривих опору складав 2,5 Омм/см; 12,5 Омм/см; 62,5 Омм/см. Апаратуру налаштовано згідно прийнятих норм. Дані мікробокового каротажу використано для оцінки опору зони проникнення. 
Ефективність методів БМК та МК залежить від геологічних, технологічних умов їх виконання, а також конструктивних характеристик апаратури, яка була використана. 
На якість діаграм мікрометодів має вплив стан стовбуру свердловини, ступінь притискання башмака приладу до стінки свердловини а також параметри промивної рідини. Так, не завжди навпроти колекторів на кривих мікрокаротажу спостерігається ефект позитивного приросту, характерний для проникних прошарків. Конструктивні недоліки апаратури мікробокового каротажу досить часто не дозволяють використовувати отриманий матеріал для кількісної інтерпретації, визначення пористості.
Боковий каротаж зареєстровано апаратурою АБКТ, ТБК, Е-1 в масштабі глибин 1:200 і 1:500 із швидкістю запису кривих до 2500 м/год. Масштаб запису опорів, як правило, логарифмічний або 2,5 Омм/см. Діаграми БК використано для літологічного розчленування розрізу, тоді як в комплексі з іншими методами – для уточнення границь пластів та встановлення їх питомого опору у сприятливих умовах.
Кавернометрію свердловин проведено приладами КСП-2, СКП-1 та СКПД у всіх свердловинах. Швидкість запису складала від 1000 до 2000 м/год, а горизонтальний масштаб 50 мм/см. Масштаб глибин 1:500 записаний по всьому стовбуру свердловин, а масштаб 1:200 тільки у продуктивних інтервалах. Кавернограми та профілеміри використано для вивчення технічного стану свердловин та визначення їх діаметра, виділення пластів - колекторів та уточнення ефективних товщин. 
Радіоактивний каротаж (ГК, НГК, ННКт) проведено апаратурою ДРСТ-1, СРК у модифікаціях ГК, НГК та ГК, ННКт. Реєстрацію РК проведено, як правило, до спуску обсадної колони. Сталу часу інтегруючого вікна визначено відповідно до технічної інструкції. Для дослідження свердловин методом НГК використано плутоній-берилієві та полоній-берилієві джерела потужністю від 6,910-6 нейтронів/с до 6,7107 нейтронів/с із довжиною зонда 60 см. Індикатор ФЕУ-74. Джерело NaJ(Tе) розміром кристалу 40 × 80 або 40 × 40. Криві природної радіоактивності записано в масштабі 2 мкР/см, а криві НГК – 0,2 ум. од. в 1см. Криві двозондового нейтрон-нейтронного каротажу записано двома зондами (малим і великим) апаратурою СРК. Масштаб виводу – 0,3 ум. од./см для малого зонда та 1,5 – 2 ум. од./см для великого зонда. Масштаб глибин запису кривих РК 1:500, в продуктивних розрізах 1:200. Швидкість запису кривих складала від 400 до 1000 м/год. 
Діаграми радіоактивного каротажу дали можливість виділяти колектори, глинисті, проникні і ущільнені прошарки в пластах - колекторах. Методи РК застосовано в комплексі з акустичним методом для розрахунку пористості пластів. 
Імпульсний нейтрон - нейтронний каротаж проведено в обсаджених свердловинах у продуктивних інтервалах апаратурою ІГН-6, -7 з лічильником СНМ-18. Швидкість запису діаграм від 150 до 400 м/год. Криві ІННК реєструвалися при затримках 750, 900, 1050, 1200, 1350, 1650 мкс, масштаб інтенсивності 200, 100, 50 імп./хв/см. Діаграми ІННК використано для якісної оцінки продуктивності колекторів.
Акустичний каротаж виконано апаратурою СПАК-6, СПАК-2М, АК-АГАТ. Одночасно зареєстровано інтервальний час (ΔТ) та час розповсюдження пружних хвиль (криві Т1, Т2), амплітуди пружних хвиль (криві А1, А2) та логарифми відношень цих амплітуд (крива затухання). Масштаб запису кривої ΔТ складав 20 мкс/м, 25 мкс/м, 30 мкс/м на 1 см а швидкість запису змінювалась від 600 до 1800 м/год. Дані АК здебільшого використано для визначення коефіцієнту пористості, уточнення літологічного складу порід та їх розчленування. Метрологічне забезпечення апаратури АК включає ряд вимог при налаштуванні і проведенні свердловинних вимірювань: до і після замірів зареєстровано положення “нулів” і калібрувальних сигналів; контроль масштабу виконано за реперними пластами.
Акустичний контроль цементажу здійснено з метою контролю за якістю цементування обсадних колон апаратурою АКЦ - 4, АКЦ - 36.
Термометрію свердловин здійснено для вивчення природного теплового поля та визначення температури промивальної рідини по стовбуру свердловин, висоти підйому цементу при кріпленні свердловин. Реєстрацію проведено в масштабі глибин 1:500 та масштабі значень кривих 0,5 °С/см за допомогою термометрів ТЕГ-2, ТЕГ-36, Т-5, ТР-7. 
Інклінометрію здійснено інклінометрами типу КИТ, КИТА. Крок замірів кутів і азимутів складав 10 м, 25 м, а на перекриттях – 5 м. Дані вимірів кута та азимута використано для забезпечення буріння в заданому напрямку а також при геологічних побудовах.
Зпоміж прямих методів дослідження розрізу свердловин застосовано випробувачі пластів на каротажному кабелі та трубах, перфорацію в обсаджених свердловинах.
Відбір проб здійснено випробувачами пластів на кабелі типу ОПТ-7-10 для визначення характеру насичення пластів. Глибину відбору проб визначено за прив’язками до діаграм Ст.к., ГК, кавернометрії. В процесі буріння досліджено випробувачами на трубах КІІ-2М-146 для встановлення можливості отримання припливів флюїдів та оцінки величини пластових тисків.
Перфорацію продуктивних горизонтів проведено перфораторами 
ПКО-89, ПК-80Н, ЗП2-67-150, ПК-103, ЗПК-105 зі щільністю прострілів 
12 – 20 отворів на метр. 
Прив’язку інтервалів перфорації проведено за кривими ГК. Контроль якості та відповідність інтервалів перфорації зроблено за допомогою запису локатора перфораційних отворів. 
Газовий каротаж проведено в процесі буріння станцією АГКС-4АЦ. Дані газового каротажу використовувалися на якісному рівні для контролю за бурінням та встановлення газонасичених інтервалів при бурінні. За його допомогою вивчено ступінь насичення і компонентний склад промивальної рідини, що виходила з свердловин.
Градуювання всіх приладів і апаратури, що використовувались при вивченні розрізу Липоводолинського родовища, проведено згідно з діючими інструкціями. До роботи на свердловинах допущено апаратуру і свердловинні прилади, що пройшли стандартизацію і градуювання в спеціальній еталонній свердловині. Значення позірного опору затверджено геологічною службою як еталонні. 
Контроль якості матеріалів ГДС здійснювався систематично шляхом співставлення результатів на перекритих інтервалах розрізу і проведення в деяких випадках повторних замірів.
Якщо оцінювати якість матеріалів ГДС, то можна зробити висновок про те, що геофізичний матеріал переважно відповідає вимогам технічної інструкції та забезпечує отримання необхідної інформації для визначення типу колектора та ефективної товщини, коефіцієнта пористості та нафтогазонасичення. 
Водночас слід зазначити, що за рахунок використання полімер-калієвих бурових розчинів в останніх свердловинах якість методів ПС та МК знижена. Нестабільність роботи апаратури індукційного і бокового каротажів призводить до необхідності редагування кривих за даними БКЗ. Правильність показів АК контролювалась за реперними пластами, такими як вапняки нижньовізейської “плити”.
Загалом якість геофізичних матеріалів є задовільною і такою, що відповідає вимогам “Технічної інструкції” та дає змогу вивчити геологічну будову Липоводолинського родовища, провести кореляцію розрізу та виконати кількісну оцінку ємнісних параметрів (ефективних товщини, пористості, насичення), які необхідні для підрахунку запасів нафти та газу.
4.3 Методика інтерпретації результатів ГДС
4.3.1 Кореляція та літологічне розчленування розрізів свердловин. Літологічне розчленування порід, кореляцію розрізів свердловин та необхідні геологічні побудови здійснено за результатами геофізичних досліджень свердловин.
Літологічне розчленування розрізу за матеріалами ГДС проведено згідно з методикою, прийнятою для теригенних та карбонатних порід ДДЗ.
Продуктивні горизонти Липоводолинського родовища пов’язані з відкладами візейського ярусу. У його складі виділено продуктивні горизонти 
В-19н, В-20, В-21, В-22, В-24-25 та В-26. 
Розріз родовища представлено породами різного літологічного складу, що відрізняються між собою фізичними властивостями. Це дозволяє за відомими ознаками здійснити кореляцію розрізу свердловин з виділенням в них пластів-колекторів.
Кореляцію розрізів свердловин здійснено за діаграмами стандартного каротажу, додатково використано кавернометрію, радіоактивний та акустичний каротаж.Горизонти добре корелюються в розрізах свердловин і простежуються на значні відстані (рис. 4.1). У складі окремого горизонту верхньовізейських відкладів та горизонту В-26 нижнього візею присутній один-два, інколи більше продуктивних пластів пісковиків. У горизонті В-24-25 нижньовізейських відкладів зустрічаються два і більше продуктивні карбонатні прошарки. Горизонти розділені пачками аргілітів і вапняків, що є покришками для покладів та забезпечують збереження скупчень вуглеводнів.
Кореляцію розрізу проведено за допомогою регіональних і локальних реперів, що витримані по площі, володіють чіткою геофізичною характеристикою, яка суттєво не змінюється від свердловини до свердловини. До таких реперів відносять вапняки башкирського ярусу середнього карбону, нижньовізейська карбонатна “плита”, пачки аргілітів.
Глинисто-аргілітові породи виділяються максимальними значеннями природної радіоактивності на кривих ГК та мінімальними значеннями вторинної -активності  на НГК, максимальними показами на діаграмах акустичного каротажу, збільшенням діаметру свердловини внаслідок руйнування стінок. 
Піщано-алевритові ущільнені прошарки характеризуються високими опорами на кривих ПО, низькими значеннями на кривих ГК і високими значеннями на кривих НГК, діаметром свердловин близьким до номінального на кривих кавернометрії та низькими значеннями на кривих АК.
Вапняки найчастіше  характеризуються максимальними електричними опорами на кривих БКЗ, БК, БМК, найнижчими та найвищими показами на кривих РК (відповідно ГК та НГК), номінальним діаметром на кривих ДС, мінімальними значеннями на кривих АК та ІК.
4.3.2 Виділення колекторів, визначення ефективних товщин та характеру їх насичення. 
Виділення колекторів продуктивних горизонтів та встановлення ефективних товщин проведено з урахуванням прямих і непрямих якісних ознак, кількісних критеріїв колекторів за результатами комплексної інтерпретації даних ГДС. 

На родовищі представлено два різновиди колекторів: пісковики та алевроліти, що приурочені до візейських продуктивних горизонтів; а також вапняки нижньовізейської карбонатної “плити”.
За даними промислово-геофізичних досліджень порові колектори виділено на основі прямих якісних ознак, повторних вимірів та за допомогою непрямих кількісних критеріїв. Якісні ознаки колекторів у розрізах свердловин обумовлені проникненням фільтрату промивальної рідини в пласти - колектори, що викликає з часом формування (або розформування) зони проникнення фільтрату в породу. У свердловинах, що пробурені промивальними рідинами на водній основі з низькою водовіддачею, при мінімальних репресіях на пласти-колектори існують наступні прямі якісні ознаки наявності проникних зон:
–
зменшення діаметра свердловини відносно номінального на кривих кавернометрії; 
–
перевищення показів мікро-потенціал зонда над показами мікро-градієнт зонда, при їх невеликих значеннях; 
–
наявність радіального градієнта питомого опору порід на діаграмах електрометодів з різним радіусом дослідження (БКЗ, БК, МБК, ІК); 
–
наявність від’ємної аномалії ПС при ρс > ρв і Ргід > Рпл; 
–
зниження значень на кривих гамма-каротажу для неглинистих і малоглинистих колекторів;
–
середні покази на діаграмах НГК.
Останні дві ознаки є допоміжними значеннями для виділення колекторів. В кварцових пісковиках і алевролітах покази ГК пропорційні глинистості. Низькі значення ГК мають місце в щільних породах з перевагою карбонатного цементу, а також навпроти пластів колекторів. Неоднозначні характеристики колекторів за даними ГК врахували комплексною інтерпретацією матеріалів ГДС. В обсаджених свердловинах у процесі розформування зони проникнення використано ІННК при різних ступенях затримки як допоміжний метод для розділення пластів на колектор – неколектор. При виділенні колекторів у розрізах свердловин взято до уваги дані результатів випробування пластів, дослідження в колоні, лабораторні дослідження керна.
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Рисунок 4.1 – Схема кореляції розрізів свердловин Липоводолинського родовища
 Ефективність застосування окремих якісних ознак для виділення колекторів визначається такими факторами: 

1. Наявність глинистої або шламової кірок, які встановлюються на кривих квернометрії або профілеметрії за зменшенням фактичного діаметру у порівнянні з номінальним. Товщина глинистої кірки (hгк) залежить від якості ПР: чим більша водовіддача ПР, тим більшої товщини кірка. 

Відсутність глинистих або шламових кірок при наявності інших ознак і критеріїв колектора не може бути підставою для віднесення породи до неколекторів, поскільки воно може бути наслідком припинення фільтрації ПР у пласт з низки перерахованих вище технологічних факторів. 

2. Додатні прирости опору на кривих МК, який полягає у перевищенні показів мікропотенціал зонда від показів мікроградієнт зонда, слугують надійною ознакою порового колектора на стільки, на скільки є надійною є ознака наявності кірки, що спричинила виникнення приросту показів.

До колекторів відносять породи, для яких заміряні зондами МК опори перевищують с   не більше ніж у 5 раз. За наявності більш високих значень опорів, додатні прирости також спостерігаються напроти неколекторів. На кривих МК помилково виділяються як колектори тонкі непроникні прошарки в товщі колектора, напроти яких башмак мікрозонда не досить щільно  прилягає до стінки свердловини. Додатні прирости на кривих МК можуть бути відсутні при дуже товстій кірці, коли обидва мікрозонди досліджують кірку, при бурінні свердловин на технічній воді в умовах відсутності кірок і сильно розчленованих кривих МК, а також у свердловинах, пробурених на мінералізованих ПР (с  0,2 Омм). 

3.  Радіальний градієнт електричного опору в колекторі обумовлений формуванням у ньому зони проникнення, питомий опір зп  якої відрізняється від питомого опору п незміненої частини пласта. Наявність радіального градієнта встановлюється порівнянням показів однотипних зондів з неоднаковим радіусом досліджень (БКЗ, багато зондові установки БК і ІК) або комплексу зондів БМК, БК і ІК. 


Під час інтерпретації кривих однотипних зондів для колекторів великої (hеф більше довжини зондів) товщини одержують криві зондування, які характеризують проникнення, що підвищує питомий опір пласта (зп п) або понижує його (зп п). 


Підвищувальне проникнення характерне для водонасичених колекторів, питомий опір пластової води яких є меншим від питомого опору ф   фільтрату ПР, а також для продуктивних колекторів з високим вмістом води. Підвищена водонасиченість колекторів спостерігається у перехідних зонах поблизу контактів вуглеводнів з водою, інколи в алевролітах, польвошпатових і глинистих кварцових пісковиках, розташованих у зонах крайній значень насиченості вуглеводнями. 

Значна частина продуктивних колекторів характеризується двошаровими кривими зондування. Останні вказують не на відсутність проникнення, а на приблизну рівність зп і п (нейтральне проникнення), або на таке за глибиною проникнення, при якому глибинність досліджень зондами, які застосовуються, не виходить за межі зони проникнення. 

Понижувальне проникнення зустрічається рідше і є характерним для неглинистих колекторів з високим (Кнг  80 %) коефіцієнтом нафтогазо-насиченості, розкритих на ПР, для якої ф  в. 

За даними БКЗ впевнено оцінюють радіальний градієнт опору в однорідних пластах товщиною більше 6 – 8 м, іноді позитивні результати одержують у пластах товщиною 4 – 6 м. У пластах меншої товщини (1,5-4 м) наявність проникнення можна оцінити по кривих комплексу коротких 
(АО = 0,45 м; 1,05 м) градієнт - зондів і потенціал - зонда БКЗ, стандартних зондів БК і ІК. З використанням методики приведення показів БК і ІК і потенціал-зонда до форми, приналежної для палеток БКЗ. 

У порівнянні з матеріалами БКЗ і комплексу БКЗ, БК, МБК і ІК, криві  сфокусованих  зондів БК дають змогу виділяти колектори меншої товщини 
(0,4 м і більше) в умовах різкої мінливості розрізу. Якщо ці криві зареєстровані (перебудовані) в однаковому масштабі, колектори виділяються за розбіжністю показів різноглибинних зондів з умовою, що в породах – неколекторах покази обидвох зондів співпадають.

4. Аномалії ПС є надійною ознакою високопористих теригенних колекторів з високою глинистістю. Ефективність виділення низькопористих колекторів знижується внаслідок стрімкого наближення гл до одиниці навіть при не дуже значній глинистості. 

У карбонатному розрізі потенціали ПС показують вміст глинистих часток у поровому просторі породи, що обумовлює невисоку ефективність ПС спостерігаються напроти карбонатних колекторів з умовою, що Кп  Кгл , тобто у породах з не дуже високою (Кгл  15 – 20 %) глинистістю. Та, навпаки, значення потенціалів ПС, що є близькими до лінії глин, можна спостерігати при не дуже значній об’ємній глинистості порід, якщо Кп наближається до нуля або  
Кп   Кгл . 
5. Застосування ГК має другорядне, допоміжне значення для виділення колекторів. Низькі покази ГК притаманні для неглинистих і малоглинистих порід. У якості потенціальних колекторів сюди відносяться пористі кварцові пісковики і карбонатні породи. Низькопористі різновиди цих порід також характеризуються низькими показами ГК. В однаковій мірі високі покази ГК, які досягають значень вміщуючих порід (глин і аргілітів), спостерігаються також в глинистих  породах – неколекорах і напроти колекторів. У кварцових пісковиках і алевролітах і в основній масі карбонатних порід покази ГК пропорціональні  глинистості. 

Надійність виділення пластів - колекторів за якісними ознаками в значній мірі залежить від технологічних і технічних умов. Проте на практиці колектори не завжди мають позитивні прирости на діаграмах МК та глинисту кірку на кавернограмі, від’ємну аномалію ПС, у зв’язку з чим для виділення колекторів використано кількісні критерії, що базуються на наступних передумовах:
–
порові породи-колектори відрізняються від вміщуючих порід-неколекторів своїми фільтраційно - ємнісними значеннями і відповідними геофізичними параметрами;
–
розрізняють граничні (кондиційні) значення проникності та пористості, що розділяють породи на колектори та неколектори з відповідними граничними значеннями геофізичних параметрів.
Поряд з якісними ознаками при виділенні ефективних товщин використано кількісні критерії, тобто значення параметрів, що відповідають границі “колектор – неколектор”. До них відносять коефіцієнт пористості. Пласти теригенного типу, пористість яких нижча встановлених граничних значень (Кпгр = 7,2 %), розглянуто як некондиційні. При визначенні ефективних товщин, взято до уваги найбільш інформативні геофізичні параметри ∆Т, dс/dн, αпс, ∆Іγ. Граничні значення ΔТгр = 204 мкс/м (для горизонтів В-19 – В-22) і ΔТгр = 203 мкс/м (для горизонту В-26) використано при виділенні щільних різновидів. Кондиційне значення пористості для карбонатного типу колектора прийнято Кпгр = 5,0 %, ΔТгр = 182 мкс/м (для вапняків горизонтів В-24-25).
Оцінка характера насичення колекторів включає їх розподіл на водонасичені та продуктивні. Порові продуктивні колектори визначають шляхом співставлення виміряних питомих опорів пластів ρп, або їх промитої зони з попередньо розрахованими значеннями цих опорів ρвп, для умови їх 100 % насиченості породи водою. 
Значення ρвп = ρп ∙ ρв, якщо ρп > ρвп пласт містить нафту чи газ; при ρп ≈ ρвп – пласт водонасичений. Порода може віддавати нафту чи газ в промислових кількостях, якщо її водонасиченість Кв менша визначеного Квгр, за умови, коли фазова проникність для нафти чи газу стає рівною або більше фазової проникності для води. Безводні припливи вуглеводнів отримують при значеннях ρп > ρп гр > ρп кр.
Ступінь ефективності виділення колекторів та ефективних товщин за якісними ознаками залежить також від технологічних і геологічних факторів, а саме - репресії на пласт, властивості промивальної рідини, інтервал часу між розбурюванням і дослідженням розрізу, ефективна товщина колекторів. 
Вона знижується в розрізах при бурінні на рівноважних системах, що характеризуються однаковими пластовим та гідростатичним тиском стовпа рідини в свердловині та низькими значеннями віддачі води промивальної рідини. Причиною є невеликий об’єм рідини, що після фільтрації потрапила у пласт і у зв’язку з чим  проникнення буде не дуже значним або взагалі не буде. 
Прямі ознаки проникнення втрачаються з часом навпроти високопроникних пластів у свердловинах, що тривалий час буряться, внаслідок кольматації колекторів глинистими частинками. Кольматація пластів з погіршеними колекторськими властивостями проходить більш повільно і вони довший час зберігають ознаки колекторів.Тому при виділенні пластів - колекторів та їх ефективних товщин проаналізовано і враховано всі фактори впливу на прямі та непрямі якісні ознаки, характерні для кожної свердловин. Виділення і промислову оцінку колекторів здійснено шляхом всебічного аналізу даних БКЗ, кривої ПС, мікрометодів (МК і МБК), кавернометрії, акустичного та радіоактивного каротажу з врахуванням лабораторних досліджень керна.
Електричний опір порід Липоводолинського родовища змінюється в доволі широких межах в залежності від літологічного складу та щільності, пористості та характеру флюїдовмісту. Водоносні колектори теригенного типу характеризуються опором від 0,2 до 15,9 Ом∙м, продуктивні – від 5,9 до 228 Ом∙м залежно від пористості, мінерального складу, флюїду насичення і ступеня насичення. Діапазон зміни питомого електричного опору водоносних колекторів карбонатного типу від 22,8 до 26,2 Ом∙м, продуктивних колекторів карбонатного типу від 65,5 до 434 Ом∙м. Різниця продуктивних і водоносних колекторів за питомим електричним опором та з врахуванням пористості та глинистості дає можливість розділити їх за характером насичення флюїду та відбити положення контактів вуглеводнів з водою.
Продуктивні та водоносні колектори відрізняються за питомим опором, а отже, враховуючи отриману пористість та глинистість, можемо впевнено розділити їх за характером насичення. Велике значення при цьому мають дані випробування горизонтів з допомогою ВПК і перфорації. 
Ефективну товщину колектора визначено як приведену до вертикальної свердловини різницю між загальною товщиною колектора і сумарною товщиною прошарків неколекторів. З ефективних товщин виключено глинисті та щільні різновиди, які виділяються на діаграмах ГК, НГК, АК. 
Щільні пласти чітко виділено на діаграмах АК та БК, МБК. За кривими мікрокаротажу не мож чітко виділити ефективні товщини продуктивних пластів. Кавернометрія інколи не показує зменшення діаметра свердловини навпроти пластів-колекторів. З враховунням цих критеріїв, виділення ефективних товщин проводилось двома етапами. На першому етапі за даними ГДС було виділено усі можливі пласти-колектори, після чого, із врахуванням граничних геофізичних ознак, не враховувались ті пласти, значення у яких були менші ніж граничні.
Глинисті різновиди порід виділено за діаграмами ГК, кавернометрії, мікрометодів, після чого  виключено з ефективних товщин, так само як щільні. Також приналежність цих порід до неколекторів проконтрольовано за діаграмами ІННК. Також долучено додаткові дані: керн, результати випробування (ВПК, ВПТ) і випробування в колоні.
Карбонатні колектори нижньовізейської карбонатної “плити” за якісними ознаками виділено досить невпевнено. На кавернограмах колектори характеризуються, як правило, номінальним або незначним збільшенням діаметра свердловини, рідко спостерігається позитивний приріст на кривих мікрокаротажу, інколи наявні незначні від’ємні аномалії ПС. На діаграмах акустичного каротажу в інтервалах карбонатних колекторів спостерігається незначне збільшення ΔТ. Найбільш впевнено колекторські різновиди виділено на діаграмах НГК за пониженими, в порівнянні з щільними пластами, показами вторинного гамма-випромінювання, що не пов’язані з глинистістю. Пониженими значеннями позірного опору виділяють проникні прошарки на діаграмах бокового каротажу. При виділенні ефективних товщин в карбонатних породах використано дані АК, НГК, БК, ΔІγ, і КВ, а також результати випробувань у колоні.
Побудовано графічні додатки з результатами обробки та інтерпретації геофізичних досліджень на прикладі отриманих даних в розрізах свердловин 26 та 34 Липоводолинська. Використання комплексу геофізичних методів, що відрізняються різною фізичною основою, дає можливість підвищити достовірність отриманих результатів (рис. 4.2, 4.3).
4.3.3 Петрофізичні моделі, покладені в основу виділення реперів, колекторів і продуктивних пластів. 
Продуктивні горизонти Липоводолинського родовища приурочені до візейських відкладів. Розріз продуктивних відкладів представлено перешаруванням пісковиків, аргілітів, алевролітів та вапняків. 
Аналіз і узагальнення лабораторних і геофізичних матеріалів дозволили отримати петрофізичні залежності “керн-керн” і “керн-геофізика”. Обробку матеріалів здійснено за допомогою ймовірно-статистичних методів, що дозволяє більш точно і об’єктивно використовувати наявну інформацію.
Для оцінки глинистості використано залежність між об’ємною глинистістю Кгл і подвійним різницевим параметром ΔІγ, встановлену авторами попереднього звіту по Перекопівському, Кулябчинському і Липоводолинському родовищах.
При визначенні пористості за акустичним каротажем використано рівняння середнього часу Кп = f (ΔТ, ΔТск, ΔТр), а при Кгл  ≥ 8 % Кп = f (ΔТ, ΔТск, ΔТр, Кгл).
Коефіцієнт пористості за нейтронним каротажем визначено з використанням зв’язку Кп і показів НК із введенням необхідних поправок згідно з  геолого-технічними умовами вимірювання Іnnk та Іnγ і глинистість.
Коефіцієнти абсолютної проникності та залишкової водонасиченості визначено за статистичними залежностями вигляду Кпр = f (Кп) та Кзв = f (Кп).
Петрофізичні залежності отримані окремо для верхньовізейських та нижньовізейських відкладів.
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Рисунок 4.2 – Типовий комплекс методів ГДС, виконаний в геологічному розрізі свердловини № 26-Липоводолинська
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Рисунок 4.3 – Типовий комплекс методів ГДС, виконаний в геологічному розрізі свердловини № 34-Липоводолинська

Окремо розглянуто карбонатні колектори горизонту В-24-25 (нижньовізейська плита), підрахункові параметри яких визначались за методикою, апробованою в ДКЗ при підрахунку запасів Ярошівського, Бережівського і Кампанського родовищ [2, 3, 4].
Вапняки нижньовізейської плити є регіональним репером при кореляції розрізів свердловин і впевнено виділяються на каротажних діаграмах. Колекторські різновиди вапняків відмічаються на діаграмах НГК пониженими порівняно зі щільними пластами, показами вторинного гамма-випромінювання, не пов’язаним з глинистістю. На кривих інтервального часу навпроти колекторів спостерігається незначне збільшення значень ΔТ.
Коефіцієнт пористості визначено за акустичним та нейтронним каротажами. Загальна пористість вапняків визначено за даними нейтронного каротажу, покази якого залежать, в основному, від загального водневмісту порід, літології, щільності та вмісту глинистої компоненти (нерозчинний залишок). При визначенні пористості за акустичним каротажем використано рівняння середнього часу.
Питомий електричний опір пластів визначено за методикою комплексної обробки даних БКЗ, БК, ІК. Питомий електричний опір кожного пласта визначено також на ЕОМ за допомогою спеціалізованої програми.
Відмінність водоносних та продуктивних пластів за ПЕО з врахуванням пористості та глинистості дає можливість розділити їх за характером насичення. Важливу роль при цьому відіграють дані результатів випробувань (перфорація) та випробувань пластів на кабелі (ВПК). 
Дослідження параметрів колекторів в умовах, що моделюють пластові, виконано УкрДГРІ на модернізованій чотирикамерній установці. За результатами цих досліджень авторами попереднього звіту з підрахунку запасів Липоводолинського родовища отримано основні петрофізичні залежності параметрів пористості від коефіцієнта пористості Рп = f (Кп) і параметрів насичення від коефіцієнта водонасичення Рн = f (Кв) для верхньовізейських і нижньовізейських колекторів.
4.3.4 Визначення коефіцієнта глинистості. Для розрахунку коефіцієнта глинистості використано метод природної радіоактивності (ГК). Використання цього методу базується на існуючій прямій залежності між природною радіоактивністю та вмістом глинистого матеріалу в породі, за умови відсутності в розрізі аномально радіоактивних мінералів. 
Коефіцієнт глинистості визначено за результатом розрахунку подвійного різницевого параметру ΔIγ та виходячи із залежності Кгл = f (ΔIγ), де ΔIγ розраховано за формулою:
ΔIγ=(Iγ – Iγmin)/(Iγmax – Iγmin)



(4.1)
де Iγ, Iγmin, Iγmax – значення показів ГК в пласті, чистих пісковиках та глинах, відповідно.
Об’ємна глинистість Кгл,  пов’язана з ваговою Сгл співвідношенням: Кгл = Сгл (1 – Кп).
Для визначення коефіцієнта глинистості використано залежність ΔІγ = f (Кгл), отриману авторами попереднього звіту з підрахунку запасів [1] за результатами даних лабораторних досліджень фракційного складу порід Липоводолинського, Кулябчинського, Перекопівського родовищ.
Встановлену залежність Кгл = f (ΔIγ) графічно наведено на рисунку 4.4 і описується рівнянням:
Кгл = 0,51 ΔІγ + 0,0335,
r = 0,97;
n = 51.

(4.2)
4.3.5 Визначення коефіцієнта пористості. Коефіцієнт пористості пластів-колекторів Липоводолинського родовища визначено за акустичним і нейтронним каротажем. Методика визначення коефіцієнта пористості за даними електричного каротажу пов’язана з складнощами при визначенні параметрів промитої зони а також зони проникнення (поверхневої провідності, залишкової нафто- і газонасиченості, фактора змішування) і, відповідно, не може бути використана через високу похибку у визначеннях.
Для визначення коефіцієнта пористості за акустичним каротажем використано рівняння середнього часу:
Кп = (ΔТ – ΔТск)/(ΔТр  – ΔТск).


       (4.3)
При Кгл  ≥ 0,08 залежність набуде вигляду:
Кп = ((ΔТ – ΔТск)/(ΔТр – ΔТск)) – ((ΔТгл – ΔТск)/(ΔТр – ΔТск))·Кгл = Кп – А(Кгл – 0,08) , (4.4)
де ΔТск, ΔТгл, ΔТр – інтервальний час пробігу повздовжньої хвилі у мінеральному скелеті породи, глині та у флюїді, який заповнює пори; 
А – константа, що враховує вплив глинистості на величину Кпак, залежить від мінерального складу і щільності глинистого матеріалу;
Кп – пористість пласта, част. од.;
Кгл – глинистість пласта, част. од.
Величину ΔТск для кварцових пісковиків визначено експериментально і вона дорівнює 166 мкс/м [5]. Величина ΔТр залежить від мінералізації пластових вод і фільтрату промивальної рідини, їх термодинамічного стану. Її визначено статистично за чистими водоносними пластами з відомою за керном або індукційним каротажем пористістю. Для верхньовізейських відкладів ΔТр = 604 мкс/м, для нижньовізейських ΔТр = 590 мкс/м.
З досвіду досліджень на Перекопівському, Андріяшівському, Коржівському та інших родовищах [6] при аналізі ступені впливу глинистості на величину ΔТ встановлено, що глинистість до 0,08 част. од. практично не впливає на пористість пластів, оскільки Кп = Кпак. При Кгл ≥ 0,08 залежність Кпак = f (ΔТ, ΔТск, ΔТр) набуває вигляду Кпак = f (ΔТ, ΔТск, ΔТр, Кгл). 
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Рисунок 4.4 – Залежність показів гамма-методу в одиницях відносного різницевого параметру ΔІγ від об’ємної глинистості Кгл, встановлено для візейських відкладів Перекопівського, Кулябчинського та Липоводолинського родовищ
Для підтвердження вірності такого твердження авторами співставлено значення пористостей теригенних колекторів, розраховані за рівнянням середнього часу без врахування впливу глинистості та з поправкою за глинистість (рис. 4.5, 4.6). З співставлення видно, що відхилення між розрахованими пористостями в межах п’яти відсотків, рідше сягає десяти відсотків, що свідчить про незначний вплив глинистості загалом на величину Кпак . В пластах з незначною глинистістю такі відхилення мінімальні  між Кпак та Кпак(випр.Кгл)  мінімальні, що підтверджує той факт, що глинистість до 0,08 част. од. практично не впливає на пористість пластів.
Константу А визначено статистично за вибіркою водонасичених інтервалів розрізу різної глинистості з відомим значенням глинистості та пористості за керном. В результаті при Кгл  ≥ 0,08 рівняння середнього часу набуде вигляду:
для горизонтів В-19 – В-22:
Кп ак = ((ΔТ – 166)/(604 – 166)) – 0,22·(Кгл – 0,08) = Кп – 0,22·(Кгл – 0,08),   (4.5)
для горизонту В-26:
Кпак = ((ΔТ – 166)/(590 – 166)) – 0,22·(Кгл – 0,08) = Кп – 0,22·(Кгл – 0,08).  (4.6)
За формулами (4.5) та (4.6) побудовано номограми (рис. 4.7  та 4.8).
Поправку за вплив залишкової нафтогазонасиченості в зоні проникнення продуктивних колекторів не введено, оскільки її вплив незначний і знаходиться в межах точності вимірювань інтервального часу. 
Визначення пористості за радіоактивним каротажем проведено із застосуванням залежностей між показами НГК і коефіцієнтом пористості Кп а також показами ННК і коефіцієнтом пористості Кп. 
Відповідно до “Методичних вказівок з проведення нейтронного і гамма-каротажу в нафтових і газових свердловинах апаратурою СРК і обробки результатів вимірювання” (Калінін, 1989 р.) [7], водневміст за нейтронними методами розраховують за формулами (4.7) та (4.8): 
Кп = (– 8,72 + 53,1·Іnγ-1 + 5,11·Іnγ-2)/100 ,
(4.7)
де Іnγ – інтенсивність, що зареєстрована каналом НГК, приведена до показів відповідних зондів у баку з прісною водою, ум. од.

Кп = (– 8,2 + 75,4·(ІННК-М/ІННК-В) – 1,25·(ІННК-М/ІННК-В)2) ,
(4.8)
де ІННК-М, ІННК-В  – інтенсивності, що зареєстровані каналами ННК малого (ННК-М) та великого (ННК-В) зондів відповідно, і приведені до показів відповідних зондів у баку з прісною водою, ум. од. 

Графічно залежності між показами НГК і коефіцієнтом пористості Кп та показами ННК і коефіцієнтом пористості Кп зображено на рисунках 4.9 та 4.10.

Далі для визначення дійсної пористості необхідно ввести поправку за глинистість. За досвідом досліджень на Перекопівському, Андріяшівському, Коржівському та інших родовищах встановлено, що глинистість до 8 % практично не впливає на покази НГК, оскільки Кп = Кпнгк.
Для оцінки пористості глинистих колекторів використано залежність виду [8, 9]: 

Кп нгк = Кп + Кгл·ωсв + А1·Кгл·Кп + А1·ωсв·Кгл2


(4.9)
де Кпнгк – дійсна пористість, визначена за НГК для неглинистих колекторів, част. од.;
Кп – пористість пласта визначена за АК, част. од.;
Кгл – глинистість пласта, част. од.;
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Рисунок 4.5 – Співставлення значень пористостей розрахованих з врахуванням поправки за глинистість (Кпак(випрКгл)) та без її врахування (Кп ак) для візейських відкладів теригенних колекторів Липоводолинського родовища 
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Рисунок 4.6 – Співставлення значень ΔКп, та Кглк, для Липоводолинського, Коржівського, Андріяшівського, Перекопівського, Волошківського і Ярмолинцівського родовищ.
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Рисунок 4.7 – Номограма для визначення пористості піщано-глинистих порід за акустичним каротажем для горизонтів В-19 – В-22 Липоводолинського родовища
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Рисунок 4.8 – Номограма для визначення пористості піщано-глинистих порід за акустичним каротажем для горизонту В-26 Липоводолинського родовища
ωсв – константа, що дорівнює вмісту хімічно зв’язаної води в глинистому матеріалі;
А1 – константа, що залежить від різноманіття густин “сухої” глини і матриці породи.
Обидві константи визначені статистично за вибіркою водонасичених пластів з відомими значеннями пористості та глинистості за керном або іншим незалежним методом.
Для колекторів верхньовізейських горизонтів, при Кгл  ≥ 0,08, рівняння (4.9) має вигляд: 
Кп = Кпнгк – 0,25(Кгл – 0,08) – 1,52Кп (Кгл – 0,08) – 0,383(Кгл – 0,08)2 .   (4.10)
Для колекторів нижньовізейських горизонтів, при Кгл ≥ 0,08, рівняння (4.6) має вигляд: 
Кп = Кпнгк – 0,3(Кгл – 0,08) – Кп(Кгл – 0,08) – 0,3(Кгл – 0,08)2 .      (4.11)
При визначенні пористості за НГК в досліджені значення необхідно вводити поправки у визначеній послідовності [8]: 

1. Виділення пластів, зняття відліків показів і введення поправки за товщину пласта відповідно до технічної інструкції [9];
2. Виключення фону природнього випромінювання здійснюється шляхом вилучення з величини Іnγ визначення Іγ на коефіцієнт перерахунку Кпер (імп/хв(γ)), який дорівнює відношенню чутливості каналів НГК і ГК, переведеного в умовні одиниці.
3. Вибір опорних пластів, відліки значень і виключення фону природнього γ-випромінювання в опорних пластах. Як опорні пласти вибираються пласти з максимальними (пласти вапняка) і мінімальними (глини) значеннями Іnγ .
4. Розрахунок позірного значення пористості Кп нгк за залежністю (4.7) відповідно до інструкції [7];.
5. Внесення поправки за глинистість за номограмами (рис. 4.11 та 4.12).
Аналіз  показав, що отримані значення пористості за НГК добре співставляються як з даними керна, так і з даними акустичного каротажу (рис. 4.13). 
На даний час основним геофізичним методом визначення пористості гірських порід у розрізах нафтових і газових свердловин багато авторів науково-дослідних робіт вважають акустичний каротаж. Для підтвердження цього, отримані значення пористості було зіставлено та проведено аналіз значень пористості визначених за даними АК, НГК та керном  (рис. 4.14 та 4.15). Аналіз та графічні співставлення значень Кп, визначених за різними методиками, показують задовільну збіжність цих даних між собою та з даними керну.

Похибка визначення пористості для теригенних колекторів візейських відкладів, згідно проведених співставлень, в більшості випадків не перевищує ± 20% відносних, іншими словами - значення пористості визначені за методами АК та НГК є достовірними. Метод НГК дає в незначній мірі гіршу збіжність значень. Тому  взято за основу коефіцієнт пористості пластів продуктивних горизонтів, розрахований за залежністю Кп = f (∆Т, Кгл). У окремих випадках, де у свердловинах метод АК не проводився, як основний для визначення пористості прийнято радіоактивний каротаж.
Коефіцієнт пористості карбонатних колекторів визначено за акустичним і нейтронним каротажем. Відомо, що покази акустичного каротажу характеризують загальну пористість породи лише у випадку, коли в ній переважає дрібнозерниста густина. В даному випадку при наявності в розрізі порід зі складною структурою порового простору величина Кпак складає лише частину загальної пористості.
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Рисунок 4.9 – Залежність для визначення пористості порід за нейтронним гамма-каротажем
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Рисунок 4.10 – Залежність для визначення пористості порід за нейтрон-нейтронним каротажем
[image: image20.jpg]* Kra Bix 0 1o 0.08 yact.ox.
» Kru Big 0.08 10 0.1 yacr.on.
* Kra iz 0.1 go 0.15 wacr.on.

* KrnBin 0.15 no 0.2 yacr.on.
» Krn Bin 0.2 no 0.25 yacr.on.
* Kru Big 0.25 no 0.3 yacr.on.

K HermimHUCTHX KOJIEKTOPIB, YacT. O11.

0.3

0.28

.24

K=K -025(K, -

0,08)-1,52K (K. -0,08)-0,383(K-0,08)"

0.22

0.2

WO "LBh ‘I

0.14

0.12

0.1

0.08

.06

0.04

0.02

0.05

0.1

0.15

0.2

0.25

0.3





Рисунок 4.11 – Номограма для визначення пористості порід за нейтронним каротажем для верхньовізейських продуктивних горизонтів Липоводолинського родовища
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Рисунок 4.12 – Номограма для визначення пористості порід за нейтронним каротажем для нижньовізейських продуктивних горизонтів Липоводолинського родовища
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Рисунок 4.13 – Співставлення значень пористостей визначених за даними методів АК та НГК в пластах Липоводолинського родовища
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Рисунок 4.14   –  Співставлення значень пористостей визначених за даними керна та розрахованих за методом АК в пластах Липоводолинського родовища
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Рисунок 4.15 –  Співставлення значень пористостей визначених за даними керна та розрахованих за методом НГК в пластах Липоводолинського родовища
Коефіцієнт пористості для колекторів карбонатного типу за акустичним каротажем визначено за рівнянням середнього часу. В глинистих колекторах на покази ΔТ має незначний вплив глинистість вапняків, завищуючи пористість, тому в рівняння середнього часу введено поправку за глинистість:
Кпак = ((ΔТ – ΔТск)/(ΔТр – ΔТск)) – ((ΔТгл – ΔТск)/(ΔТр – ΔТск))·Кгл = Кп – А·(Кгл – 0,08),    (4.12)
де ΔТск, ΔТгл, ΔТр – інтервальний час пробігу повздовжньої хвилі у мінеральному скелеті породи, глині та у флюїді, який заповнює пори, мкс/м; 
А – константа, що враховує вплив глинистості на величину Кпак;
Кп – пористість пласта, част. од.;
Кгл – глинистість пласта, част. од.
Для визначення пористості карбонатних порід за формулою (4.12) ΔТск прийнято 156 мкс/м, що є загальноприйнятим значенням для вапняків та рекомендовано в інструкції по роботі та інтерпретації даних апаратури акустичного каротажу СПАК-2, а також підтверджено дослідними роботами по родовищах ДДЗ, зокрема по Ярошівському родовищу, де для визначення пористості вапняків у візейських відкладах при підрахунку запасів використовували таке ж значення ΔТск. Інтервальний час пробігу поздовжньої хвилі в рідині Тр прийнято на рівні 604 мкс/м. 
Інтервальний час пробігу поздовжньої хвилі в глинах задавався відповідно до значень на діаграмах акустичного каротажу у вміщуючих глинах.Рівняння (4.12) для карбонатних глинистих колекторів набуває вигляду:

Кп ак = ((ΔТ – 156)/(604 – 156)) – 0,22·(Кгл – 0,08) = Кп – 0,22·(Кгл – 0,08) (5.13)
Для простоти визначення пористості за даною залежністю побудовано номограму, зображену на рис. 4.16. 
Загальну пористість карбонатних пластів за нейтронним каротажем визначено з використанням залежності сумарного водневмісту від Іnγ (4.7). 
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Рисунок 4.16 – Номограма для визначення пористості карбонатних порід за акустичним каротажем для горизонтів В-24-В-25 Липоводолинського родовища
У випадках, де дослідження виконано методом ННКт, пористість визначено за кривою водневмісту. Для глинистих колекторів пористість за нейтронним каротажем визначено з поправкою за глинистість з використанням рівняння (4.11).

4.3.6 Нормалізація кривих ГДС при виділенні порід-колекторів та оцінці коефіцієнтів пористості. 
Кожна методика окремо сама по собі не забезпечує достатньої ефективності виділення порід-колекторів і визначення їх фільтраційно-ємнісних характеристик.

Комбінація результатів досліджень фільтраційно-ємнісних властивостей на зразках керну, акустичних досліджень, електричних та радіоактивних методів дозволяє більш впевнено виділяти інтервали високо- та низькопористих колекторів.
Розраховані коефіцієнти пористості за різними геофізичними методами дещо відрізняються між собою і залежать від типу ємності колектора.

Для визначення найбільшої придатності тієї чи іншої методики в цій роботі використано спробу нормалізації почасових вимірів нейтронних методів, в результаті зіставлень яких є можливість оцінити прямі якісні ознаки колектора. Побудовано планшет з приведеними кривими електричного, акустичного та радіоактивних (ГК, НГК, ІННК) каротажів на прикладі проведених досліджень розрізу свердловини № 26-Липоводолинська (рис. 4.17). На прикладі аналізу нормалізованих кривих в розрізі візейської карбонатної товщі оцінено інтервали з якісними ознаками порід-колекторів.

Встановлено, що для якісної оцінки та виділення інтервалів з наявністю властивостей колектора, для зазначеного типу покладів допустимим є використання почасових вимірів нейтронних методів, нормалізація даних бокового та нейтронного каротажу, гамма-каротажу та акустичного каротажу. Як видно з різних співставлень кривих (ГК з АК, БК з НГК, ІННК з НГК), інтервали з ознаками колектора виділяються дещо по-різному, ймовірно, це є ознакою присутності кількох типів пористості в розрізі, де проведено дослідження. 

Існує припущення, згідно з яким вуглеводні знаходяться не тільки в матричних пустотах, але й у вторинних, які забезпечують рух флюїду. Коефіцієнт вторинної пористості прийнято визначати за формулою: Кп вт=Кп заг-Кп м,
де Кп заг – коефіцієнт загальної пористості;

Кп м – коефіцієнт пористості непроникної матриці.


Загальна пористість визначається за даними нейтронного каротажу, покази якого, в основному, залежать від літології порід, водневмісту пустот і кількості глинистих мінералів. 

Визначення коефіцієнта пористості за даними АК, в основному, проводять з використанням рівняння середнього часу.


Значення коефіцієнтів пористості, розрахованих за різними геофізичними методами, часто відрізняються, що залежить від типу ємності породи і є основою балансу пористостей.

Величина  коефіцієнта матричної пористості за результатами лабораторних досліджень керна по сусідніх Селюховському, Білічівському, Кампанському родовищах, в подібних породах, становить 1,2 – 2,1%.

Прийнято вважати, що переважаючий тип пустотного простору визначається наступними умовами:
КпНК = КпАК, КпНК>2 – поровий колектор;

КпНК< КпАК<КпБК, Кпнк>2 – зазвичай тріщинуватий колектор;

КпНК> КпАК>КпБК, Кпнк>2 – зазвичай кавернозний колектор.

В даній роботі побудовано графічні співставлення інтервального часу проходження повздовжньої хвилі (акустичний каротаж) та опору (боковий каротаж), а також співставлення показів нейтронного гама-каротажу і значень опору за боковим каротажем (рис.4.18, 4.19). На основі цих співставлень проведено розрахунки пористості додатково за даними електрометрії, базуючись на залежностях для визначення пористості за акустичним та 
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Рисунок 4.17 – Планшет з нормалізованими кривими електричного, акустичного та радіоактивних (ГК, НГК, ІННК) каротажів для оцінки розрізу свердловини та виділення порід-колекторів візейських відкладів в розрізі свердловини № 26-Липоводолинська
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Рисунок 4.18  – Співставлення даних акустичного та бокового каротажу, проведених в розрізі свердловини в розрізі свердловини № 26-Липоводолинська
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Рисунок 4.19 – Співставлення даних НГК та БК, проведених в розрізі свердловини в розрізі свердловини № 26-Липоводолинська
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Рисунок 4.20 – Співставлення кривих пористості, розрахованих за акустичним, радіоактивним та електричним методом в розрізі свердловини № 26-Липоводолинська

нейтронним каротажем (рис. 4.20).  Як видно з рисунка 4.20, на прикладі розрізу свердловини №26 Липоводолинська,  в межах карбонатної товщі нижньовізейських відкладів окрім порового типу пористості присутня кавернозність та тріщинуватість. Таким чином, баланс коефіцієнтів пористості, отриманих за різними методами, дозволяє більш впевнено оцінити тип колектора. Варто зазначити, що в результаті перфорації карбонатних відкладів, про які йдеться вище, було отримано фонтануючий приплив нафти та газу, що є вагомим підтвердженням достовірності та надійності отриманих даних інтерпретації результатів ГДС.

висновки
 Виділення пластів - колекторів та літолого - стратиграфічне розчленування за комплексом геофізичних методів, який був застосований при дослідженні розрізів свердловин Липоводолинського родовища, повною мірою забезпечує достовірність та надійність отриманих даних. 
Визначення коефіцієнта пористості здійснено за рівнянням середнього часу з урахуванням величини глинистості за ΔIγ = f (Кгл), за нейтронним  каротажем та електричним каротажем. Аналіз  показав, що отримані значення пористості добре співставляються як між собою так і з даними керна. Деякі розходження значень коефіцієнтів пористості, розрахованих за різними геофізичними методами, очевидно, залежать від типу ємності породи і є основою балансу пористостей. Графічні співставлення значень Кп, визначених за різними методиками підтверджують задовільну збіжність цих даних загалом.
Отримані за геофізичними даними значення коефіцієнтів пористості є достовірними та реально відображають ємнісні властивості природного резервуару нафтових та газових покладів, тому можна стверджувати, що застосована методика визначення пористості повною мірою може бути використана в аналогічних умовах.  

ВИСНОВКИ

В результаті праці над бакалаврською роботою мною було вирішено поставлені задачі та досягнуто покладеної мети:
1. Проаналізовано геологічну будову Липоводолинського нафтогазоконденсатного родовища.
2. Проаналізовано комплекс методів, який проведено у свердловинах Липоводолинського родовища, метою якого було виділення порід - колекторів а також визначення їх колекторських властивостей.
3. Проаналізовано методику визначення пористості за різними методами геофізичних досліджень для теригенних та карбонатних колекторів, яку застосовують на родовищі.

4. Встановлено проблеми виділення та інтерпретації теригенних та карбонатних порід-колекторів з тріщинами та пустотами вторинного типу в розрізі свердловин Липоводолинського родовища за результатами ГДС.
5. Проведено оцінку можливості комплексу методів ГДС при розрахунках пористості пластів-колекторів в геологічному розрізі Липоводолинського родовища.

6. Зроблено спроби  удосконалення методики комплексного аналізу геофізичних даних досліджень в свердловинах наступним чином:
- використано спробу нормалізації почасових вимірів нейтронних методів (ІННК) та вимірів радіоактивного (НГК) та електричного (БК) каротажу, проведених у відкритому стовбурі, а також нормалізації даних досліджень акустичного та гамма-каротажу, в результаті яких отримано можливість оцінити прямі якісні ознаки колектора;
- проведено розрахунки пористості за даними електрометрії, базуючись на залежностях для визначення пористості за акустичним та нейтронним каротажем, шляхом нормалізації та співставлень кривих інтервального часу проходження повздовжньої хвилі (акустичний каротаж) та опору (боковий каротаж), а також співставлення показів нейтронних методів і значень опору за боковим каротажем; 
- встановлено, що деякі розходження значень, за аналізом даних розрахунків кривих пористості, отриманих за різними геофізичними методами (АК, НГК, БК), очевидно, пов’язані та залежать від типу ємності породи і є основою балансу пористостей в межах карбонатної товщі нижньовізейських відкладів, що свідчить про наявність  окрім порового типу пористості ще й кавернозності та тріщинуватості. 
.
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БІБЛІОГРАФІЧНА ДОВІДКА

Тема бакалаврської роботи: «Виділення порід-колекторів та оцінка їх коефіцієнта пористості за результатами комплексу методів геофізичних досліджень свердловин Липоводолинського родовища».

Пояснювальна записка до бакалаврської роботи містить 86 сторінок.

Графічний матеріал:

1. Презентація магістерської роботи в обсязі ____ слайдів.
