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Актуальность исследования следует из необходимости оценки динамического уровня жидкости в нефтедобывающих и во-
дозаборных скважинах с необходимой частотой. Измерения уровня жидкости в скважинах различного назначения необходимы 
для контроля разработки нефтяной залежи, оценки эффективности воздействия на продуктивный пласт и обеспечения 
безаварийной эксплуатации глубинного скважинного насоса. Информация об уровне жидкости востребована несколькими 
службами нефтегазодобывающего предприятия, а выполнение таких измерений может рассматриваться как одна из функ-
ций интеллектуальной скважины.  
Цель: поиск и обоснование альтернативных методов определения уровня жидкости в межтрубном пространстве нефтедо-
бывающих и водозаборных скважин. Измерения должны проводиться с необходимой периодичностью без привлечения персо-
нала предприятия в скважинную зону.  
Объектом исследования являются нефтедобывающие и водозаборные скважины, снабженные датчиками давления, генера-
торами и приемниками акустических волн и вторичными приборами по передаче скважиной информации на рабочие места 
персонала предприятия.  
Методы исследования основаны на общеизвестных законах физической гидродинамики и методах математической стати-
стики. 
В результате исследования установлено, что звукометрический метод определения динамического уровня жидкости в 
межтрубном пространстве скважины имеет погрешность измерений в действующих нефтедобывающих скважинах из-за 
непостоянства состава попутного нефтяного газа по времени эксплуатации скважины и по глубине насосно-компрессорных 
труб на фиксированный момент времени. Предложены альтернативные методы измерений, основанные на генерации аку-
стических волн в различных средах и измерении давления в межтрубном пространстве по датчикам на стационарной основе.  
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электроцентробежный насос, насосно-компрессорная труба, звуковая волна.  

 
Введение 

Подавляющее большинство нефтедобывающих и 
водозаборных скважин эксплуатируются с помощью 
глубинного насосного оборудования, которое должно 
иметь определенную производительность и устанав-
ливаться на расчетной глубине относительно устья 
скважины и продуктивного пласта. Как правило, со-
вокупность этих технических решений и обеспечива-
ет сбалансированность системы «пласт–скважина–
насос», когда приток жидкости из пласта в скважину 
соответствует производительности глубинного насоса. 
Нефтедобывающие и водозаборные скважины нефтя-
ных компаний России оборудованы в подавляющем 
большинстве электроцентробежными насосами и 
штанговыми плунжерными установками. Несмотря 
на разный принцип действия, оба вида насосов весьма 
чувствительны к величине давления флюидов на вхо-

де в насос. Насосное оборудование рассчитано на 
транспортировку жидкости, в которой содержание 
газовой фазы может находиться лишь в определен-
ных пределах. Например, для глубинной электроцен-
тробежной установки по одним источникам [1, 2] со-
держание свободного газа в зоне приемных отверстий 
насоса не должно превышать 25–30 %, а по другим 
данным [3] даже содержание свободного газа в пре-
делах 30–40 % от объема газожидкостного состава 
может быть оптимальным для работы установки. Со-
держание свободного газа (ССГ) на приеме насоса в 
свою очередь зависит от давления в рассматриваемой 
точке. Это давление формируется как сумма давления 
попутного нефтяного газа над уровнем жидкости и 
гидростатического давления столба жидкости в 
межтрубном пространстве от уровня жидкости до 
приема насоса. Этими положениями и руководству-
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ются при выборе глубины спуска насоса и его погру-
жения под динамический уровень жидкости. Во всех 
этих расчетах всегда остается неизвестной величиной 
плотность газожидкостного состава (ГЖС) в 
межтрубном пространстве (МП) скважины. По экс-
пертным оценкам [4, 5] рассматриваемая плотность 
ГЖС в нефтедобывающих скважинах может быть 
понижена до уровня 405–450 кг/м

3
. В водозаборных 

скважинах с низким газовым фактором плотность 
может быть выше 1000 кг/м

3
.  

Оценка динамического уровня жидкости в сква-
жине по данным термо-манометрической системы 
(ТМС) и устьевого давления из-за неопределенности 
плотности газожидкостного состава в МП скважины 
остается сложной проблемой. 

Скважины с ТМС в некоторых компаниях состав-
ляют более половины фонда добывающих скважин, 
но их нет в скважинах со штанговыми плунжерными 
насосами из-за отсутствия линии обратной связи до 
устьевой зоны. В данной работе рассматриваются 
некоторые способы определения положения динами-
ческого уровня жидкости в скважине.  

Определение уровня жидкости в скважинах  
звукометрическим способом 

Данный метод испытан временем и предельно 
усовершенствован, он стал достаточно безопасным, 
доступным и более точным, чем десятилетия назад. 
Метод основан на генерации акустической волны на 
устье скважины переносным или стационарным 
устройством, распространении волны в межтрубном 
пространстве, отражении от раздела сред – динамиче-
ского уровня жидкости и вторичной фиксации этой 
волны на устье скважины приемным устройством. 
Генератор и приемник акустической волны совмеще-
ны в удобном и компактном устройстве серии Микон 
или Суддос, а сам метод и его реализация в автомати-
ческом режиме применения описаны в работах [6–10].  

В работах [11–14] авторы указывают на то, что 
скорость звуковой волны в попутном нефтяном газе 
зависит от давления газа, его компонентного состава 
и структуры газовой среды вблизи контакта с жидкой 
фазой. Известно, что межтрубное пространство 
нефтедобывающей скважины в нижней части сооб-
щается с помощью глубинного насоса с колонной 
насосно-компресорных труб (НКТ) и с продуктивным 
пластом – через перфорационные отверстия в обсад-
ной колонне скважины. В верхней части межтрубное 
пространство периодически сообщается с системой 
нефтесбора, когда давление в газовой среде превыша-
ет давление в выкидной линии скважины. Перепуски 
попутного нефтяного газа (ПНГ) из скважины в си-
стему нефтесбора носят хаотический характер и зави-
сят в основном от сбалансированности системы 
«пласт–скважина–насос». Периодически операторы 
по добыче нефти выпускают в атмосферу ПНГ из МП 
скважины для снижения содержания свободного газа 
на приеме электроцентробежного насоса и стабили-
зации его работы. Описанные процессы не регламен-
тируются производственными документами, проис-
ходят в произвольном порядке, поэтому состав ПНГ в 

межтрубном пространстве на момент производства 
измерения динамического уровня жидкости звуко-
метрическим методом не является известным факто-
ром. Измерения уровня жидкости при разных давле-
ниях в МП, а значит и в отличных условиях сепара-
ции легких углеводородов из нефти в газовую среду, 
показали, что разница в измеренных уровнях жидко-
сти достигает 147 м в интервале 1426–1573 м [6].  

В работах [15–17] рассмотрены способы повыше-
ния точности измерения уровня жидкости, основан-
ные на использовании акустических волн различной 
частоты и интерпретации результатов с помощью 
математических методов анализа частотного спектра 
отраженных сигналов. 

Точность измерений уровня жидкости звукомет-
рическим способом обеспечивается двумя способами:  
1) непосредственным измерением скорости звука в 

исследуемой среде путем отбора порции попутно-
го нефтяного газа в трубную камеру известной 
длины. В камеру будет отобран ПНГ из приустье-
вой зоны межтрубного пространства, который по 
составу и плотности будет отличаться от газа над 
уровнем жидкости. Это обуславливает повышение 
давления газа в МП по экспоненциальной форму-
ле барометрического нивелирования Лапласа–
Бабинэ [18]. На наш взгляд, отбор дискретной 
пробы ПНГ не даѐт объективной информации о 
скорости звука в исследуемой многокомпонент-
ной газовой среде.  

2) использованием реперов, установленных на из-
вестных глубинах по колонне насосно-
компрессорных труб [1]. При расположении един-
ственного репера вблизи устья скважины или 
уровня жидкости способ имеет тот же недостаток, 
что отбор газа в длинномерный контейнер (пер-
вый способ). Логично, что реперов должно быть 
не менее трех: вблизи устья скважины и уровня 
жидкости, а также между этими крайними точка-
ми по длине колонны НКТ. В этом случае возни-
кает вопрос о чувствительности уровнемеров се-
рии Микон или Суддос. Наличие такой высокой 
чувствительности могло бы привести к идентифи-
кации каждой муфты от устья скважины до глу-
бинного насоса, и тогда, наложив на эту инфор-
мацию паспортные данные спущенной в скважину 
колонны труб относительно глубины муфтовых 
соединений, можно точно определить положение 
уровня жидкости.  
Данное техническое решение не реализуется по 

двум причинам: 
1) в серийных уровнемерах не обеспечена иденти-

фикация каждого муфтового соединения; 
2) при монтаже и спуске колонны НКТ не ведется 

учет глубины уже смонтированных муфтовых со-
единений. 
Проведенный анализ звукометрического способа 

оценки уровня жидкости в МП показывает, что метод 
достиг предела своих возможностей из-за постоянной 
неопределенности в компонентном составе попутного 
нефтяного газа как среды распространения контроли-
руемой волны.  
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В некоторых типах скважин, например наблюда-
тельных, пьезометрических и водозаборных, состав 
газа и даже жидкой фазы может быть известным и 
неизменным в течение длительного времени. Поэто-
му в этой части статьи рассмотрим еще три техниче-
ских решения, которые интересны с точки зрения 
идентификации раздела фаз: газообразной и жид-
костной. В статье [11] уделено внимание структуре 
углеводородов вблизи раздела фаз, а в литературе 
часто упоминается понятие углеводородной пены над 
динамическим уровнем нефти в межтрубном про-
странстве действующей скважины. По изобретению 
[19] предложено положение раздела фаз фиксировать 
путем помещения в зону раздела зонда с положитель-
ной плавучестью. Зонд содержит два генератора волн: 
«медленной» акустической волны и «быстрой» элек-
тромагнитной волны.  

Момент инициирования «медленной» акустиче-
ской волны определяют по времени прихода на устье 
скважины «быстрой» электромагнитной волны бла-
годаря их одновременной генерации на уровне жид-
кости. Отметим, что изобретение основано, в том 
числе, и на очень быстром прохождении электромаг-
нитного сигнала от уровня жидкости до устья. Это 
практически невозможно осуществить в скважинах с 
большой кривизной ствола скважины, так как элек-
тромагнитный сигнал будет активно поглощаться 
металлом обсадной колонны и не проходить выше 
зоны кривизны скважины.  

Хронологическое время инициирования акустиче-
ской волны с зонда поплавка t0 остается величиной 
неизвестной в случае отказа от «быстрой» электро-
магнитной волны, поэтому остается от этого пара-
метра в сложившейся ситуации избавиться с помо-
щью стандартного математического приема [20]. Для 
этой цели акустическую волну одновременно создают 
в газовой и жидкой средах и фиксируют время при-
хода акустической волны по газовой среде от уровня 
жидкости до приемника на устье скважины – tгаз и 
момент времени прихода второй акустической волны 
– от уровня жидкости до приемника в зоне глубинной 
насосной установки – tжид. Информация по этим хро-
нологическим временам передается на станцию 
управления скважины, например, от приемника в зоне 
насоса – по стандартному кабелю электропитания 
ПЭД насоса.  

Схема расположения генератора акустических 
волн и приемников в межтрубном пространстве дей-
ствующей нефтедобывающей скважины приведена на 
рис. 1. 

Два приемника акустических волн расположены в 
разных концах колонны НКТ для того, чтобы в край-
них положениях уровня жидкости в скважине прием-
ники фиксировали акустические волны, а именно – 
устьевой приемник – 8 фиксировал волны в газовой 
среде (в попутном нефтяном газе), а глубинный при-
емник – 9 фиксировал акустические волны, распро-
страняющиеся в жидкой среде.  

Способ измерения уровня осуществляется в сле-
дующем порядке: 

 

Рис. 1.  Генерация акустических волн с динамического 

уровня жидкости скважины: 1 – насосно-

компрессорные трубы; 2 – газовая среда; 3 – 

глубинный насос; 4 – динамический уровень 

жидкости в межтрубном пространстве; 5 – ге-

нератор акустических сигналов с автономной 

плавучестью; 6 – излучатель акустических волн 

в газовой среде; 7 – излучатель акустических 

волн в жидкостной среде; 8 – устьевой прием-

ник акустической волны в газовой среде; 9 – при-

емник акустической волны в жидкостной среде; 

10 – кабель электропитания с обратной инфор-

мационной функцией; 11 – станция управления 

скважины 

Fig. 1.  Generation of acoustic waves from a dynamic fluid 

level of a well: 1 – production tubing; 2 – gas envi-

ronment; 3 – deep pump; 4 – dynamic fluid level in 

the annulus; 5 – generator of acoustic signals with 

autonomous buoyancy; 6 – emitter of acoustic waves 

in a gaseous medium; 7 – emitter of acoustic waves 

in a liquid medium; 8 – wellhead receiver of an 

acoustic wave in a gas medium; 9 – receiver of an 

acoustic wave in a liquid medium; 10 – pump power 

cable with reverse information function; 11 – well 

control station 

 
1. В межтрубное пространство скважины на уровень 

жидкости помещают генератор – 5 в виде поплав-
ка с положительной плавучестью в жидкостной 
среде. Генератор имеет плотность в пределах 400–
600 кг/м

3
 и снабжен двумя излучателями – 6, 7.  

2. С необходимой частотой в течение суток, напри-
мер, ежечасно, генератор – 5 инициирует одномо-
ментно две акустические волны: в газовую среду 
через излучатель – 6 и в жидкостную среду – че-
рез излучатель – 7.  

https://www.multitran.com/m.exe?s=production+tubing&l1=1&l2=2
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3. В момент времени tгаз приемник – 8 фиксирует 
приход акустической волны в газе, а в момент tжид 
приемник – 9 фиксирует приход акустической 
волны в жидкостной среде.  

4. Информация от приемников – 8, 9 передается по 
линии связи – 10 на станцию управления (СУ) – 11.  

5. По формуле контроллер станции управления 
определяет удаленность уровня жидкости от устья 
или, как принято говорить в нефтедобыче, уро-
вень жидкости в скважине.  
Обозначим условное хронологическое время одно-

временного излучения двух акустических волн через t0, 
тогда время движения волны по газовой среде равно: 

газ 0 ур газ     ,/t t Н  
     

(1)
 

где tгаз – хронологическое время прихода акустиче-
ской волны по газовой среде от уровня жидкости до 
приемника на устье скважины; Нур – расстояние от 
устья до уровня жидкости; υгаз – скорость распро-
странения акустической волны в газе. 

Время движения акустической волны по жидкост-
ной среде равно: 

 жид 0 нас ур жид      ,t t Н Н                 (2)
  

где tжид – время прихода акустической волны в жид-
костной среде от уровня жидкости до приемника в 
зоне глубинной насосной установки; Ннас – расстоя-
ние от устья скважины до глубинной насосной уста-
новки, измеряется по длине НКТ; υжид – скорость рас-
пространения акустической волны в жидкостной сре-
де – в нефти или воде. 

Из (1) и (2) следует расчетная формула (3): 

газ жиднас

ур газ жид

жид газ жид

.
Н

Н t t
 

  

   
         

  (3) 

Рассмотрим другой способ определения уровня 
жидкости в скважине. Предлагается по существую-
щей аналогии в газовой среде акустическую волну 
создавать в водной среде, и по времени прохождения 
двойного пути от насоса до динамического уровня 
воды в межтрубном пространстве оценивать высоту 
столба воды над глубинным насосом [21]. Генератор 
и приемник акустической волны (АВ) размещают 
стационарно в зоне глубинного электроцентробежно-
го насоса скважины, на уровне жидкости скважины 
размещают шарики, выполненные из карбамидной 
смолы или из материала с аналогичным свойством 
положительной плавучести в воде. Акустическую 
волну генерируют в жидкой среде в зоне глубинного 
насоса и измеряют время прохождения акустической 
волны от глубинного насоса до карбамидных шари-
ков, находящихся на уровне жидкости, и время про-
хождения отраженной АВ от уровня жидкости и ша-
риков из карбамидной смолы до приемника акустиче-
ской волны в зоне глубинного насоса.  

Уровень жидкости определяют по формуле: 

ур нас жид 2 1

1
( ),

2
Н Н t t        (4)

 

где t1 – время с момента генерации акустической вол-
ны в воде в зоне глубинного насоса; t2 – время прихо-
да акустической волны к приемнику в зоне глубинно-
го насоса. 

Схема расположения генератора и приемника аку-
стических волн в межтрубном пространстве действу-
ющей водозаборной скважины приведена на рис. 2. 

 

 
Рис. 2.  Определение уровня жидкости в водозаборной 

скважине: 1 – колонна насосно-компрессорных 

труб; 2 – обсадная колонна; 3 – глубинный 

электроцентробежный насос с электроприво-

дом; 4, 5 – генератор акустических волн в жид-

кой среде; 6 – приемник акустической волны; 7 – 

блок преобразователя акустической информации; 

8 – кабель электропитания установки с обрат-

ной информационной функцией; 9 – станция 

управления скважины; 10 – шарики с положи-

тельной плавучестью в жидкости; 11 – динами-

ческий уровень воды в межтрубном простран-

стве 

Fig. 2.  Determination of fluid level in a water well: 1 – 

tubing string; 2 – casing string; 3 – deep electric 

centrifugal pump with electric drive; 4, 5 – acoustic 

wave generator in a liquid medium; 6 – acoustic 

wave receiver; 7 – acoustic information transducer 

block; 8 – cable power supply of the installation 

with an inverse information function; 9 – well con-

trol station; 10 – balls with positive buoyancy in the 

liquid; 11 – dynamic water level in the annulus 

Способ измерения уровня осуществляется в сле-
дующем порядке: 
1. С заданной частотой во времени генератор – 5 

создает акустический импульс, а находящийся ря-
дом приемник – 6 фиксирует момент времени 
инициирования этой волны t1. 
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2. Акустическая волна распространяется с известной 
скоростью в воде, доходит до границы раздела во-
ды и газа – 11, отражается от твердого препят-
ствия в виде слоя из шариков – 10, отраженная АВ 
с такой же скоростью распространяется в обрат-
ную сторону – к глубинному насосу.  

3. Приемник – 6 фиксирует момент времени прихода 
t2 отраженной волны в зону глубинного насоса.  

4. Информация от приемников – 6 передается на блок 
преобразователя акустической информации – 7, уси-
ливается, кодируется и передается по линии связи – 
8 на станцию управления (СУ) – 9. В качестве линии 
связи от блока – 7 до СУ в скважинах с глубинным 
электроцентробежным насосом служит кабель элек-
тропитания электродвигателя насосной установки.  

5. По формуле (4) контроллер станции управления 
определяет удаленность уровня воды от устья. 
Данный способ применим для случая, когда жид-

кая фаза не содержит газовые пузырьки и известна 
скорость распространения акустических волн в ней. 
Например, на территории республики Татарстан та-
кие залежи с высоковязкой нефтью залегают на глу-
бинах до 300 м и содержат в 1 м

3
 нефти не более 50 

литров попутного газа [22]. Описанный способ, на 
наш взгляд, применим и для таких нефтяных скважин. 

Анализ нетрадиционных способов оценки уровня 
жидкости в скважинах 

Наиболее известным и ранним способом измере-
ния уровня жидкости в скважинах с малой глубиной и 
в емкостном оборудовании (танки и резервуары) яв-
ляется технология, по которой на скребковой прово-
локе или геофизическом кабеле в газовую среду 
опускают пустотелый и герметичный снаряд малой 
плотности. По натяжению проволоки или кабеля су-
дят о моменте вхождения снаряда в среду со значи-
тельно большей плотностью. При вхождении снаряда 
с функцией генератора акустических волн в жидкую 
среду (водную или нефтяную) происходит исчезнове-
ние этих волн в газовой среде, что и можно фиксиро-
вать с помощью приемника акустической волны. 
Способ подробно описан в отечественной и ино-
странной литературе [7, 23]. Оба способа непригодны 
для исследования глубоких скважин, имеющих объ-
ективную пространственную кривизну относительно 
вертикальной составляющей.  

Прямые способы измерения уровня жидкости в 
скважине имеют наименьшую погрешность, так как 
измеряющее устройство спускается непосредственно 
в исследуемую зону скважины, а способ определения 
границы раздела сред основан на разнице в свойствах 
попутного нефтяного газа с одной стороны, нефти и 
воды – с другой. Геофизические влагомеры и плот-
номеры основаны на разнице плотности флюидов, их 
электрического сопротивления и диэлектрической 
проницаемости [24]. Положение уровня жидкости в 
межтрубном пространстве, замеряемое через колонну 
насосно-компрессорных труб, определяют с помо-
щью методов радиометрии по разному содержанию 
ядер водорода в единице объема жидкости и газа и по 
различной плотности этих сред [25].  

Способы определения уровня жидкости, основан-
ные на использовании спуско-подъемных операций 
глубинных приборов, применимы во время капиталь-
ного ремонта скважин для установления герметично-
сти обсадной колонны методом снижения уровня 
жидкости. Такие исследования выполняются после 
предварительной установки пакерующего устройства 
на необходимой глубине скважины. Спуско-
подъемные операции аналогичных приборов в дей-
ствующей нефтедобывающей скважине требуют 
снижения давления в МП до атмосферного или при-
менения малогабаритного лубрикатора с его фикса-
цией к эксцентричному отверстию в план-шайбе 
устьевой арматуры. Исследовательские подразделе-
ния нефтегазодобывающих компаний к настоящему 
времени не укомплектованы лубрикаторами для ра-
боты в межтрубном пространстве скважин.  

Попутный нефтяной газ в межтрубном простран-
стве скважины в первом приближении можно рас-
сматривать как идеальный газ, состояние которого в 
замкнутом пространстве скважины описывается 
уравнением Менделеева–Клапейрона. В статье [26] 
предложено оценивать давление и температуру газо-
вой среды, находить объем ПНГ и высоту цилиндри-
ческого газового тела, которое и является уровнем 
газожидкостного раздела. Если среднее давление в 
газовой среде еще можно найти по устьевому давле-
нию и по формуле Лапласа–Бабинэ, то для оценки 
температуры газа на глубине сотен метров необходи-
мо производить спуско-подъемные операции (СПО) 
спаренного манометра-термометра. Очевидно то, что 
необходимость СПО глубинного прибора дает воз-
можность определения уровня жидкости путем пря-
мых измерений характеристик среды, в которой 
находится регистрирующее устройство.  

Для устранения данного противоречия по патенту 
РФ на изобретение [27] часть газа из МП перепуска-
ется в камеру известного объема, фиксируется изме-
нение давления благодаря изотермическому расши-
рению газа. Далее по двум состояниям газа с помо-
щью уравнения Бойля–Мариотта определяется глу-
бина уровня жидкости. По изобретению в качестве 
среднего давления газовой среды используется дав-
ление газа в МП в устьевой зоне скважины без учета 
повышения давления с глубиной по известной экспо-
ненте барометрического нивелирования. Для устра-
нения этого недостатка необходимо рассматривать 
среднее значение давления газа в МП, но для опреде-
ления давления газа на границе с жидкой фазой по 
формуле Лапласа–Бабинэ необходимо знать верти-
кальную координату ствола скважины от устья до 
уровня жидкости, которая и является неизвестной 
величиной. Для выхода из этого положения по изоб-
ретению [28] предложен итерационный метод поиска 
уровня жидкости в МП, заключающийся в том, что на 
первом этапе в указанную формулу подставляют уро-
вень, соответствующий глубине подвески насоса, 
находят уточненный уровень жидкости по формуле 
Бойля–Мариотта, который опять используют для рас-
четов на втором этапе. Расчеты ведут до приведения 
уровня жидкости к одной постоянной величине.  
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Температура среды в межтрубном пространстве 
скважины также может стать информативной вели-
чиной благодаря различной теплопроводности ПНГ и 
нефти в добывающих скважинах. В изобретении [29] 
это положение использовано для оценки состояния 
скважины, эксплуатируемой для добычи высоковяз-
кой нефти с высокой температурой. Авторы изобре-
тения оценивают положение уровня нефти в МП 
скважины с высокой температурой (90–140 °С) по 
первому скачку температуры не менее, чем на 10 °С в 
зависимости температуры среды в межтрубном про-
странстве от глубины измерения. Чувствительный 
элемент в виде оптоволоконного кабеля марки КОБ1-
400-тип4 предварительно размещают на стационар-
ной основе в МП скважины, и по его данным контро-
лируют положение уровня нефти, находящейся меж-
ду обсадной колонной и насосно-компрессорными 
трубами.  

Для скважин со штанговым плунжерным насосом 
специалисты из КНР рассмотрели возможность ис-
пользования динамограмм, снятых на устье скважины, 
для диагностики положения уровня жидкости в 
межтрубном пространстве скважины [30, 31]. Расчет-
ная формула в виде отношения содержит в числителе 
разницу между нагрузками на полированный шток в 
верхнем и нижнем положении плунжера насоса, в 
знаменателе – произведение площади сечения плун-
жера, плотности нефти в МП и ускорения свободного 
падения. По нашему мнению, способ применим толь-
ко в водозаборных скважинах, в которых вода не со-
держит растворенного газа и имеет постоянную плот-
ность по всей высоте в межтрубном пространстве 
скважины.  

Датчики давления для оценки уровня жидкости  
в скважинах 

В нефтегазодобывающем управлении «Чекмагуш-
нефть» ОАО «АНК «Башнефть» в период 1990–2010 гг. 
был накоплен большой опыт по спуско-подъемным 
операциям спаренных манометров-термометров в 
пьезометрические и нефтедобывающие скважины. 
Одной из целей таких исследований было определе-
ние расположения водонефтяного контакта в откры-
том стволе или межтрубном пространстве скважины. 
Дополнительно отбирались пробы скважинной жид-
кости с разных глубин погружения прямоточного 
пробоотборника. Комплекс проведенных работ по 
скважине позволял однозначно идентифицировать 
положение водонефтяного контакта в скважине. 
Примерно такой же механизм исследований описан в 
[32], когда по данным манометра, спускаемого в 
скважину, определяют динамический уровень жидко-
сти в межтрубном пространстве.  

Выше было отмечено, что спуско-подъемные опе-
рации глубинных приборов относятся к сложным и не 
всегда возможным техническим процедурам на сква-
жинах. Например, спуск прибора в межтрубное про-
странство скважины с глубинным электроцентробеж-
ным насосом совершенно невозможен из-за наличия в 
этом пространстве силового многожильного кабеля 
питания погружного электродвигателя установки. 

Необходимость установки стационарного датчика 
давления в зоне глубинного электроцентробежного 
насоса отмечена в [1]. Сегодня термо-
манометрические системы помогают решать персо-
налу нефтяных компаний широкий круг задач экс-
плуатации системы «пласт–скважина–насос», но, как 
уже отмечалось во введении, по единственному дат-
чику давления нельзя судить о положении уровня 
жидкости в скважине. Поэтому датчиков на стацио-
нарной основе должно быть несколько. Эта идея ука-
зана в работе [28]. 

 Датчики давления в МП скважины располагают 
равномерно от устья до глубинного насоса так, чтобы 
вертикальная составляющая между ними была равна 
100–150 м. Расположение датчиков давления на 
условно вертикальной скважине приведено на рис. 3. 
Часть датчиков находятся в газовой среде, в которой 
давление с глубиной незначительно растет согласно 
формуле Лапласа–Бабинэ. Это видно по данным 
рис. 4, где приведена зависимость давления от глуби-
ны пьезометрической скважины. Зависимость полу-
чена путем проведения спуско-подьемной операции 
глубинного манометра-термометра от устья до отмет-
ки 1000 м.  

 

 
Рис. 3.  Датчики давления для контроля уровня в сква-

жине: 1 – колонна лифтовых труб; 2 – 

межтрубное пространство скважины; 3 – глу-

бинный насос; 4 – динамический уровень жидко-

сти; 5 – датчики давления; 6 – кабель электро-

питания с функцией обратной связи; 7 – стан-

ция управления скважины 

Fig. 3.  Pressure sensors for continuous monitoring of the 

dynamic level of the well: 1 – string of elevator 

pipes; 2 – annular space of the well; 3 – downhole 

pump; 4 – dynamic level (gas-liquid section); 5 – 

pressure sensors; 6 – armored communication cable; 

7 – well control station 

 При вхождении манометра в зону нефти ниже 
глубины 466 м давление значительно растет, и в 
среднем градиент давления в жидкостной среде со-
ставляет 0,7 МПа на 100 м. По этой информации кон-
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троллер станции управления скважины выявляет об-
ласть с попутным нефтяным газом, находит уравне-
ние прямой зависимости давления от глубины уста-
новки датчика давления: 

Ргаз.ф.=0,0001·Н+0,7996.                            (5) 

Аналогичное уравнение контроллер выдает по данным 
датчиков, находящихся в жидкостной фазе МП скважины: 

 Ржид.ф.=0,007·Н–2,4127.           (6) 

Совместное рассмотрение уравнений (5) и (6) поз-
воляет оценить уровень жидкости на глубине 465,5 м. 

 

 

Рис. 4.  Определение уровня жидкости в скважине 

Fig. 4.  Determination of the level of fluid in the well 

Приведенный пример показывает надежность и 
информативность стационарных датчиков давления, 
расположенных в кольцевом пространстве скважины 
от устья до глубинного насоса. Для определения 
нижней границы газовой среды и дальнейшей интер-
претации полученной информации в работе [33] 
предложено наблюдать за коэффициентом корреля-
ции зависимости давления от глубины. Переход газо-
вой среды в жидкую фазу влечет за собой резкое 
снижение коэффициента корреляции исследуемой 
зависимости.  

Аналогичные результаты по использованию ста-
ционарных датчиков давления в составе оптоволо-
конной линии в скважине представлены в докладе 
группы авторов [34]. Согласно докладу, концерн Shell 
и компания SmartFibers в оптоволоконной линии раз-
местили мембранные манометры, чувствительные к 
изменению давления в окружающей среде. Величина 
деформации манометра оценивается путем измерения 
длины волны, отраженной от оптоволоконной брег-
говской решетки. Технология успешно испытана в 
период с 2010 по 2014 гг. в нескольких скважинах, 
количество датчиков давления варьировало от 9 до 14.  

В статье было отмечено, что давление попутного 
нефтяного газа в МП растет по экспоненциальной 
зависимости. Добавим, что и давление жидкости от 
динамического уровня до глубинного насоса будет 
расти нелинейно из-за различного содержания сво-
бодного газа в нефти по глубине скважины. Наиболее 
полно состояние нефти с газом в межтрубном про-
странстве нефтедобывающей скважины описано в 
работе [35]. По мнению авторов, в узком межтрубном 

пространстве существует два встречных потока нефти: 
вверх движется пластовая нефть со значительным 
газосодержанием, а вниз – тяжелая нефть с мини-
мальным содержанием газа. Несмотря на существо-
вание такого сложного состояния нефти в МП, оче-
видно, что плотность нефти с растворенным газом 
вблизи насоса будет выше плотности нефти с окклю-
дированным и свободным газом вблизи межфазной 
поверхности нефти и газа. В связи с этим интерпре-
тацию данных от датчиков давления, равномерно 
расположенных от устья скважины до насоса можно 
проводить не по двум массивам данных: в газовой и 
жидкостной средах, а по «скользящей» информации. 
По данным первых (верхних) 3–4 датчиков давления 
определяется коэффициент корреляции прямолиней-
ной зависимости давления от вертикальной состав-
ляющей скважины, далее информация по первому 
датчику удаляется, но добавляется давление по ниже-
лежащему датчику, расчет корреляции нового масси-
ва данных повторяется. Расчеты, проведенные по 
данным трех скважин [33], показали, что предложен-
ный математический алгоритм позволяет идентифи-
цировать межфазную поверхность с приемлемой точ-
ностью в несколько метров.  

Выводы 

1. Динамический уровень жидкости даже при нали-
чии термо-манометрической системы в скважине 
продолжает выполнять важную информационную 
роль в процессе эксплуатации системы «пласт–
скважина–насос». Основным методом определе-
ния уровня жидкости во всех видах эксплуатаци-
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онных скважинах нефтедобывающих компаний 
является звукометрический способ, основанный 
на распространении акустической волны в газовой 
среде. Из-за изменений в системе разработки 
вблизи скважины, неконтролируемой работы пе-
репускного клапана на устье скважины и меняю-
щегося давления состав попутного нефтяного газа 
в межтрубном пространстве не является постоян-
ной величиной, поэтому подавляющее большин-
ство измерений уровня жидкости в нефтедобыва-
ющих скважинах производятся с определенной 
погрешностью.  

2. Для водозаборных и нефтедобывающих скважин с 
минимальным газосодержанием разработаны ал-
горитмы измерения уровня жидкости, основанные 
на распространении акустической волны в жидкой 
среде – воде или нефти. В этих алгоритмах грани-
ца между газом и жидкостью идентифицируется 
как физическая граница разных сред благодаря 
постоянному нахождению дополнительных тел на 
этой границе, и этим устраняется существующая 
сегодня неопределенность в диагностике динами-
ческого уровня жидкости звукометрическим ме-
тодом. 

3. Наиболее перспективным и универсальным для 
скважин любого назначения является способ 
определения динамического уровня жидкости, ос-
нованный на наличии в межтрубном пространстве 
определенного количества датчиков давления. 
Наши исследования показали, что уровень жидко-
сти диагностируется с минимальной погрешно-
стью в постоянном режиме времени и без участия 
персонала предприятия. Способ повышает ин-
формационную обеспеченность скважины и явля-
ется одной из составных частей «интеллектуаль-
ной» скважины.  

Заключение 

Контролирование динамического уровня жидко-
сти в межтрубном пространстве нефтедобывающих и 
водозаборных скважин и давления на приеме глубин-
ного насоса обеспечивает эффективность работы си-
стемы «пласт–скважина–насос» по нескольким при-
чинам. Неизменность уровня жидкости будет наблю-
даться при равенстве притока пластовой жидкости и 
производительности глубинного насоса. Наблюдение 
за плотностью газированной нефти в межтрубном 
пространстве как результат такого информационного 
обеспечения позволит косвенно судить о содержании 
свободного газа на приеме насоса и предупреждать 
аварийные ситуации в эксплуатации электроцентро-
бежного насоса, связанные со срывом подачи пласто-
вой продукции и перегревом установки в целом – 
насоса или погружного электродвигателя.  

Сегодня данные термо-манометрических систем и 
переносных уровнемеров типа Микон и Суддос ана-
лизируются на рабочих местах геологов и технологов 
нефтегазодобывающих компаний на момент их по-
ступления, а это происходит с различной периодич-
ностью. Датчики давления, находящиеся в скважине 
от устья до насоса на стационарной основе, устраня-
ют этот недостаток, дают возможность оперативно и 
без участия персонала предприятия принимать тех-
нические решения по изменению режима эксплуата-
ции глубинного насоса, а значит и всей рассматрива-
емой системы взаимодействия продуктивного пласта, 
скважины и глубинного насоса.  

Работа выполнена в рамках госзадания в сфере научной 
деятельности № FEUR-2020-0004. Наименование проекта 
«Решение актуальных задач и исследование процессов в 
нефтехимических производствах, сопровождающихся 
течениями многофазных сред». 
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The relevance of the research follows from the need to assess the dynamic level of liquid in oil producing and water wells with the neces-
sary frequency, which can be provided as one of the functions of an intelligent well. 
The aim of the research is to search for alternative methods for determining the liquid level in the annulus of wells without involving per-
sonnel in the well zone. 
Objects: oil producing wells equipped with pressure sensors, generators and receivers of acoustic waves and secondary instruments for 
transmitting information to the workplaces of the personnel of the enterprise. 
Methods: based on the well-known laws of physical hydrodynamics and methods of mathematical statistics. 
Results. The soundometric method for determining the dynamic liquid level in the annulus of a well has an error in measurements in exist-
ing oil wells due to the inconstancy of the composition of associated petroleum gas in time and in the depth of the tubing at a fixed point in 
time. 
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