ЗБИРАННЯ І ПІДГОТОВКА ВИДОБУВНОЇ НАФТИ НА ПРОМИСЛІ

Видобувна нафта – суміш нафти, газу, мінералізованої води, механічних домішок та інших супутних компонентів. Вона має бути зібрана з розосереджених на великій території свердловин і оброблена як сировина для одержання товарної продукції. Товарною продукцією є товарна нафта, нафтовий газ, а також пластова та стічна вода, яку необхідно знову повертати в пласт.

( 11.1 Призначення та загальна характеристика системи збирання і підготовки нафти

Збирання видобувної нафти – це процес транспортування по трубопроводах нафти, води та газу від свердловин до центрального збирального пункту (ЦЗП). Вони транспортуються під дією напору, що зумовлюється тиском на гирлі свердловин, точніше – його перевищенням над атмосферним тиском, різницею геодезичних відміток вхідної та вихідної точок трубопроводу (горбистий рельєф місцевості), а також (у разі потреби) створюється насосами.

Збираючи нафту, потрібно точно вимірювати продукцію кожної свердловини з метою одержання інформації для проектування експлуатації свердловин, контролю та регулювання розробки родовища.

Одержання товарної продукції називають підготовкою видобувної нафти. Вона складається з технологічних процесів сепарації, стабілізації, зневоднення (деемульсації) і знесолення нафти, очищення стічної води від емульгованої нафти та механічних домішок (шламу), а також осушування (від водяної пари) й очищення (від сірководню та діоксиду вуглецю) нафтового газу.

Первинна підготовка видобувної нафти на промислах зумовлюється необхідністю зменшити транспортні витрати (відсутність перепомповування води як баласту на нафтопереробний завод і назад для повернення в пласт), запобігти утворенню стійких емульсій (“старіння” емульсій), гідратоутворенню в газопроводах, зберегти приймальність водонагнітальних свердловин (див. ( 3.2), зменшити корозійне руйнування внутрішньопромислового та заводського обладнання й трубопроводів під час транспортування нафти, газу і води.

Збирання та підготовка нафти – це не два послідовних процеси, а єдина система перелічених технологічних процесів, коли збирання поєднується з підготовкою нафти. Сучасна система нафтогазозбирання та підготовки - це складний комплекс трубопроводів, блочного автоматизованого обладнання й апаратів, технологічно взаємопов’язаних. Вона має також забезпечити: а) запобігання втрат нафтового газу та легких фракцій нафти від випаровування на всьому шляху руху і від початку розробки родовища; б) відсутність занечищення довкілля, яке зумовлюється розливаннями нафти і води; в) надійність функціонування кожної ланки та системи в цілому; г) високі техніко-економічні показники роботи.

На спорудження об’єктів і комунікацій системи збирання та підготовки нафти витрачається близько 50% капітальних вкладень у нафтовій промисловості. Використання обладнання в блочно-комплектному виконанні зменшує витрати майже вдвічі, прискорює введення в розробку родовища на 3-4 роки, дає змогу уникнути втрат нафтового газу і некондиційної нафти. Воно забезпечує також можливість повної автоматизації технологічного процесу, гнучкість і маневреність у нарощуванні або скороченні потужностей (монтаж і демонтаж окремих блоків) з метою врахування динаміки видобування нафти і рідини, обводненості продукції в часі (див. ( 1.5, 4.1). Зменшити витрати можна також раціональним вибором кількості та розміщенням вимірювальних та інших устатковань, трас трубопроводів з урахуванням характеру місцевості (рельєф, ріки, озера, яри, система землекористування, забудованість тощо), діаметрів труб, збільшенням і централізацією технологічних об’єктів, поєднанням процесів збирання та підготовки нафти (внутрішньотрубна деемульсація нафти з подаванням деемульгаторів, попереднє відбирання газу, попереднє скидання й очищення води та ін.). Важливо також раціонально використовувати надлишкову енергію, яка надходить із свердловини. Ці та інші положення враховують під час проектування промислового облаштування родовища, коли сукупно розглядаються різні варіанти систем кущування свердловин (у випадку похило-скерованного їх буріння), збирання та підготовки нафти, підтримування пластового тиску, електропостачання, під’їздних автомобільних доріг та ін. Спільний розгляд цих складних систем став можливим на базі використання ЕОМ за методикою, яка поєднує економіко-математичні моделі з досвідом проектувальника. Оптимізація промислового облаштування забезпечує зменшення капітальних вкладень на 10-15%.

( 11.2 Класифікація систем нафтогазозбирання та їх характеристика

Кожне нафтове родовище має свої особливості (властивості нафти, умови експлуатації свердловин, клімат, характер місцевості та ін.). Тому єдиної універсальної системи нафтогазозбирання не існує.

Системи збирання видобувної нафти класифікують так:

а) за ступенем герметизації – відкриті, мішані (частково герметизовані), герметизовані;

б) за кількістю збірних трубопроводів для транспортування продукції свердловин – одно-, дво- та тритрубні;

в) за величиною напору – самоплинні, напірні (низько- та високонапірні);

г) за типом вимірювально-сепараційних устатковань – з індивідуальними та груповими устаткованнями.

Ці критерії класифікації по-різному поєднуються у застосовуваних системах.

На ранніх етапах розвитку нафтової промисловості застосовувався відкритий спосіб видобування, збирання та зберігання нафти. Нафтовий газ і легкі фракції нафти звітрювались в атмосферу.

Бакинська самоплинна система збирання

Першою в певній мірі досконалою системою була бакинська мішана самоплинна двотрубна система збирання, яку продовжують застосовувати на давно розроблюваних родовищах (рис. 11.1, а).

За такою системою герметизоване низьконапірне транспортування видобувної нафти (нафти, води та газу) здійснюється по одному трубопроводу від свердловини 1 до індивідуальних 2 (ІВУ) або групових 3 (ГВУ) вимірювальних устатковань, розміщених від гирла на відстані не більш як 500 м. До ГВУ під’єднують викидні лінії 5-8 свердловин (фонтанних, газліфтних, насосних).

На ІВУ або на ГВУ здійснюють сепарацію (поділ фаз) у трапах (сепараторах) 2 за тисків 0,11...0,15 МПа.

Рідина (нафта з водою) із трапів самоплином (завдяки природним схилам на місцевості) по нафтозбиральному трубопроводу надходить у резервуари 5 групового збирального пункту (ГЗП), з них насосами 6 перепомповується в сировинні резервуари 7 промислового парку на центральному збиральному пункті (ЦЗП) і далі насосами 8 – на устатковання підготовки нафти (УПН) або на нафтопереробний завод (НПЗ). Раніше воду з трапів скидали в каналізаційну мережу.

Газ із трапу по газопроводу надходить на вхід компресорної станції 9 і далі подається на газопереробний (газобензиновий) завод (ГПЗ). Іноді, залежно від тисків на гирлах свердловин, застосовують два ступені сепарації і дві газозбиральні лінії (низького та високого тисків).

Нафту та воду вимірюють шляхом перемикання через розподільну батарею 10 у вимірювальному трапі або в мірнику 4, а газ – за допомогою діафрагмового приладу.

Втрати нафти внаслідок випаровування з негерметизованих мірників і резервуарів сягають 3% від загального видобутку. Із 50-х років минулого століття почали впроваджувати однотрубні герметизовані системи нафтогазозбирання.

Система збирання Бароняна-Везірова

Ця система (рис. 11.1, б), запропонована 1946р., передбачає однотрубне високонапірне збирання всієї продукції свердловин під дією гирлового тиску 0,4...0,5 МПа через ГВУ до групового (дільничного) збирального пункту, що розміщений на відстані 3...8 км.

На ГЗП проводять сепарацію газу в два ступені: відокремлюють газ у сепараторі 12 за тиску 0,4...0,5 МПа і відбирають газ вакуумним компресором 16 за тиску 0,1 МПа із відстійників 13 і збиральних резервуарів 14. Газ через газоосушувач 17 подають на компресорну станцію 18 і далі через масловідділювач 19 – на газліфтні свердловини або на ГПЗ.

Продукцію фонтанних свердловин піддають також додатковій сепарації в сепараторах 11 високого тиску (0,4...0,6 МПа), розміщених біля свердловин або на ГЗУ. Газ, який відокремився, подають у збірний газопровід і далі – на ГПЗ або для газліфтної експлуатації.

Розгазована обводнена нафта із сепаратора 12 надходить у відстійники 13, де відокремлюються вода й пісок, які скидаються в систему очищення стічних вод. Частково зневоднену нафту із збиральних резервуарів 14 насосами 6 подають у сировинні резервуари 15 ЦЗП і на УПН.

Система нафтогазозбирання Бароняна-Везірова не забезпечує усунення втрати нафти від випаровування тільки із сировинних резервуарів 15.

Високонапірна система збирання Діпросхіднафти

Ця система (рис. 11.1, в) почала впроваджуватись на родовищах 1960 р. Вона передбачає перепомповування газонасиченої нафти від родовищ цілого нафтопромислового району на ЦЗП, де зосереджені всі потужності з підготовки нафти та переробки газу.

Продукція свердловин під дією гирлового тиску надходить через ГВУ, до якої під’єднано 6-12 свердловин, або на дільничну дотискну насосну станцію (ДНС), або на дільничне сепараційне устатковання (ДСУ). ДНС будують на промислі або на частині промисла, розміщених на значних відстанях від ЦЗП (як правило, понад 10 км), а ДСУ – для нафтозбирання з ділянок, розміщених поблизу ЦЗП.

На ДНС (або ДСУ) здійснюють перший ступінь сепарації за тиску 0,6...0,7 МПа. Цим забезпечується безкомпресорне транспортування газу до ГПЗ, розміщеного на території ЦЗП, та перепомповування газонасиченої нафти відцентровими насосами 21 на ЦЗП, відстань до якого становить 100 км і більше.

На ЦЗП здійснюють другий і, якщо потрібно, третій ступені сепарації, підготовку нафти й очищення води.

За цієї системи досягається високий ступінь централізації технологічних об’єктів, їх кількість на родовищі зводиться до мінімуму, відсутні відстійники та компресорні станції, практично повністю утилізується нафтовий газ.

Системи збирання на родовищах Західного Сибіру

Застосовують кілька різновидів напірних систем нафтогазозбирання, специфіка яких, в основному, пов’язана з кущовим розміщенням свердловин, похило і скеровано пробурених на продуктивний пласт (рис. 11.2). У цих системах знайшли застосування комплексні збиральні пункти (КЗП), на яких відбуваються часткова підготовка нафти та її відпомповування на ЦЗП, який ще називають центральним пунктом підготовки нафти (ЦППН).

Сепарація газу відбувається в два-три ступені. Сепарація І ступеня відбувається за тиску 0,4...0,8 МПа перед ДНС і КЗП, а газ надходить на ГПЗ, який віддалений від них на 100 км і більше. У зневоднену продукцію на КЗП вводять деемульгатор. Залежно від того, які технологічні процеси виконують на КЗП, розрізняють три варіанти систем.

За першим варіантом (рис. 11.2, а) усю підготовку (сепарацію і зневоднення) нафти виконують на ЦППН.

За другим варіантом (рис. 11.2, б) на КЗП виконують часткове зневоднення нафти.

За третім варіантом (рис. 11.2, в) на КЗП підготовку нафти виконують у газонасиченому стані без застосування насосів, причому ведеться окрема підготовка безводної та обводненої нафти. На КЗП є також устатковання попереднього скидання води і відбирання газу 6, нагрівачі 11 і відстійники (електродегідратори) 10 для глибокого зневоднення нафти. Гарячу воду з відстійників 10 подають у трубопровід перед першим ступенем сепарації. 

На ЦППН виконують сепарацію другого та третього ступенів.

Інші системи нафтогазозбирання

У Татарстані знайшов застосування варіант напірної системи нафтогазозбирання, коли на дотискній насосно-компресорній станції (ДНКС), суміщеній із ГВУ, тиск нафтогазової суміші підвищують до 1,6...2 МПа і перепомповують на ДСУ. Проте система не дістала широкого застосування через відсутність економічно вигідних і надійних у роботі газорідинних нагнітачів (гвинтових насосів, насосів-компресорів).

У Башкортостані застосовано варіант герметизованої самоплинної системи з використанням ежекторних устатковань, які розміщено на ГВУ. Газ першого ступеня сепарації ежектує газ другого ступеня і за тиску 0,2...0,5 МПа транспортується по газопроводу на ГПЗ. Нафта по нафтотрубопроводу самоплином надходить на збиральний пункт. Велика металомісткість і відсутність централізації об’єктів обмежили застосування цієї системи.

На Північному Кавказі знайшла застосування високонапірна система нафтогазозбирання за тисків до 6...7 МПа за рахунок використання пластової енергії. На родовищах будують тільки ГВУ. Продукція свердловин іде в збиральний колектор і транспортується за рахунок пластової енергії на централізоване сепараційне устатковання (ЦСУ), яке розміщується на території УПН та ГПЗ і віддалено від ГВУ на десятки кілометрів.

Запропоновано також безколекторну (променеву) систему, в основі якої лежить спільне транспортування нафти і газу від кожної свердловини до великих збиральних пунктів, які обслуговують до сотні свердловин. На збиральному пункті здійснюють підготовку нафти або лише сепарацію першого ступеня, а газонасичена нафта перепомповується насосами на ЦЗП усього родовища.

У результаті аналізу застосування герметизованих систем збирання відокремлено дев’ять узагальнених варіантів. Серед них найширше використовують три системи, які містять: а) тільки ГВУ; б) ГВУ і ДНС з відбиранням газу тільки на ДНС; в) ГВУ і ДНС з відбиранням газу на ГВУ і ДНС.

Розглянуті системи стосовно конкретних умов вдосконалювали, модернізували. Тенденція їх розвитку – максимальна централізація нафтопромислових об’єктів, автоматизація та телемеханізація.

Уніфіковані технологічні системи комплексів збирання та підготовки нафти, газу і води нафтовидобувних районів

Такі схеми розроблено на основі узагальнення наукових досягнень, а також світового досвіду. В основу цих схем покладено суміщення процесів збирання та підготовки за максимального концентрування основного технологічного обладнання на ЦЗП. На родовищі розміщуються лише ГВУ. З огляду на різноманітність умов конкретних родовищ комплекс може мати два варіанти технологічної схеми розміщення додаткового обладнання на родовищі:

а) перший ступінь сепарації з ДНС і попереднім зневодненням нафти, причому якість води має задовольняти вимоги для запомповування в тріщинувато-пористий пласт;

б) перший ступінь сепарації з насосним відпомповуванням без скидання води.

Уніфіковану технологічну схему показано на рис. 11.3. У схемі можна відокремити п’ять вузлів-устатковань: вимірювання продукції свердловин (ГВУ), підготовки газу (УПГ), нафти (УПН), води (УПВ) і шламу або механічних домішок (УПШ).

Нафта, газ і вода під тиском до 1,5...3 МПа із свердловин 1 по викидних трубах (шлейфах) діаметром 75...150 мм, довжиною 0,8...4 км прямують в автоматизовані групові вимірювальні устатковання 2 (типу “Супутник”), де відбувається відокремлення газу від рідини (нафти, води) і автоматичне почергове (посвердловинне) вимірювання витрат рідини та газу.

Після вимірювального устатковання нафта, газ і вода змішуються і транспортуються по збірному колектору діаметром 200...500 мм, довжиною до 7...70 км під власним тиском до УПН. Припустимі межі однотрубного транспортування вибирають залежно від рельефу місцевості, в’язкості та витрати продукції, діаметра трубопроводу і тиску на його вході. Для внутрішньотрубної деемульсації за допомогою блока 3 вводиться в потік деемульгатор.

На УПН виконують послідовно сепарацію першого ступеня 4, попереднє зневоднювання 5, нагрівання емульсії 6, збільшення крапель води 7, глибоке зневоднювання та сепарацію другого ступеня 8, уведення прісної води в потік 9, знесолення 10 і сепарацію третього ступеня (стабілізацію). Зневоднена та знесолена нафта із сепараторів 11 самоплином надходить у два позмінно працюючих герметизованих резервуари 12 на короткочасне зберігання. З них нафта забирається підпірним насосом 13 і подається на автоматизоване вимірювальне устатковання кількості та якості товарної нафти 14 (типу “Рубін”). Якщо нафта відповідає кондиціям, то вона прямує в парк товарних резервуарів і далі в магістральний нафтопровід і на НПЗ. Якщо нафта виявиться некондиційною за вмістом води (понад 0,5%) і солей (понад 100 мг/л), то засувка на вході в товарний резервуар автоматично закривається і відкривається засувка для повернення нафти знову на зневоднювання та знесолення. Необводнена нафта минає частину вузлів УПН і надходить відразу в кінцеві сепаратори третього ступеня 11, де змішується із зневодненою і знесоленою нафтою.

Відокремлений газ по збірних газопроводах надходить на УПГ, увесь комплекс обладнання якого називають газобензиновим заводом. Звичайно, УПГ монтують для великої групи родовищ, де є великі запаси нафтового газу. На промислі (родовищі) підготовка газу не здійснюється.

Відокремлена у відстійниках і електродегідраторі вода самоплином надходить на УПВ. Там вона проходить через блоки очищення 17 та дегазації 20 і через вузол вимірювання 21 подається на кущові насосні станції (КНС) для запомповування в пласт. Зібрана в блоці 22 нафта відпомповується на УПН.

Шлам, який відокремлюється від нафти і води на УПН і УПВ, надходить в ємність-шламонакопичувач 23 УПШ. Вода з ємності 23 і стічна вода з промислу надходить до блока стоків 24, звідки відпомповується в мультигідроциклон 25 для відокремлення шламу. Шлам збирається в ємності 23, а вода подається на вхід в УПН. Гази дегазації води надходять на свічку для спалювання.

За такої схеми збирання та підготовки втрати вуглеводнів зведено до мінімуму (0,2%).

Деякі особливості технологічних схем у конкретних умовах

Високопарафінисті (6-25%) і високосмолисті нафти за порівняно високої температури (20...300С) втрачають свою рухомість. За зниження температури в’язкість істотно зростає. Це ускладнює пуск нафтопроводу після його зупинки, потребує застосування насосів, розрахованих на високі тиски.

Для полегшення транспортування таких високов’язких і застигаючих нафт (емульсій) їх підігрівають або вводять реагенти, які знижують в’язкість пристінних шарів нафти. Блочні автоматизовані печі підігрівання нафти встановлюють на викидних лініях (гирлові нагрівачі типів ГН і ПГТ), на збірних колекторах (печі підігрівання типу ПП і підігрівач трубопровідний типу ПТ) і на магістральних трубопроводах. Нафтовий газ спалюють у печах, які забезпечують нагрівання до температури 70 0С за робочого тиску до 1,6...16 МПа. Підігрівачі типів ПП і ПТ можна використовувати під час деемульсації нафти, а також для підігрівання газу і води у випадках газліфтної експлуатації та підтримування пластового тиску.

Трубопроводи розраховують на максимальні витрати продукції, які відповідають другій стадії процесу розробки (див. ( 1.5). Протягом інших стадій вони працюють з великим недовантаженням. У випадку горбистого рельєфу місцевості недовантаження супроводжується великими пульсаціями тиску і швидкостей потоку, утвореннями “газових мішків” на підвищених ділянках трубопроводу, погіршенням режиму роботи устатковань сепарації, підготовки нафти і води та ін. У такому випадку доцільно замість одного колектора великого діаметра вкладати два трубопроводи менших діаметрів, які забезпечують задану пропускну здатність. По цих трубопроводах спочатку окремо збирають необводнену і обводнену нафти, а пізніше один із цих трубопроводів демонтують. Можна також попередньо відібрати газ на ГВУ і окремо збирати або відбирати його за допомогою ежекторів на перевальних точках (підвищення) нафтопроводу.

Родовища, які розміщені на дуже заболочених або шельфових зонах, розбурюють похило-скерованими свердловинами з намивних острівців або майданчиків (блоків), які служать для розміщення ГВУ та іншого технологічного обладнання. 

На морських родовищах майданчики і берег пов’язують естакадами. У випадку великої відстані до берега трубопроводи для подавання на берег нафти та газу прокладають по дну; нафту доставляють також нафтоналивними суднами. Воду очищують на майданчиках і використовують для запомповування в пласти з метою скорочення тривалості розробки родовища, оскільки термін служби морських споруд обмежений через корозію.

У разі великих за площею родовищ будують дотискні насосні станції тощо.

( 11.3 Сепарація та стабілізація нафти

Сепарація нафти – це відокремлення нафти від газу.

Процес розгазування нафти може починатися вже в пласті внаслідок падіння тиску нижче тиску насичення нафти газом. У ході збирання та підготовки нафти сепарацію виконують у різних сепараторах. Газонафтові сепаратори від газових сепараторів, призначених для відокремлення газоконденсату, води та механічних домішок від природного газу, відрізняються тим, що в них обробляється газорідинна суміш з порівняно малим вмістом газу (газовим фактором).

Конструкції сепараторів

Сепаратори, які застосовують на нафтових промислах, класифікують так:

а) за призначенням – вимірювально-сепараційні та сепараційні;

б) за геометричною формою і положенням у просторі – циліндричні, сферичні, вертикальні, горизонтальні, похилі;

в) за характером прояву основних сил поділу фаз – гравітаційні, відцентрові (гідроциклонні) та інерційні (жалюзні);

г) за робочим тиском – високого тиску (6,4...2,5 МПа), середнього (2,5...0,6 МПа), низького (0,6...0,1 МПа) і вакуумні;

ґ) за кількістю під’єднаних свердловин – індивідуальні та групові;

д) за кількістю відокремлюваних фаз – двофазні (газонафтові) і трифазні (газоводонафтові).

Сепаратори істотно відрізняються за своїми конструктивними ознаками та особливостями. Розглянемо деякі характерні їх типи.

На давно розроблюваних родовищах застосовують вертикальні газонафтові сепаратори, або трапи (рис. 11.4). Газорідинну суміш під тиском уводять через патрубок 1 у роздавальний колектор 2, який має по всій довжині щілину. Із щілини суміш витікає на похилі площини 6 із невеликими порогами для інтенсифікації виділення газу. У нижній частині під дією сили тяжіння збирається рідина, а у верхній – газ.

Перегородки 10 призначені для заспокоювання рівня рідини в разі виникання пульсуючого потоку, а давач регулятора рівня поплавкового типу 7 із виконавчим механізмом 8 – для циклічного виведення нафти із сепаратора. Через патрубок 9 періодично скидають накопичені механічні домішки. Водовимірне скло 11 призначене для вимірювання кількості рідини, що подається.

У верхній частині сепаратора встановлено краплеловильну насадку 4 жалюзійного типу. Її робота грунтується на різних принципах: зіткненні потоку з різного виду перегородками; зміні напряму та швидкості потоку; використанні відцентрової сили; застосуванні коалесціюючої насадки (сіток). Виділена нафта стікає в піддон і по дренажній трубці 13 спрямовується в нижню частину сепаратора На лінії виведення газу встановлюють регулятор тиску “до себе” 3, який підтримує сталий тиск у корпусі сепаратора перед регулятором. У верхній частині розміщено запобіжний клапан 5, який скидає газ у разі аварійного перевищення тиску в сепараторі над допустимою значиною.

У вертикальному сепараторі, як і в будь-якому іншому, можна відокремити чотири секції (див. рис. 11.4): основну сепараційну (І), осаджувальну (ІІ), вологонакопичувальну (ІІІ) і краплеловильну (ІV).

За допомогою вертикальних сепараторів є змога вірогідно визначати об’єм рідини (вимірювальний трап). Такі сепаратори рекомендується використовувати за наявності піску в продукції свердловин.

Вища якість відокремлення фаз забезпечується в горизонтальних сепараторах, які останнім часом дістали широке застосування.

На першому ступені сепарації ефективним виявився двофазний сепаратор із попереднім відбиранням газу (устатковання блочне сепараційне) типу УБС (рис. 11.5). На вході в сепаратор (у кінці збірного колектора) встановлено депульсатор 5 і краплевловлювач 8. У депульсаторі відбуваються розшарування структури газорідинної суміші, відбирання газу і зменшуються пульсації витрати та тиску. Газорідинна суміш зі збірного колектора підводиться по похилому 1 (30...400), горизонтальному 2 (довжиною 2...3 м) і похилому 3 (10...150) довжиною 15...20 м трубопроводах. Із трубопроводу 3 у верхній частині (вище рівня рідини в сепараторі) газ відбирається по газовідвідних трубках 4 у газозбірний колектор депульсатора 5, який підводить газ у виносний краплевловлювач (краплевідбійник) 8. У краплевловлювачі встановлено перфоровану перегородку 6, яка вирівнює потік газу, і жалюзійну касету 7. Із краплевловлювача 8 газ прямує в ежектор 9 (не входить до комплекту устатковання) і далі – у газопровід на ГПЗ. У сепараторі виділяється основна частина газу, який надходить в ежектор 9. Крапельки нафти збираються і стікають у сепаратор. Нафта надходить на УПН. Блочні сепараційні устатковання типу УБС випускають на пропускну здатність за рідиною 1500...16000 м3/добу (газовий фактор 120 м3/т, робочий тиск 0,6 і 1,6 МПа).

Для відокремлення газу від нафти на першому та наступних ступенях сепарації, включаючи гарячу (за високої температури) сепарацію на останньому ступені під вакуумом, у наш час випускають нормальний ряд нафтогазових (двофазних) сепараторів типу НГС на пропускну здатність за нафтою 2000...30000 т/добу і за газом – 150...4 400 тис.м3/добу. На відміну від розглянутих раніше устатковань у них відсутній депульсатор, а два сітчастих краплевідбійники із в’язаного дроту встановлено в ємності сепаратора.

Для відокремлення нафти від води та газу застосовують трифазні сепаратори або устатковання з попереднім скиданням води (УПС) (рис. 11.6). Їх особливість – використання в одній ємності двох відсіків: сепараційного 3 та відстійного 6, які відокремлені глухою сферичною перегородкою 15 і сполучаються між собою через краплеутворювач 14.

Продукція свердловин надходить у сепараційний відсік через сопло 1 і нафторозливну полицю 2, яка забезпечує повнішу сепарацію і запобігає піноутворенню. Відокремлений нафтовий газ через регулятор рівня 4 відводиться у відстійний відсік 6, звідки через краплевідбійник 7 і регулятор тиску надходить у газозбірний колектор. Зібрана в краплевідбійнику 7 рідина самоплином надходить у відстійний відсік.

Водонафтова емульсія із сепараційного відсіку 3 у відстійний відсік 6 надходить через краплеутворювач 14 під тиском газу. Допустимий перепад тиску між відсіками не перевищує 0,2 МПа (залежно від довжини краплеутворювача). Для покращення відокремлення фаз у краплеутворювач подається також поворотна вода з УПН, яка містить ПАР.

Лінійний горизонтально розміщений краплеутворювач виготовляють із трьох секцій труб, діаметри яких збільшуються в напрямі руху потоку. За рахунок цього послідовно відбувається збільшення крапель у результаті розвитку турбулентності потоку, коалесценції крапель внаслідок зниження турбулентності та розшарування потоку під дією гравітаційних сил. Загальна довжина труб сягає 500 м залежно від необхідної тривалості контактування емульсії та поворотної води. Для роботи без краплевловлювача поворотну воду вводять за 200...300 м до входу в сепаратор.

У відстійному відсіку є дірчасті розподілювачі емульсії 5, збірники нафти 11 і води 13, що призначені відповідно для рівномірного розподілу емульсії по всьому перерізу відстійника, збирання нафти та води.

Попередньо зневоднена нафта і вода автоматично скидаються із сепаратора за допомогою регуляторів 10 і 12. Двома патрубками 8 і 9 для виведення нафти забезпечується робота устатковання на режимах повного та неповного заповнення ємності.

Устатковання типу УПС випускають на пропускну здатність за рідиною 3000...10000 т/добу (газовий фактор до 120 м3/т, робочий тиск до 1,6 МПа). Їх можна використати або як сепаратори першого ступеня, при цьому потрібно попередньо відбирати газ із депульсатора, або після сепаратора першого ступеня. Устатковання типу УПС із високою пропускною здатністю поділено на дев’ять відсіків, тому його можна використовувати також як розділювач потоку (на чотири потоки) для забезпечення рівномірного завантаження наступних технологічних устатковань.

Кінцевий ступінь сепарації має забезпечити тиск насиченої пари в пункті здавання нафти не більше 0,066 МПа. Відбирання з нафти найбільш летких вуглеводнів (пропан, бутан) і одержання стабільної нафти, практично нездатної випаровуватися в атмосферу, називають стабілізацією нафти. Крім сепарації для одержання стабільної нафти пропонувалось використати також ректифікацію (випаровування та конденсацію в колонах), яка, проте, не дістала застосування на промислах. Відбирання найбільш летких вуглеводнів і забезпечення потрібного тиску насиченої пари здійснюють гарячою сепарацією і створенням вакууму на кінцевому (гарячому) ступені сепарації.

( 11.4 Деемульсація та знесолення нафти. Підготовка стічної води

Видобування нафти супроводжується відбиранням пластової води, що призводить у процесі руху та перемішування фаз до утворення водонафтових емульсій.

Деемульсація та знесолення нафти

Здатність емульсії протягом певного часу не руйнуватися і не поділятися на фази називають стійкістю, або стабільністю. Вона зменшується з підвищенням температури, зниженням дисперсності системи (ступеня подрібненості дисперсної фази), зменшенням вмісту в системі стабілізувальних речовин (емульгаторів), які утворюють на поверхні поділу фаз адсорбційні захисні оболонки, та ін. Стабілізувальні речовини, які містяться в нафті (асфальтени, нафтени, смоли, парафін) і пластовій воді (солі, кислоти), називають природними емульгаторами, або природними поверхнево-активними речовинами (ПАР).

Адсорбція емульгаторів на водонафтовому розділі та потовщення міжфазного броньованого шару протікають у часі, тому емульсія оберненого типу В/Н (вода в нафті) з часом стає більш стійкою, тобто відбувається “старіння” емульсії. Звідси випливає, що свіжі емульсії руйнуються значно легше і швидше. Протягом доби “старіння” практично згасає.

Для руйнування водонафтових емульсій шляхом витіснення природних емульгаторів із поверхневого шару води широко застосовують різні деемульгатори – поверхнево-активні речовини, які є активнішими, ніж емульгатори. Ефективними деемульгаторами, які застосовують нині для руйнування емульсій типу В/Н, є ПАР нейоногенні (які не утворюють іонів у водних розчинах) маслорозчинні (сепарол 508Ч, дисолван 4490, прохінор GR, Віскок-3) і водорозчинні (сепарол 29, R-11, Х-2647, L-1632, Доуфакс, серво та ін.). Більшість із них є токсичними. На 1 т нафти дають 20...60 г деемульгатора. Деемульгатор утворює гідрофільний адсорбційний шар, у результаті чого краплинки води під час зіткнення коалесціюються (зливаються) у більші краплинки, які вже легко осідають у нафті.

Відомо багато різних методів руйнування водонафтових емульсій типу В/Н: внутрішньотрубна (шляхова) деемульсація; гравітаційне відстоювання; термохімічна підготовка нафти; електродегідрування; центрифугування; фільтрація через тверді пористі тіла (шар піску) та ін. Розглянемо основні методи.

Внутрішньотрубну деемульсацію широко застосовують у поєднанні з іншими методами підготовки нафти. Вона передбачає введення емульгатора дозувальним насосом у потік водонафтової суміші (через затрубний простір, на гирлі свердловини або на ГВУ). Дослідженнями встановлено, що внутрішньотрубна деемульсація тим ефективніша, чим більша ефективність ПАР, тривалість перемішування, кількість води та температура емульсії. Для кожної емульсії існує оптимальний час та інтенсивність перемішування, у зв’язку з чим запропоновано використовувати трубопроводи-краплеутворювачі. З допомогою внутрішньотрубної деемульсації можна організувати попереднє скидання води (на ГВУ, ДНС або КЗП), яке доцільне за вмісту води в продукції свердловин понад 30%. Великі краплі відбирають у відстійниках.

Гравітаційне відстоюваня відбувається за рахунок різниці густин пластової води (1 010...1 200 кг/м3) і нафти (790...950 кг/м3) у герметизованих відстійниках (ємностях) і сировинних резервуарах. Після внутрішньотрубної деемульсації розшарування емульсії в резервуарах без підігрівання відбувається протягом 2...3 год. Вміст залишкової води в нафті у випадку холодного відстоювання перевищує 1-2%. Емульсія має подаватися в резервуари рівномірно по всій площі через розподільний пристрій (промені-відводи з отворами), який розміщується під рівнем пластової води, що збільшує площу поверхні емульсії, яка контактує з водяною подушкою та інтенсифікує процес розшарування емульсії. Час повного відокремлення нафти від води визначають як відношення висоти шару дисперсійного середовища до швидкості переміщення (спливання, осаджування) краплин дисперсної фази.

У поєднанні із цими методами широко використовують термохімічну підготовку нафти, яка грунтується на використанні ПАР і теплоти. До 50% витрат на підготовку нафти пов’язано з необхідністю нагрівання. Для цього випускалися блочні термохімічні устатковання у вигляді вертикальної (типу УДО) або горизонтальної (типу СП) циліндричної ємності, в яких поєднано нагрівання (10...60 0С) емульсії за допомогою газової шапки, сепарація газу, а також відстоювання нафти і води з окремим їх скиданням. Такі устатковання називали ще сепараторами-підігрівачами, або сепараторами-деемульсаторами. У наш час емульсію нагрівають за допомогою нагрівача (або печі), пропускають через краплеутворювач і відводять у відстійник глибокого зневоднення (див. рис. 11.3).

Нафтові нагрівачі та печі випускають двох модифікацій:

нагрівачі з жаровими трубами, аналогічні суміщеним апаратам тільки без відстійного відсіку (типу НН-2,5 і НН-6,3);

печі трубчасті блочні (типу ПТБ-10 і БН-2М).

У нафтових нагрівачах типу НН, які являють собою горизонтальну циліндричну ємність, емульсія проходить знизу вверх через шар водяної подушки, яка омиває жарові труби. У блочному нагрівачі типу БН і в печі трубчастій блочній типу ПТБ емульсія рухається в трубі і нагрівається продуктами згоряння, які омивають трубу.

Для відстоювання нагрітих емульсій найширше використовують горизонтальні відстійники об’ємом 200 м3. Відстійник типу ВГ-200 С має два відсіки: сепараційний і відстійний. Розгазована емульсія із сепараційного відсіку по двох колекторах через перфоровані розподільники надходить у відстійний відсік під рівень пластової води. Зневоднена нафта спливає і через перфорований збірник виводиться з апарату. Пластова вода, яка відокремилась, з допомогою поплавкового регулятора міжфазного рівня скидається в систему підготовки стічних вод. Принцип роботи грунтується на гравітаційному відстоюванні та ефекті промивання емульсії як у шарі дренажної води, так і в проміжному шарі висококонцентрованої емульсії, який виконує роль своєрідного коалесціюючого фільтра.

З допомогою існуючих методів зневоднення нафти на промислах неможливо одержати товарну нафту із залишковою обводненістю нижче 0,2%. За такої глибини зневоднення залишковий вміст хлористих солей залежно від мінералізації пластових вод може коливатися в межах 20...1000 мг/л. Регламентований вміст солей для трьох груп товарної нафти має не перевищувати 100, 300 і 1 800 мг/л (див. табл. 1.2). Тому для підготовки сирих нафт із високою мінералізацією пластових вод (густиною 1170...1200 кг/м3) після ступеня глибокого зневоднення передбачається додатковий процес – знесолення нафти. Cуть його полягає в промиванні зневодненої нафти прісною водою та в наступному поділі фаз. Витрата промивної води може коливатися від 3-5 до 10-15%. Процес знесолення та величина витрати прісної води залежать від обраної технології змішування. Використання діафрагм, штуцерів, клапанів не завжди дає потрібний ефект. Перспективним напрямком є використання розпиленого введення прісної води, наприклад, з допомогою регульованого гідродинамічного диспергатора. Наступний поділ фаз відбувається в електродегідраторі, який називають ще електрознесолювальним устаткованням (ЕЗУ). Найбільш ефективний і економічний горизонтальний електродегідратор ЕГ-200-10 (рис.11.9) являє собою сталеву циліндричну ємність об’ємом 200 м3, розраховану на робочий тиск 1 МПа. Пропускна здатність дорівнює 500 м3/год. Як і відстійник, він оснащений розподільником емульсії 9, збирачами нафти 4 і води 8, виконаними з перфорованих труб. Додатково електродегідратор оснащений двома електродами – верхнім 2 і нижнім 1, які підвішені на ізоляторах 3 горизонтально один над одним і мають форму прямокутних рам, що займають весь повздовжній переріз електродегідратора. На електроди подається змінний струм з максимальною напругою 44 кВ. Емульсія подається через розподільний колектор 9, який забезпечує її рівномірне надходження по всьому горизонтальному перерізу апарата. Вона повільно рухається знизу вверх через три зони: шар відстояної води 7, рівень якої підтримується автоматично на 20...30 см вище колектора 9; зону слабкої напруженості електричного поля між рівнем води та нижнім електродом 1; зону сильної напруженості між електродами нижнім 1 і верхнім 2.

Принцип руйнування емульсії полягає в зіткненні крапель води під дією сил притягання та в їх коалесценції. Дисперговані краплі в результаті індукції електричного поля поляризуються і витягуються вздовж силових ліній з утворенням у вершинах крапель води електричних зарядів, протилежних до зарядів на електродах.

Під дією основного та додаткового електричних полів відбуваються упорядкований рух і зіткнення краплин води. У полі змінного струму краплі перебувають у стані коливання, із постійною зміною форми та безперервно деформуються, що сприяє руйнуванню адсорбційних оболонок на них і злиттю цих крапель.

На пізніх стадіях розробки родовища, коли нафта, яка містить підвищенну кількість нафтенових кислот, дуже обводнена (понад 70% маломінералізованої води), утворюються нестійкі емульсії прямого типу (Н/В). Такі нафтоводяні емульсії утворюються також у процесі руйнування обернених емульсій, тобто під час деемульсації нафти. Вони порівняно легко руйнуються в разі введення в них ПАР, незначного нагрівання або поєднання цих методів. Основний метод руйнування таких емульсій – гравітаційне відстоювання. Для ефективнішого поділу розгазовану емульсію спрямовують у резервуар-відстійник із гідрофільним рідинним фільтром (шар пластової води). Обводнена нафта, яка частково виділилась, являє собою вже емульсію оберненого типу В/Н. Цю нафту подають на розглянуте раніше подальше оброблення.

Підготовка стічної води

Вода, яка відокремилась від нафти на різних ступенях її підготовки, містить дисперговану нафту в кількості (понад 1000 мг/л), що перевищує допустиму норму в разі запомповування води в пласт (див. ( 3.2).

Відомо дві системи очищення стічних вод. На давно розроблюваних родовищах зустрічається відкрита система очищення стічних вод, коли нафта та механічні домішки відокремлюються за рахунок різниці густин у відкритих ємностях – пісковловлювачі, нафтопастці. 

У наш час застосовують закриту систему очищення стічних вод, коли воду подають в устатковання закритого типу (герметизовані), тобто в резервуар-відстійник із гідрофобним рідинним фільтром. У ньому вода з краплинами нафти “фільтрується” через нафтовий шар (“подушку”), у результаті чого краплинки нафти переходять до складу цього фільтра (до нафтового шару).

На межі поділу фаз в апаратах підготовки нафти та води накопичуються дуже стійкі “множинні” (амбарні, пасткові або “проміжного” шару) емульсії, які є причиною зриву технологічного процесу. Висока стійкість таких емульсій щодо розшарування пов’язана з підвищеним вмістом тонкодисперсних частинок різних механічних домішок (глини, піску, продуктів корозії, кальциту, гіпсу тощо). Звичайно, критичний вміст механічних домішок, за якого виникають проблеми оброблення емульсійних нафт, не перевищує 2-3%. Тверді частинки залежно від зміни співвідношення їх гідрофобних і гідрофільних ділянок можуть стабілізувати емульсії як прямого (Н/В), так і оберненого (В/Н) типів. Найчастіше вони утворюють суцільні гідрофобні агломерати з асфальтеносмолистими і парафіновими компонентами нафти і розподіляються, в основному, в об’ємі нафтової фази. Вміст високомінералізованої пластової води в такій “пастковій” нафті може сягати 50-55%, що відповідає залишковому вмісту хлористих солей понад 50000 мг/л. Поки що не існує ефективних і економічно прийнятих способів очищення емульсійних нафт від твердих механічних домішок.

“Пасткові” емульсії, які важко руйнувати звичайним термохімічним методом, або спалюють, або підпомповують невеликими порціями в сиру нафту, різко погіршуючи тим самим її якість.

Для зарубіжної практики також є типовою комбіноване оброблення, яке грунтується на використанні підвищенної температури та деемульгатора, із подальшим відстоюванням і поверненням некондиційної нафти на повторне оброблення, при цьому “проміжний” шар відстою обробляють на центрифугах або спалюють.

Випробовують методи, які грунтуються на застосуванні прісної води, органічних розчинників, кислот, лугів та ін.

Превентивні методи передбачають застосування вибійних фільтрів, які обмежують винесення частинок породи з пласта, інгібіторів корозії обладнання, а також запобігання забрудненню нафти буровими розчинами, розчинами для глушіння свердловин та ін. Вважають, що з підвищенням обводненості нафтових родовищ і за широкого застосування методів підвищення нафтовилучення (запомповування пари, кислот, лугів та ін.) не виключається можливість появи в продукції свердловин підвищенної кількості механічних домішок.

( 11.5 Внутрішньопромислове транспортування і зберігання нафти

Промислові трубопроводи

Трубопроводи для внутрішньопромислового транспортування поділяють так:

а) за призначенням – нафто-, газо-, нафтогазо-, водо- та нафтогазоводопроводи;

б) за функцією – викидні лінії (шлейфи); нафтові, газові, водяні та нафтогазоводяні збірні (магістральні) колектори, товарні трубопроводи;

в) за напором – напірні та безнапірні трубопроводи;

г) за робочим тиском – трубопроводи тиску високого (не менш як 6,4 МПа), середнього (1,6 МПа), низького (0,6 МПа);

ґ) за способом прокладання – підземні, надземні та підвідні трубопроводи;

д) за гідравлічною схемою роботи – прості (без відгалужень) і складні (із відгалуженнями) трубопроводи, у тому числі замкнені (кільцеві).

Усі трубопроводи підлягають гідравлічному, механічному (на міцність) і, в разі потреби, тепловому розрахунку.

Гідравлічний розрахунок простого трубопроводу зводиться до визначення одного з параметрів (пропускної здатності, діаметра, необхідного початкового тиску) за відомих інших параметрів і умов транспортування (в’язкість, густина, профіль траси тощо). У ході розрахунку багатофазного трубопроводу враховують структуру потоку. Розрахунок виконують на максимальну витрату продукції, яка відповідає другій стадії процесу розробки покладу.

Пропускну здатність трубопроводу можна збільшити прокладанням паралельного трубопроводу (лупінга), подаванням ПАР у потік обводненої нафти для інверсії емульсії та зменшення її в’язкості, підвищенням насосами початкового тиску або підігріванням нафти.

Пропускна здатність трубопроводів може знижуватись через забруднення трубопроводів механічними частинками за недостатньої швидкості потоку, випадання та відкладання парафіну, солей, а також утворення окалини внаслідок корозії трубопроводів, особливо в разі транспортування пластових вод.

Для запобігання відкладень й усунення відкладів парафіну застосовують різні методи: додавання ПАР; пропарювання запарафінених труб; очищення гумовими кулями (торпедами), які проштовхують потоком по трубах; теплоізоляція. Для боротьби з відкладаннями солей використовують хімічні реагенти (гексаметафосфат натрію, триполіфосфат натрію, соляна кислота) і прісну воду.

Для захисту трубопроводів від внутрішньої корозії застосовують, в основному, інгібітори корозії (АНП-2, І-1-А, ІКБ-ЧВ, ІКАР-1, ІКСГ-1 та ін.) з ефективністю захисної дії 80-98% за концентрації до 0,2% від витрати продукції, а також іноді різні лакові, епоксидно-смоляні, цинко-силікатні покриття.

Трубопроводи та резервуари від грунтової корозії захищають, використовуючи методи дії: пасивний (ізоляційні покриття – бітумні, бітумно-гумові, полімерні; крафт-папір; стрічка гідроізоляції) і активний (катодний або за відсутності джерел електропостачання протекторний захист).

Трубопроводи, звичайно, прокладають підземно нижче рівня промерзання грунту на глибину 0,8...1,5 м, причому після цього виконують рекультивацію грунту (відновлюють його родючість). Якщо є вічномерзлі породи, то будь-які трубопроводи потрібно прокладати надземно на підсипці або на спеціальних опорах у тепло- та гідроізольованому стані. У місцях перетину з дорогами їх монтують на опорах висотою до 4 м.

Усі трубопроводи піддають гідравлічному випробуванню (опресовуванню) водою на тиск, який перевищує робочий у 1,5 раза. Труби виготовляють з мало- та низьковуглецевої сталі.

Нафтові резервуари

Нафтові резервуари (ємності) призначені для накопичення, короткотривалого зберігання й обліку “сирої” та товарної нафти. Групу резервуарів, зосереджених в одному місці, називають резервуарним парком. Загальний об’єм товарного резервуарного парку беруть таким, що дорівнює дводобовому дебіту свердловин. На промислах використовують, в основному, сталеві циліндричні резервуари об’ємом 100-20 000 м3 і рідше – залізобетонні підземні резервуари об’ємом до 100000 м3.

У випадку застосування герметизованих систем збирання продукції основні втрати летких фракцій нафти мають місце лише із сировинних і товарних резервуарів під час великих і малих “дихань”. Впускання повітря в резервуар і випускання газоповітряної суміші в атмосферу через дихальний клапан під час випорожнення та наповнення резервуара називають великим “диханням” резервуара, а під час зміни температури та тиску протягом доби за постійного рівня нафти – малим “диханням”. Для попередження та зменшення втрат нафти від випаровування рекомендується застосовувати плаваючі дахи та понтони, пластмасові кульки та пластмасові плівки, покривати поверхню променевідбивними світлими фарбами, а також використовувати газозрівнювальну систему, яка обв’язує одночасно резервуари, які випорожнюються та наповнюються.

Товарний резервуар обладнують люком-лазом, світловим і вимірювальним люками, рівнеміром, пробовідбірником, ляпавкою (зворотним клапаном), дихальним клапаном із вогневим запобіжником, запобіжним гідравлічним клапаном і пінокамерою для гасіння пожежі, яка виникла в резервуарі. Пробовідбірник забезпечує напівавтоматичне відбирання проб по всій висоті резервуара.

Резервуар періодично очищують від “мертвого” залишку нафти і парафінових відкладів, а також від продуктів корозії, механічних домішок і підтоварної води. “Мертвий” залишок видаляють з допомогою брандспойтів миючої машини ММ-4.

( 11.6 Вимірювання продукції свердловин і товарної нафти. Встановлення її якості

Вимірювати кількість видобувних нафт, газу та води на кожній свердловині необхідно для встановлення режиму роботи кожної свердловини, контролю та регулювання розробки родовища. Загальна кількість видобувних нафти, газу та води по групі свердловин або по родовищу зумовлює вибір обладнання для збирання та підготовки продукції, а також режим його роботи. Товарну нафту обліковують під час її здавання споживачу.

Вимірювання продукції свердловин

У разі самоплинної системи збирання продукції свердловин кількість нафти та води, що надходять в ІВУ або ГВУ, вимірюється об’ємним способом за зміною рівнів нафти та води в трапі або у відкритому циліндричному вимірнику за допомогою рейки з поділками і рідше водовимірного скла, встановленого на вимірнику. Кожний вимірник тарують (калібрують) і складають таблицю об’ємів. Діленням об’єму рідини на тривалість накопичення її у вимірнику визначають дебіт. Якщо утворюється стійка емульсія, то вимірюють загальну кількість рідини, відбирають проби рідини, і вміст води в нафті визначають у лабораторії апаратом Діна-Старка. Витрату газу вимірюють з допомогою стандартних діафрагм і витратомірів, які встановлюють на газовій лінії після сепаратора.

У разі сучасних герметизованих систем збирання продукції застосовують блочні автоматизовані групові вимірювальні устатковання “Супутник-А” і “Супутник-Б”. Існують модифікації, які різняться за робочим тиском (1,6; 2,5 і 4 МПа), кількістю свердловин, які під’єднуються (8, 10 і 14 свердловин), найбільшим дебітом свердловин (1500 і 400 м3/добу). “Супутник-А” – базова конструкція серії блочних устатковань. “Супутник-Б” складається з двох блоків: вимірювально-перемикального (ВПБ) і місцевої автоматики (БМА). У БМА відбуваються автоматична реєстрація виміряного дебіту свердловин і перемикання їх на вимірювання, причому з окремим вимірюванням дебіту обводнених і необводнених свердловин. Устатковання працює за заданою програмою, яка забезпечує почергове під’єднання на вимірювання свердловин на певний визначений час. Продукція всіх свердловин по викидних лініях надходить у багатоходовий перемикач свердловин (ПСБ), який забезпечує надходження продукції одної із свердловин у гідроциклонний сепаратор вимірювального пристрою типу “Імпульс”, а продукції решти свердловин – у збірний колектор. У гідроциклонному сепараторі вільний газ відокремлюється від рідини. Дебіт рідини вимірюють шляхом короткотривалих пропускань рідини,  яка  накопичується  в  сепараторі,  через  турбінний  витратомір  типу ТВР-1 (“Норд”), а газу – через турбінний лічильник газу типу АГАТ-3. Для безперервного контролю та фіксування об’ємного вмісту води в нафті її пропускають через вологомір типу УВН-2МС, принцип дії якого грунтується на вимірюванні ємності конденсатора у водонафтовій суміші. Устатковання має також дозувальний насос подавання реагента НД-0,5Р10. У випадку підвищення або зниження тиску в загальному колекторі (парафінова пробка, прорив труби), а також за командою з диспетчерського пункту свердловина автоматично блокується та зупиняється.

На ряді родовищ працюють устатковання інших типів (АГМ, АГВУ, АГУ, “Імпульс” та ін.), а також устатковання “Супутник-В”, “Супутник-ВР”, “Супутник-ВМР”. В устаткованнях “Супутник-В” і “Супутник-ВР” витрата рідини вимірюється автоматично в тарованій ємності, а витрата газу – діафрагмовим вимірювачем. Устатковання “Супутник-ВМР” різниться тим, що в ньому відсутні сепараційний вузол і перемикальний пристрій, а продукція кожної  свердловини  надходить  до вібраційно-масового витратоміра типу ВМР-1. Принцип дії ВМР грунтується на вимірюванні часу згасання вільних коливань защемленої вимірювальної трубки з вантажем, в якій рухається газонафтова суміш, а час згасання пропорційний масовій витраті рідини. Застосовують і модернізоване устатковання “Супутник-АМ”.

Вимірювання кількості та якості товарної нафти

Кількість товарної нафти вимірюють у масових одиницях, а якість характеризують вмістом води і солей. Існують два методи вимірювання. 

За об’ємно-масовим методом об’єм товарної визначають за висотою рівня нафти та підтоварної води в негерметизованих товарних резервуарах із використанням вимірювальної стрічки і калібрувальної таблиці резервуара. Для визначення товщини шару підтоварної води до стрічки прикріплюють водочутливу стрічку (наприклад, на основі конторського клею, підфарбованого чорнилом). Об’ємні одиниці за величиною густини перераховують у масові. Густина нафти в резервуарі не є сталою для всього об’єму і змінюється залежно від температури та вмісту води в нафті. У резервуарі зверху вниз вміст води в нафті зростає, а тампература зменшується. Тому в резервуар опускають пробовідбірник і відбирають середню пробу, за якою в лабораторії апаратом Діна-Старка визначають вміст води, а густину нафти – нафтоденсиметром з урахуванням температури. Потім обчислюють масу брутто і масу нетто. Використовують також рівнеміри або масові давачі.

Нині для поточного вимірювання кількості та визначення якості (за вмістом води і солей) товарної нафти, автоматичного повернення некондиційної нафти на повторну підготовку використовують блочне автоматизоване устатковання для здавання товарної нафти “Рубін-2М”. Сигнали турбінного об’ємного витратоміра і аналогового інтегратора, який оброблює сигнали вимірювачів густини, волого- та солевмісту, автоматично перераховуються в покази маси брутто та чистої нафти. Устатковання монтують на УПН або на ЦЗП, до якого під’єднують кілька УПН. Відомо також досконаліше блочне устатковання обліку кількості товарної нафти БКУ ТН.

Контрольні питання

1.
Як можна зменшити витрати на збирання та підготовку видобувної нафти?
2.
Назвіть спільні та відмінні риси уніфікованої схеми збирання та підготовки нафти і схем бакинської, Бароняна-Везірова та ін.

3.
Як організовують внутрішньопромислове транспортування високов’язких і застигаючих нафт, високов’язких водонафтових емульсій?

4.
У чому полягають особливості збирання та підготовки нафти на морських родовищах?

5.
Поясніть принцип роботи і конструкцію вертикального газонафтового сепаратора.

6.
Поясніть процес стабілізації нафти шляхом здійснення гарячої сепарації.

7.
Охарактеризуйте показники ефективності роботи сепаратора. Як забезпечується висока ефективність сепарації на стадіях проектування та експлуатації?
8.
Поясніть принципи гідравлічного розрахунку вертикального та горизонтального гравітаційних сепараторів.

9.
Які знаєте методи руйнування обернених і прямих емульсій нафти. Охарактеризуйте їх.

10.
Як здіснюють процес знесолення нафти?
11.
Як і для чого очищують стічні нафтопромислові води?
12.
Чому і як захищають трубопроводи від корозії?
13.
Як зменшують втрати летких фракцій нафти на нафтовому промислі?
14.
Розкажіть про сучасні методи вимірювання продукції свердловин і товарної нафти. Для чого необхідно знати кількість видобувної нафти по кожній окремій свердловині?
