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Аннотация. В работе рассмотрена возможность анализа и 
диагностирования режима многофазного потока в многопла-
стовом резервуаре по данным DTS.  
Проведен анализ теоретических и реальных кривых восста-
новления и падения температуры, соответствующих основным 
режимам многофазной фильтрации пластовых флюидов. 
Установлена возможность диагностирования ногофазного по-
тока на основе анализа и интерпретации особенностей вос-
становления и падения температуры в различных интервалах 
пласта при изменении режима работы скважины.  
Показана возможность диагностирования интервалов обвод-
нения на основе анализа кривых изменения температуры по 
данным DTS. 

Annotation.  The article discusses the possibil-
ity of analysis and diagnosing the multiphase 
flow regime in the multilayered reservoir by 
using DTS (distributed temperature sensing) 
data.  
The analysis of the theoretical and actual curves 
of temperature build up and drawdown, corre-
sponding to the main modes of multiphase flow 
of formation fluids are given in this article.  
The possibility of diagnosis of the multiphase 
flow regime is found based on analysis and 
interpretation of the characteristics of tempera-
ture build-up and drawdown in different intervals 
of the reservoir at the start of the well or shut in, 
or by changing opening degree of the choke.  
The possibility of diagnosing water break-
through intervals, based on the analysis of the 
changes in temperature curves according to the 
DTS is shown. 
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процессе работы скважины, одновременно эксплуатирующей несколько горизонтов, важ-
ным является контроль разработки каждого из эксплуатационных объектов. 

Применение технологии DTS может помочь, наряду с другими методами исследования сква-
жин, диагностировать изменения в работе скважиныи своевременно принять решение по изменению 
ее режима. 

Недостатком традиционного температурного каротажа для анализа системы пласт-скважина 
является то, что его проведение связано с вмешательством в нормальную работу скважины, с опре-
деленными техническими и технологическими трудностями, материальными и финансовыми затра-
тами и т.д. [3, 11].  

Система DTS (распределенного измерения температуры) лишена многих недостатков традици-
онных методов термометрии, может производить значительное количество термограмм на протяже-
нии эксплуатационного цикла скважины и не требует вмешательства в нормальную работу скважины. 

В 
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Наличие большого объема данных замеров DTS стимулирует проведение исследований для 
мониторинга работы скважин [2, 4, 7, 8], оценке эффективности применения новых технологий [5] и др.  

Необходимо отметить, что решение многих практических задач требует нестандартного подхо-
да, так как на изменение температуры оказывают влияние такие факторы как неоднородность филь-
трационных характеристикпласта по стволу скважины, термодинамические и теплофизические свой-
ства породы, нефти, газа и воды, газовый фактор, давление насыщения, забойное давление, пласто-
вые температура и давление и др. [6]. 

В работе показана возможность диагностирования изменения режима потока скважин много-
пластового резервуара на основе анализа данных DTS. 

Трудность практического применения данного подхода заключается в том, что на изменение 
температуры оказывают влияние такие факторы как неоднородность фильтрационных характери-
стикпласта по стволу скважины, термодинамические и теплофизические свойства породы, нефти, га-
за и воды, газовый фактор, давление насыщения, забойное давление, пластовые температура и дав-
ление и др. [3, 11]. 

Диагностировать и выявить причины изменения режима работы скважины можно на основе 
анализа и интерпретации особенностей восстановления (падения) температуры в различных интер-
валах пласта при пуске или остановке скважины.  

При изменении режима работы скважины (закрытии, открытии, изменении степени открытия 
штуцера) меняется характер притока флюидов к скважине, что отражается на температуре в стволе и 
призабойной зоне. Анализ динамики изменения температуры (кривых восстановления (падения) темпера-
туры) при этом дает возможность диагностировать особенности течения пластовых флюидов [1, 2, 3]. 

При этом необходимо отметить, что скорость процесса гидродинамического перераспределе-
ния давления значительно превосходит скорость изменения температуры, связанную с фазовыми 
переходными процессами.  

На изменение температуры на разных интервалах пласта оказывает влияние приток жидкости в 
добывающую скважину, повышающий температуру в стволе и призабойной зоне (положительный 
тепловой эффект), и приток газа, понижающий температуру (отрицательный тепловой эффект) за 
счет эффекта Джоуля-Томсона [3, 11].  

Сочетание этих факторов и приводит к изменению температуры в стволе и призабойной зоны 
скважины. 

В зависимости от условий можно дифференцировать следующие основные режимы течения 
пластовых флюидов: 

–  однофазный поток жидкости (нефть, вода) (Рзаб � Рнас), с положительным тепловым эффек-
том;  

–  двухфазный поток с положительным тепловым эффектом при (Рзаб � Рнас � Рпл) с преобла-
дающим количеством нефти и относительно низким газовым фактором;  

–  смешанный поток с положительным и отрицательный тепловым эффектом (Рзаб � Рнас �

Рпл); однохфазный поток газа с отрицательным тепловым эффектом;  
–  двухфазный поток (газированная жидкость) с отрицательным тепловым эффектом при 

(Рзаб � Рнас � Рпл) с преобладающим количеством газа и относительно высоким газовым фактором;  
–  смешанный поток газированной жидкости с приблизительно равным количеством нефти и 

газа, вследствие чего не происходит изменения температуры при дросселировании. При этом надо 
точно определить интервалы ствола скважины, в которых нет фильтрации, так как при этом также не 
происходит изменения температуры. 

Каждому из перечисленных режимов фильтрации пластовых флюидов соответствует опреде-
ленная форма кривой восстановления и падения температуры. 

Таким образом, анализ кривых восстановления (падения) температуры в скважине позволяет 
диагностировать сложные процессы многофазного течения в пористой средеи характерные особен-
ности структуры потока флюидов.  

Для определения характерных особенностей многофазного течения на основе интерпретации 
кривых восстановления и падения температуры после изменения режима работы скважины (закры-
тие, открытие, изменение степени открытия штуцера) используется обработка данных в полулога-
рифмических координатах � � lg��	 или ∆� � lg��	, где � – температура, ∆� – перепад температуры,               
� – время с момента закрытия скважины [1, 2, 11]. 

Режим многофазного течения, гидро- и пьезопроводность влияют на темп изменения, для оценки 
которого необходимо определить тангенс угла наклона прямолинейного участка кривой восстановления 
или падения температуры после закрытия скважины в полулогарифмических координатах (рис. 1).  

В этом случае, чем больше значение полученного коэффициента падения температуры (тан-
генса угла наклона) по абсолютной величине (прямая 1), тем больше темп изменения температуры, 
что позволяет сделать вывод о режиме многофазного течения в данном интервале скважины (напри-
мер, об уменьшении газового фактора, обводненности и др.), по сравнению с другим (прямая 2). 
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Рисунок 1 – Определение коэффициента падения температуры 
 
Подобным же образом можно сравнивать изменение особенностей многофазного течения на 

одном и том же интервале в разные периоды времени и диагностирование интервалов водопритока.  
Диагностирование интервалов обводнения, на основе анализа гидродинамических и теплофи-

зических показателей, базируется на следующих положениях:  
–  вода обладает значительно меньшей сжимаемостью и большей пьезопроводностью по 

сравнению с газированной нефтью; 
–  подвижность (mobility) воды превышает подвижность нефти; 
–  растворимость пластовых газов в воде значительно ниже, растворимости в нефти; 
–  теплопроводность воды значительно выше, чем у нефти [2, 11].  
Из этого ясно, что внедрение воды в скважину приводит к проявлению положительного тепло-

вого эффекта, как и в случаях однофазного потока нефти и двухфазного потоканефти с преобладаю-
щим количеством нефти и относительно низким газовым фактором. Т.е. для определения интервалов 
воды, надо провести сравнительный анализ кривых падения температуры.  

Необходимо заметить, что из-за перечисленных особенностей пластовой воды (низкая раство-
римость газа, высокая подвижность и теплопроводность и др.), при ее внедрении в скважину темпе-
ратура должна повыситься, по сравнению с температурой потока нефти, и как следствие, при закры-
тии скважины, температура должна упасть быстрее и на большую величину. При этом необходимо 
учитывать, что на значение температуры в различных интервалах скважины влияют скорость, соот-
ношение фаз, теплофизические свойства флюидов и др. Поэтому диагностирование интервалов при-
тока воды только по одному показателю может привести к ошибочным результатам.  

Очень важным представляется анализ темпа изменения температуры после изменения режима 
работы скважины – закрытие, пуск, изменение степени открытия штуцера. Этот показатель позволяет 
оценить температуропроводность пластовых флюидов на разных интервалах пласта, диагностиро-
вать структуру потока и выявить зоны обводнения.  

Был проведен анализ динамики температуры по данным DTS до и после закрытия добывающей 
скважины в августе 2012 г. (обводненность 1,4 %) и в августе 2013 г. (обводненность 10,6 %). Вре-
менные интервалы были выбраны с учетом близости значений степени открытия штуцера.  

Такой вывод получен на основе сопоставления значений температуры в скважине, прироста 
температуры в процессе работы скважины, перепада температуры, формы кривой падения темпера-
туры при остановке скважины и значении коэффициента падения температуры. 

Сравним кривые изменения температуры в полулогарифмических координатах � � lg��	 при за-
крытии скважины в 08/2012 и 08/2013 (рис. 2). 

 

 
 

Рисунок 2 – Определение коэффициента падения температуры (MDDTS4556м) в 08/2012 и 08/2013 
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Коэффициент падения температуры в 08/2013 значительно увеличился (с 0,42 до 1,44), что 
свидетельствует об изменении режима многофазного течения в данном интервале скважины, вероят-
но связанного с водопритоком. 

Как видно из полученных результатов, для более детального анализа и интерпретации кривых 
восстановления (падения) температуры в скважинах необходимо проведение более частых замеров 
DTS, так как многие процессы перераспределения температуры происходят достаточно быстро и не 
отражаются в имеющихся часовых замерах. 

Сопоставление данных анализа значений температуры потока флюидов, прироста температу-
ры в процессе работы скважины, перепада температуры и кривых восстановления (падения) темпе-
ратуры при остановке скважины позволяет оценить вероятные основные зоны водопритока. 
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