
Введение
Важнейший показатель эксплуатации скважи�

ны и продуктивного нефтяного пласта – обводнен�
ность скважинной продукции – является характери�
стикой и скважины, и пласта одновременно. Обвод�
ненность пластовой продукции и содержание нефти
и воды в отбираемых пробах на устье скважины мо�
гут отличаться друг от друга по многим причинам.
Вопросам повышения представительности отбирае�
мых на устье нефтедобывающих скважин посвяще�
ны исследования отечественных и зарубежных уче�
ных [1–6]. На сегодня существуют десятки техноло�
гий и способов определения компонентного состава
добываемой скважинной продукции, которые мож�
но сгруппировать в следующие направления:
• отбор дискретных устьевых проб скважинной

жидкости в тару объемом 0,5–1,0 л с последую�
щим определением процентного содержания
нефти и воды в лабораторных условиях; пробы
отбираются операторами по добыче нефти с

необходимой периодичностью со штатного про�
боотборника, установленного на выкидных ли�
ниях скважин;

• отбор скважинной продукции со всего сечения
выкидной линии в емкость с постоянной пло�
щадью по вертикали объемом 1–3 м3 или в
устройство по автоматической оценке состава
жидкости [7–12]; отметим, что объемные про�
бы, по сути, являются техническим наследием
замерных сепарационных установок, суще�
ствовавших в системе нефтесбора в 50–60 гг.
прошлого столетия на промыслах страны;

• оценка одной или нескольких физических ха�
рактеристик транспортируемого газожидко�
стного состава в колонне насосно�компрессор�
ных труб или в выкидной линии скважины с
помощью нескольких датчиков или комплекса
измерительных устройств; данное направление
является наиболее наукоемким и состоит из
нескольких разделов, отличающихся, к приме�

Известия Томского политехнического университета. Инжиниринг георесурсов. 2019. Т. 330. № 9. 60–69
Денисламов И.З. и др. Технические решения по оценке обводненности продукции нефтедобывающих скважин

60 DOI 10.18799/24131830/2019/9/2256

УДК 622.276. 5:53.08

ТЕХНИЧЕСКИЕ РЕШЕНИЯ ПО ОЦЕНКЕ ОБВОДНЕННОСТИ ПРОДУКЦИИ 
НЕФТЕДОБЫВАЮЩИХ СКВАЖИН

Денисламов Ильдар Зафирович1, 
denislamoviz@mail.ru

Гималтдинов Ильяс Кадирович1, 
iljas_g@mail.ru

Денисламова Алия Ильдаровна1, 
denislamova2014alia@mail.ru

Максутов Зиннат Анверович1, 
zinnatmaksutov011197@gmail.com
1 Уфимский государственный нефтяной технический университет, 

Россия, 450062, г. Уфа, ул. Космонавтов, 1.

Актуальность исследования определена необходимостью стандартизации способов и методик по определению обводненности
продукции нефтедобывающих скважин.
Цель: оценить причины и условия возникновения систематической погрешности при определении состава скважинной продук*
ции, минимизировать ошибки в измерениях обводненности путем создания новых технологий.
Объектом исследования являются нефтедобывающие скважины и процессы, протекающие при движении пластовой продукции
от забоя скважины до штатного пробоотборника на выкидной линии устьевой арматуры.
Методы исследования основаны на отборе устьевых проб продукции скважин до и после гомогенизации жидкости в выкидной
линии скважины. По технологии отбора объемных скважинных проб жидкости оценивалась толщина слоя нефти над водной
фазой с помощью разработанного устройства, в котором фиксированный объем нефти переводится в делительную воронку пу*
тем снижения давления и добавления в нефть органического растворителя.
Установлено, что в высокообводненных скважинах наблюдается гравитационное разделение скважинной жидкости на прослои
с различным содержанием нефти и воды. Следствием этого становится поступление в пробоотборную тару жидкости, не соот*
ветствующей составу скважинной продукции. Рассмотрены возможные решения существующей проблемы пробоотбора: сква*
жинный поток необходимо гомогенизировать перед штатным пробоотборником или отбирать объемные пробы в течение дли*
тельного периода времени. Относительная погрешность измерения доли нефти и воды в объемных пробах с помощью разра*
ботанного устройства не превышает 0,1 % для высокообводненных скважин. Рассмотрен альтернативный способ оценки обвод*
ненности скважинной продукции, основанный на применении двух датчиков давления в колонне лифтовых труб над электро*
центробежным насосом, соответствующий требованиям репрезентативности оцениваемых дискретных проб скважинной жид*
кости.
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ру, по положению измерительных устройств
(стационарное или мобильное), с предваритель�
ной сепарацией попутного нефтяного газа или
без этой процедуры [1, 13–18].
Для детализации рассматриваемого вопроса

оценки по составу скважинной продукции про�
странство от перфорационных отверстий обсадной
колонны скважины до точки пробоотбора на по�
верхности земли разделено на четыре зоны:
1. Пространство от пласта до приемных отвер�

стий глубинного насоса. Пластовая продукция
движется в этой зоне в виде водонефтяной
эмульсии при малой обводненности или в виде
глобул нефти в потоке воды при значительной
обводненности пластовой продукции. Во вто�
рой ситуации глобулы нефти могут иметь более
высокую скорость движения относительно ско�
рости подъема водной фазы, но в обоих случаях
на прием насоса будет поступать газожидко�
стной состав (ГЖС), соответствующий пласто�
вой продукции по содержанию нефти и воды.
Можно предположить и пульсирующий режим
работы этой зоны, но отбираемые пробы на ус�
тье скважины этого не подтверждают.

2. Зона от насоса до устья скважины характери�
зуется несколькими процессами. Во�первых,
после насоса ГЖС становится гомогенизиро�
ванным и находится под высоким давлением.
По мере подъема по колонне насосно�компрес�
сорных труб (НКТ) давление снижается и
структура лифтируемой продукции меняется –
выделяется попутный нефтяной газ. В статье
[19] подробно рассмотрены процессы, происхо�
дящие внутри колонны НКТ. Несмотря на мно�
гообразие и сложность этих процессов, допу�
стимо полагать, что компонентный состав ГЖС
на устье скважины в колонне НКТ соответству�
ет составу до или после глубинного насоса, ина�
че наблюдался бы по устьевым пробам пульси�
рующий состав скважинной продукции.

3. Межтрубное пространство скважины – зона
между обсадной колонной и лифтовыми труба�
ми, как правило, заполнено нефтью с неболь�
шим содержанием воды [20, 21]. В нижнюю
часть кольцевого пространства периодически
поступает продукция из первой зоны. Это про�
исходит при превышении притока пластовой
жидкости в ствол скважины над производи�
тельностью глубинного насоса и при открытии
перепускного клапана, находящегося в составе
устьевой арматуры скважины. В свою очередь и
межтрубное пространство (МП) скважины яв�
ляется дополнительным источником жидкости
и газа во вторую зону – в колонну НКТ. Такое
происходит при превышении производительно�
сти насоса над притоком в скважину пластовой
продукции [20], а также при интенсивной сепа�
рации попутного нефтяного газа из нефти в МП
и повышении давления газа.

4. Выкидная линия устьевой арматуры скважи�
ны имеет горизонтальный участок длиной

2–2,5 м. На выкидной линии при высокой об�
водненности скважинной продукции происхо�
дит гравитационное разделение скважинной
продукции на прослои с различным содержани�
ем нефти, газа и воды даже при высоких деби�
тах скважин [22, 23]. Пробоотборная точка на
устьевой арматуре скважин многих нефтяных
компаний расположена на горизонтальной ча�
сти, поэтому отбираемая в тару периодическая
проба может не соответствовать составу жидко�
сти в колонне НКТ.

Совершенствование технологий по отбору 
дискретных проб с устьевой арматуры скважин
Устьевая арматура нефтедобывающих скважин

является наиболее доступной для изучения проис�
ходящих процессов. По данным исследования
24 скважин, оборудованных электроцентробеж�
ными насосами, с помощью пробоотборника с по�
движным зондом [24] было установлено наличие
гравитационного разделения на 17 скважинах
[22]. Для исключения систематической погрешно�
сти при отборе периодических проб предложено
монтировать в выкидную линию скважин перед
точкой пробоотбора турбулизатор скважинной
продукции [25]. Опыт применения турбулизаторов
на 75 скважинах НГДУ «Чекмагушнефть» ОАО
АНК «Башнефть» приведен в статье [23]. Благода�
ря применению смешивающего устройства сред�
няя обводненность по выборке скважин была сни�
жена на 2,7 % – с 97,7 до 95,0 %. Применение
турбулизаторов при наличии подозрения на суще�
ствование расслоения потока жидкости в выкид�
ной линии скважины соответствует требованию п.
2.13.1.4 ГОСТ 2517 [26], который гласит, что про�
бозаборное устройство в трубопроводе должно
устанавливаться после насоса или перемешива�
ющего устройства.

Периодические пробы отбираются по норма�
тивным требованиям с частотой не менее 4–5 раз
за месяц, но в реальности на многих нефтяных
компаниях устьевые пробы отбирают до 10 раз в
месяц. Несмотря на повышенную частоту отбора
проб, существует вероятность несоответствия ото�
бранной пробы составу пластовой продукции, так
как на момент отбора пробы не анализируется ра�
бота системы «пласт–скважина–насос», не оцени�
вается наличие равенства производительностей
глубинного насоса и продуктивного пласта. В том
случае, когда происходит поступление жидкости
из межтрубного пространства (третьей зоны) в ко�
лонну НКТ (вторая зона), всегда не известен харак�
тер этой жидкости. В начальный период поступле�
ния это будет эмульсия с повышенным содержани�
ем воды, затем будет поступать нефть с минималь�
ным содержанием воды. Из�за плотностной разни�
цы в нижней части МП находится преимуществен�
но водная фаза, а выше – нефть.

С тем чтобы отбираемые устьевые пробы макси�
мально соответствовали пластовой продукции,
несмотря на возможное дополнительное поступле�
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ние в насос жидкости из третьей зоны, на нефтедо�
бывающих скважинах успешно испытаны пробо�
отборники серии ПОРТ [27]. Пробоотборник дан�
ной конструкции, так же как и штатный пробоот�
борник, устанавливается на выкидной линии ус�
тьевой арматуры скважины, но в отличие от по�
следнего, имеет два преимущества:
• отбор пробы осуществляется с полного попереч�

ного сечения потока продукции скважины;
• процесс накопления дискретных проб в контей�

нер происходит в течение длительного време�
ни, поэтому объединенная проба является ин�
тегральной величиной и характеризует сква�
жинную продукцию большого объема.
Пробоотборники серии ПОРТ так и не появи�

лись повсеместно на промыслах нефтяных компа�
ний страны из�за относительно высокой стоимости
изделия и необходимости их периодического об�
служивания. Среднестатистический штатный про�
боотборник стоит примерно 500 р., служит в агрес�
сивной среде не более года и не подлежит ремонту
и техническому обслуживанию. Пробоотборник
используется как расходный материал, и это вы�
годно компаниям, ведь пробоотборник серии
ПОРТ стоит в сто раз дороже и требует к себе зна�
чительного внимания в эксплуатации.

В работе [1] в подробной форме рассмотрен оте�
чественный и зарубежный опыт оценки доли неф�
ти и воды в скважинной и трубопроводной жидко�
сти, основанный на измерении таких физических
характеристик флюидов, как электропроводи�
мость, диэлектрическая проницаемость и свето�
проницаемость. Согласно изобретению [13] сква�
жинная продукция сепарируется от попутного
нефтяного газа в емкостном оборудовании и в го�
ризонтальной трубопроводной линии подвергается
инфракрасному излучению. Генератор излучения
и измерительный датчик находятся в непосред�
ственной близости практически на осевой линии
трубопровода, и это предопределяет необходи�
мость существования однородного состояния изме�
ряемой среды. Аналогичный способ измерения об�
водненности высокопроизводительных скважин
приведен в статье [14].

Последние 7–10 лет нефтяные компании Рос�
сии активно комплектуют автоматические группо�
вые замерные установки расходомерами жидкости
и отдельных фаз, основанные на действии корио�
лисовых сил на поток среды в U�образной трубке с
собственными колебаниями. В описании массоме�
ра с данным принципом действия фирмы Элметро
(Каталог продукции фирмы 2018 г., стр. 7) указа�
но, что устройство рассчитано на двухфазный со�
став, поэтому устройство, так же как и механиче�
ский расходомер типа ТОР�1М, устанавливают по�
сле сепарации газа из нефти. В работах [15, 16]
приведен опыт использования массомеров данного
типа на нефтедобывющих скважинах, причем в
статье [15] отмечено вредное влиянии попутного
нефтяного газа на измерения расхода нефти и во�

ды. Исследованиями авторов статьи установлено,
что при снижении давления в измерительном кон�
туре ниже давления насыщения нефти газом мас�
сомер начинает измерять обводненность жидкости
с погрешностью в сторону занижения доли воды в
среде.

Оценка обводненности пластовой продукции, 
отобранной в объемные пробы
Другим решением снижения погрешности

определения обводненности пластовой продукции
является технология отбора объемных проб, когда
скважинная жидкость с определенным устьевым
давлением, соответствующим текущей эксплуата�
ции скважины, переводится в емкость объемом
1–3 м3 с постоянным по вертикали сечением [7, 8,
28]. Схема скважины с УЭЦН с необходимым по�
верхностным оборудованием для реализации из�
мерения обводненности добываемой нефти объе�
мным методом приведена на рис. 1.

Технология измерения обводненности сква�
жинной жидкости заключается в следующем.
1. К скважине с УЭЦН и обратным клапаном – 2

устанавливают вертикальную емкость – 9 с по�
стоянным сечением по высоте. Работу глубин�
ного насоса останавливают.

2. Задвижку – 10 закрывают, а вентиль – 4 откры�
вают с тем, чтобы понизить давление в колонне
НКТ до атмосферного значения и выпустить
весь дегазированный из нефти попутный газ.

3. Известно, что основной объем попутного нефтя�
ного газа находится после глубинного насоса в
растворенном состоянии в нефти, поэтому бла�
годаря малой доле нефти в скважинной продук�
ции происходит быстрое всплытие основной
массы нефти в верхнюю часть колонны НКТ и
последующая после этого усадка нефти из�за
выпуска попутного нефтяного газа из нефти.
Этот процесс контролируют с помощью уровне�
мера с акустическим принципом действия типа
Микон�101 или Судос.

4. После стабилизации статического уровня Нстат

определяют объем жидкости – Vж, находящей�
ся в колонне НКТ, запускают в работу глубин�
ный насос – 3, и жидкость из колонны лифто�
вых труб – 1 переводят для дальнейшего грави�
тационного разделения в емкость – 9. Прохож�
дение необходимого объема Vж в емкость опре�
деляют по расходомеру – 11.

5. Весь период перевода жидкости из колонны лиф�
товых труб в емкость – 9 давление в выкидной
линии между задвижкой – 10 и штуцером – 7
поддерживают таким, каким оно было при
штатной работе глубинного насоса скважины.
Этот процесс осуществляется с помощью плав�
ного приоткрытия или прикрытия штуцера – 7.

6. Содержание нефти в отобранной жидкости
определяется как отношение толщины слоя
нефти над водой к общей высоте жидкости в ем�
кости.
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Рис. 1. Отбор объемной пробы скважинной жидкости: 1 – колон�
на лифтовых труб; 2 – обратный клапан; 3 – электро�
центробежный насос; 4 – вентиль для стравливания га�
за; 5 – уровнемер типа Микон�101 или Судос; 6 – мано�
метр; 7 – регулируемый штуцер; 8 – патрубок для слива
жидкости в емкость; 9 – емкость для сбора скважинной
продукции; 10 – задвижка на выкидной линии скважины;
11 – расходомер (счетчик жидкости)

Fig. 1. Selection of a borehole fluid bulk sample: 1 is the column of
elevator pipes; 2 is the check valve; 3 is the electric centrifu�
gal pump; 4 is the valve for bleeding gas; 5 is the Mycon�
101 or Sudos type level gauge; 6 is the manometer; 7 is the ad�
justable fitting; 8 is the branch pipe for draining a liquid into
a container; 9 is the vessel for collecting well products; 10 is
the valve on the flowline of the well; 11 is the flow meter (liq�
uid meter)

Благодаря штуциированию и работе скважины
в штатном режиме эксплуатации минимизируется
погрешность при определении обводненности
скважинной нефти. При отсутствии штуцера на
устье скважины давление на выходе электроцен�
тробежного насоса будет меньшим на величину ус�
тьевого давления, чем при штатной эксплуатации
системы «пласт–насос». Это приводит к росту про�
изводительности глубинного ЭЦН на определен�
ную величину, что в свою очередь может создать к
опережающему движению капель нефти относи�
тельно общего потока и увеличению доли нефти в
жидкости, находящейся в колонне лифтовых труб.
В итоге без имитации работы скважины штатного
режима может произойти завышение доли нефти в
скважинной продукции.

Для определения толщины слоя нефти над вод�
ной частью объемной пробы разработано техниче�
ское устройство [29], принцип действия которого
заключается в отсечении слоя нефти, разбавлении
нефти органическим растворителем и переводе
смеси в делительную воронку с помощью создания
вакуума во всей герметичной системе. Общий вид
устройства приведен на рис. 2. Устройство исполь�
зуют следующим образом.

1. Определенный участок слоя нефти над водой
выделяют от общей массы с помощью отсекате�
ля – 3цилиндричекой формы.

2. Отсекатель – 3имеет автономную плавучесть,
поэтому предварительно в отсеченный слой
нефти добавляют растворитель известного
объема для снижения вязкости нефти.

3. Отсекатель закрывают пробкой – 5, и с помо�
щью насоса одностороннего действия – аспира�
тора АМ�5 создают в делительной воронке –
9 пониженное давление. Разбавленная нефть с
определенной долей воды перетекает в дели�
тельную воронку – 9.

4. Через вентиль – 7 в отсекатель подают вторую
фиксированную порцию растворителя для от�
мыва полости устройства от остаточной и адге�
зированной нефти.
Толщина слоя нефти над водой определяется по

объему нефти в делительной воронке непосред�
ственно на скважине после теплового воздействия
на отобранный состав, состоящий из нефти, ра�
створителя и попутной воды.

Рис. 2. Устройство для определения толщины слоя нефти над
водой: 1 – водная часть объемной пробы; 2 – слой нефти
над водой; 3 – отсекатель с конической головкой; 4 – по�
плавок лепестковой формы; 5 – резиновая пробка; 6 – за�
вихритель; 7 – вентиль для подачи растворителя; 8 –
вентиль для перевода жидкости из отсекателя в дели�
тельную воронку; 9 – делительная воронка (ДВ); 10 –
гибкая и прозрачная трубка для перевода жидкости из
отсекателя в делительную воронку; 11 – насос для созда�
ния вакуума (аспиратор АМ�5); 12 – соединительная га�
зоотводная трубка; 13 – резиновая пробка с двумя труб�
ками

Fig. 2. Device for determining the thickness of the oil layer above wa�
ter: 1 is the water part of bulk sample; 2 is the oil layer above
water; 3 is the cutter with conical head; 4 is the float of petal
shape; 5 is the rubber bung; 6 is the swirler; 7 is the valve for
supplying solvent; 8 is the valve for transferring liquid from
the cutter to the separating funnel; 9 is the separating fun�
nel; 10 is the flexible and transparent tube for transferring
liquid from the cutter to the separating funnel; 11 is the vacu�
um pump (aspirator AM�5); 12 is the connecting gas outflow
tube; 13 is the rubber bung with two tubes

Для испытания устройства в лабораторных
условиях использовали прозрачную цилиндриче�
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скую емкость 15,35 см и отсекатель 8,3 см.
В трех опытах над водой в емкости создавали слой
нефти толщиной 3,0; 6,0 и 9,0 мм. Результаты
опытов приведены в таблице.

Таблица. Оценка толщины слоя нефти над водой с помощью
вертикального отсекателя жидкости

Table. Assessment of the thickness of the oil layer above water
using a vertical liquid cutter

Лабораторные испытания показали прие�
млемую точность определения толщины слоя нефти
над водой – погрешность измерений не превышает
7 %. При наборе скважинной продукции в емкость
общей высотой в 1 м такой результат определения
толщины слоя нефти над водой дает погрешность в
измерении обводненности не более 0,1 %.

Технологии внутрискважинного измерения 
обводненности пластовой продукции
В изобретениях [30, 31] авторами предложено

колоннунососно�компрессорных труб скважины с
электроцентробежным насосом рассматривать как
гигантский сосуд�пробоотборник, в котором пла�
стовая продукция расслаивается на воду, нефть и
газ. По способу [30] нефть и вода остаются в колон�
не НКТ, а попутный газ постепенно стравливается
через пробоотборник в лубрикаторе на устье сква�
жины. Технология по изобретению успешно опро�
бована на нефтедобывающей скважине № 1387
Ново�Елховского месторождения ПАО «Татнеф�
ть». Скважина после остановки УЭЦН выдержива�
лась в течение суток, после чего уровень раздела
нефти и воды был определен с помощью резистиви�
метра. Такой способ определения обводненности
скважинной продукции имеет высокую степень
достоверности, но требует значительного объема
дополнительных исследований, например, необхо�
димы спускоподъемные операции глубинных при�
боров. К тому же на сутки скважина выводится из
эксплуатации, а это ведет к потерям в текущей до�
быче нефти.

По изобретению [31] межфазные уровни иден�
тифицируются с помощью акустических датчи�
ков, заблаговременно установленных в колонне
НКТ выше электроцентробежного насоса. Основ�
ным недостатком обоих методов является необхо�
димость остановки скважины и ожидания грави�
тационного перераспределения флюидов в колон�
не лифтовых труб.

Обводненность жидкости, находящейся в сква�
жине, может определяться и без остановки потока
лифтируемой продукции с помощью различных
датчиков и устройств. В статье [32] приведено опи�
сание зонда на геофизическом кабеле с пакерую�
щим устройством, в котором в верхней части рас�
положены датчики измерения диэлектрической
проводимости поднимающейся вверх жидкости.
В нижней части зонда имеется возможность фик�
сации в неподвижном состоянии определенного
объема газожидкостного состава, его гравитацион�
ного разделения и определения электрической
проводимости водной фазы с последующим опре�
делением доли воды в скважинной продукции.

Приведенные выше технологии оценки обвод�
ненности скважинной продукции во внутрисква�
жинной зоне можно отнести к третьей группе тех�
нологий. Развитие этого направления видится в
применении датчиков давления для оценки гидро�
статического давления, создаваемого скважинной
продукцией при подъеме в скважине. По изобрете�
нию [33] предложено чуть выше продуктивного
пласта в обсадной колонне скважины на фиксиро�
ванном расстоянии разместить два датчика давле�
ния с обратной связью со станцией управления
скважины на поверхности земли. При соблюдении
двух условий: пластовая продукция имеет эмульс�
ионный характер, а давление в зоне датчиков пре�
вышает давление насыщения нефти газом, раз�
ность давлений между двумя датчиками можно за�
писать в виде:

Р1–Р2=жg(Н1–Н2)+Ртр,                       (1)
где Р1 – давление в зоне нижнего датчика, Па; Р2 –
давление в зоне верхнего датчика, Па; Н1 – глуби�
на по вертикали нижнего датчика в м; Н2 – глуби�
на по вертикали верхнего датчика, м; ж – средняя
плотность жидкости между двумя рассматривае�
мыми датчиками в кг/м3; Ртр – потеря давления на
трение, Па.

Относительно большой диаметр обсадной ко�
лонны скважины и средние дебиты большинства
нефтедобывающих скважин предопределяют ла�
минарный режим движения эмульсии по ствол у
скважины. Расчеты по формуле Дарси–Вейсбаха
показывают, что для эмульсии с высоковязкой
нефтью и большим содержанием воды потеря да�
вления на трение Ртр соизмерима с величиной
0,001МПа, и в расчетах обводненности эмульсии
эту составляющую следует учитывать. Плотность
двухфазной скважинной продукции при отсут�
ствии свободного попутного нефтяного газа опре�
деляется по аддитивной формуле:

ж=вfв+н(1–fв),                              (2)
где в – плотность воды в кг/м3 при среднем давле�
нии Pcp=(P1+P2)/2; н – плотность пластовой нефти
в кг/м3 при среднем давлении Pcp; fв – обводнен�
ность скважиной продукции, выраженная в долях
от единицы.

Используя формулы (1) и (2), искомая обвод�
ненность fв выражается формулой:

Параметры опыта 
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0,3/55,5 25 41,0 16,0 0,299 0,3
0,6/111,0 43 73,5 30,5 0,569 5,0
1,0/185,0 70 120,0 50,0 0,933 6,7
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(3)

По геолого�промысловым данным одного из ме�
сторождений северо�запада Башкортостана рас�
смотрены нефтедобывающие скважины с позиции
применимости данной технологии для измерения
обводненности пластовой продукции. Добычу неф�
ти из месторождения осуществляют с помощью
90 скважин, из которых 35 оборудованы электро�
центробежными насосами и термо�манометриче�
скими системами (ТМС). По критериям: обводнен�
ность, давление в зоне датчиков и дебит скважи�
ны, только три из рассматриваемых скважин удо�
влетворяют условиям применимости датчиков да�
вления в качестве инструментальных замеров об�
водненности во внутрискважинной зоне. Если пе�
ренести эту аналогию на месторождения других
нефтедобывающих компаний, то объем внедрения
предложенной технологии равен примерно 10 %
от количества скважин, оборудованных подземной
термо�манометрической системой.

В статье рассмотрены основные технологии
оценки доли нефти и водыв составе скважиной
продукции, показаны причины возможного нес�
оответствия получаемых данных фактическому
составу пластовой продукции. Обозначены область
и масштабность применения технологий. Для
оценки состава добываемой пластовой жидкости с
максимальной достоверностью метод измерения,
по мнению авторов, должен соответствовать следу�
ющим требованиям:
• измерения должны производиться в постоян�

ном режиме временис заданной частотой на
протяжении всего времени эксплуатации сква�
жины и пласта без непосредственного участия
персонала предприятия;

• трубопроводный состав должен быть однород�
ным в зоне оценки;

• движение флюидов в скважине должно быть
двухфазным без газовой составляющей;

• метод должен быть применим для большинства
скважин незавимо от величины обводненности
и давления насыщения нефти газом.
Этим требованиям удовлетворяет технология,

основанная на использовании двух датчиков да�
вления по аналогии с изобретением [33], с тем от�
личием, что датчики давления устанавливают на
расстоянии 9–10 м друг от друга в насосно�ком�
прессорной трубе, расположенной над глубинным
электроцентробежным насосом. Для размещения
датчиков выбирают НКТ с максимально допусти�
мым внутренним диаметром по техническим усло�
виям эксплуатации скважины и глубинно�насо�
сной установки. Дополнительно рядом с датчика�
ми давления устанавливают и датчики температу�
ры, так как известно, что после погружного элек�
тродвигателя и электроцентробежного насоса тем�
пература пластовой продукции значительно повы�

шается (на 15–25 °С). С помощью датчиков темпе�
ратуры необходимо корректировать значения
плотности нефти и воды в расчетной формуле (3)
по оценке обводненности скважинной жидкости.

Рабочие колеса электроцентробежного насоса
вращаются с высокой частотой – до 2 тысяч оборо�
тов в минуту и более, поэтому после сотен ступеней
насоса пластовая продукция, независимо от содер�
жания нефти и воды, превращается в гомогенный
состав. Вторым обоснованием нового местоположе�
ния датчиков давления является то, что после на�
соса давление повышается до максимального зна�
чения в колонне лифтовых труб, и это давление
превышает давление насыщения нефти газом.
Вследствие этого в зоне датчиков будет существо�
вать только двухфазная система из нефти и попут�
ной воды.

Для максимального снижения потери давления
на трение при движении водонефтяной эмульсии
вверх в НКТ располагают датчики максимально
возможного диаметра, например 114 мм.

Схема оборудования скважины для реализации
предложенного способа приведена на рис. 3. Ин�
формация по датчикам давления и температуры
передается на станцию управления и далее на ком�
пьютеры технического персонала предприятия.

Данные по обводненности флюидов между дат�
чиками могут носить дискретный во времени ха�
рактер и тогда их можно оценивать как обводнен�
ность скважинной продукции. Средневзвешенная
по дебиту жидкости обводненность за длительный
промежуток времени, например за сутки или бо�
лее, может оцениваться уже как показатель про�
дуктивного пласта. Возможные кратковременные
поступления жидкости из межтрубного простран�
ства (третья зона) в колонну НКТ (вторая зона) бу�
дут соответствовать уже работе продуктивного
пласта благодаря существованию материального
баланса движения флюидов в рассматриваемых
точках сложной трубопроводной системы, такой
как скважина.

Зарубежным аналогом описанной технологии
является опыт нефтяной компании «Шлюмберже»
с использованием датчиков давления на выкиде
глубинного насоса и на устье скважины в зоне ко�
лонны НКТ [28]. Обводненность лифтируемой по
колонне НКТ трехкомпонентной продукции опре�
деляется по показаниям датчиков давления и сред�
ней плотности каждой из компонент. На наш
взгляд, определение средней плотности нефти, га�
за и попутной воды по стволу подъемных труб – это
достаточно наукоемкая и сложная задача для сква�
жинной добычи нефти. Сужение этой задачи сразу
в двух направлениях – исключение газовой фазы в
расчетах (приближение датчиков давления к глу�
бинному насосу) и достижение гомогенности оце�
ниваемого двухфазного состава путем максималь�
ного уменьшения расстояния между датчиками –
повышает надежность измерительных процедур.
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Fig. 3. Installation of pressure and temperature sensors in the well:
1 is the casing string; 2 is the tubing column; 3 is the depth
pumping unit (ESP) with submersible motor (SEM); 4 is the
upper pressure sensor; 5 is the upper temperature sensor; 6 is
the lower pressure sensor; 7 is the lower temperature sensor;
8 is the sensor power supply cable and SEM, which combines
the feedback function with the well control station; 9 is the
well control station

Выводы
1. Скважина рассматривается как сложная систе�

ма, в которой устьевые пробы могут не соответ�
ствовать составу пластовой продукции по мно�
гим причинам, основными из которых являют�
ся: неоднородность газожидкостного потока в
точке пробоотбора и влияние межтрубного про�
странства на состав жидкости, поступающей на
прием глубинного насоса.

2. Гомогенизация состава на выкидной линии вы�
сокообводненных скважин в точке пробоотбора
приводит к снижению доли воды в отбираемых
пробах в среднем по исследуемой выборке
75 скважин на 2–3 %.

3. Для объемных проб скважинной продукции
разработано и испытано устройство по опреде�
лению толщины слоя нефти над водой, дей�
ствие которого основано на снижении вязкости
нефти и переводе смеси нефти и растворителя в
измерительную делительную воронку. Устрой�
ство пригодно и для оценки масштаба аварий�
ноизлившейся нефти в зоне поверхностных во�
доемов.

4. Внутрискважинный способ оценки компонент�
ного состава лифтируемой по колонне НКТ
скважинной жидкости соответствует таким
критериям, как репрезентативность, достовер�
ность и технологичность в получении информа�
ции. Способ основан на применении двух дат�
чиков давления сразу после электроцентробеж�
ного насоса и наличии предварительной инфор�
мации по лабораторным измерениям плотности
нефти и воды при различных термобарических
условиях.

Заключение
По обводненности скважинной продукции оце�

нивают степень выработанности продуктивного
нефтяного пласта, эффективность работ, проводи�
мых в объеме пласта и в скважинной зоне. Рассма�
триваемый параметр является геологическим, тех�
нологическим и экономическим критерием оцен�
ки многих и основных процессов в нефтедобыче,
поэтому в статье уделено пристальное внимание
особенностям технологий оценки данной характе�
ристики работы системы «пласт–скважина–на�
сос». Опытно�промысловыми исследованиями вы�
полнена количественная оценка степени гравита�
ционного разделения скважинной продукции.
Межтрубное пространство скважины рассматрива�
ется в работе как емкость с нефтью и остаточной
пластовой водой, способная при несоответствии
притока жидкости в скважину производительно�
сти глубинного насоса изменить величину истин�
ной обводнености пластовой жидкости. Приведен�
ные в статье технические решения должны повы�
сить точность скважинных измерений состава не
только скважинной продукции, но и нефтяного
пласта.
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The relevance of the research is defined by the need for standardization of oil products water*cut determining methods and techniques.
The aim of the research is to assess the causes and conditions for occurrence of a systematic error in well products composition deter*
mining, to minimize errors in water*cut measurements by creating new technologies.
The objects of the research are oil producing wells and the processes that occur during the movement of formation products from the
bottom of the well to the standard sampler on the outflow line of the wellhead armature.
The methods are based on selection of wellhead samples of well products before and after fluid homogenization in the flow line of the
well. By the volumetric fluid samples selection technology the oil layer thickness above water was estimated using the developed device
in which a fixed oil volume is transferred to a separating funnel by pressure reducing and adding an organic solvent to the oil.
As the result of the research it was observed that in high*watered wells borehole fluid separates under the influence of gravity into lay*
ers with different contents of oil and water. Therefore the liquid, which flows into the sampling container, does not correspond to the
composition of well products. The possible solutions of the existing sampling problem are considered in the article: the well flow must
be homogenized before the standard sampler or the volumetric samples should be taken for a long period of time. The relative error in
measuring the proportion of oil and water in volumetric samples using the developed device does not exceed 0,1 % for high*watered
wells. The paper considers the alternative method for estimating the well products water*cut, based on using of two pressure sensors in
a column of lift pipes above the electric centrifugal pump. The method meets the representativeness requirements of the estimated
discrete borehole fluid samples.
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Water*cut, well, fluid sample, turbulator, pressure sensor, electric centrifugal pump, tubing.
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