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Передмова
Нафта і газ широкого вжитку набули тільки в XX столітті, їх використан​ня мало значний вплив на науково-технічний прогрес нашого віку. Практично немає такої галузі економіки, де б не використовувались нафта, газ та продук​ти їх переробки. Вони ж є головними сучасними енергоносіями. Щорічний світовий видобуток, який ведеться майже у 8О країнах, досяг гігантських мас​штабів і становить понад 3 млрд. т нафти та близько 2 трлн, м3 газу .
Високий рівень щорічного видобутку нафти і газу в світі може при​звести до швидкого вичерпання їх запасів із надр Землі. Такі побоюванні не безпідставні: запаси нафти і газу нашої планети, звичайно, обмежені. Тому перед людством стоїть задача раціонального та економного їх вико​ристання.
Правда, на сьогоднішній день знайдені далеко не всі запаси нафти і газу в Україні. Є ще великі території, переважно акваторії морів, де можуть бути відкриті нові родовища. Недостатньо розвідані також великі глибини земних надр. Це дає змогу з оптимізмом дивитись на подальший розвиток нафтогазо​вої промисловості.
В цьому довіднику у стислій формі розглянуто всі питания нафтогазової справи, починаючи від властивостей нафти і газу та умов залягання в земній корі до їх транспортування, зберігання та економії.
Автори ставили перед собою два завдання: дати сучасні наукові відомості з нафтогазової справи і сприяти виробленню української нафтогазової термінології. Немає потреби підкреслювати, наскільки потрібні свіжі знання не лише студентам, але й інженерно-технічним працівникам різного віку, рангу і стажу роботи. Маємо надію, що дана книга зможе стати настільною для практичної роботи. Аналогів їй не знаємо серед нафтогазової літератури світу за широтою і повнотою відомостей в одній книзі.
Для української нафтогазової літератури задача була тим більш актуаль​ною, бо лише поодинокі книги появилися державною українською мовою, а також із-за відсутності розробки термінологічних засад у галузі.
Довідник з нафтогазової справи в Україні видається вперше і повинен час​тково заповнити існуючу прогалину в україномовній технічній литературі з названих питань та сприяти науково-технічному прогресу.
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Звичайно, довідник не міг би вийти без величезної фінансової допомоги зі сторони Держкомнафтогазпрому, AT "Укрнафта" і "Укргазпром", зокрема М.П.Ковалка, Є.М.Довжка, Б.В.Заріцького, Д.О.Єгера, І.В.Діяка, за що авто​ри висловлюють їм свою подяку.
У підготовці довідника брали участь: А.М.Андрусяк, B.C.Бойко, Г.Ю.Бой​ко, Т.В.Бордуляк, С.С.Бучковсысий, В.П.Василечко. М.М.Величко, Я.С.Вит-вицький, В.Р.Возний, В.П.Войцицький, В.І.Грицишин, В.Я.Грудз, Н.Н.Гунька, М.О.Данилюк, В.М.Дорошенко, О.Т.Дранчук, Ж.Й.Дуліба, Д.О.Єгер, В.К.Зінченко, В.А.Іванишин, В.С.Іванишин, Б.П.Кабишев, Ю.Д.Качмар, Ф.В.Козак, Р.М.Кондрат, І.М.Купер, B.C. Лесюк, О.І.Лесюк , Є.І. Ліскевич, О.Є.Лозинський, З.В.Ляшевич, Ю.В.Марчук, І.Т.Микитко, Л.С.Мончак, В.Д.Никифорук, М.І.Оринчак, Г.О.Падва, Й.В.Перун, В.С.Петришак, Р.М.Попадюк, | В.І.Романюк,, М.І.Рудий, Ю.М.Смук, О.В.Солецький, О.С.Ступка, А.О.Турко, А.О.Устенко, В.В.Ханенко, Б.В.Хома, М.І.Чорний, Р.С.Яремійчук.
Глава 1
Фізико—хімічна характеристика та геологічні умови залягання нафти й газу
1.1. Елементний та ізотопний склад нафти і газу
Нафта і природний горючий газ складаються в основному з п'яти хіміч-них елементів: вуглецю, водню, сірки, кисню і азоту. Найбільше в них місти-ться вуглецю і водню: відповідно в нафтах — 80 — 88 і 11 — 14,5, у вуглевод-невій частині природних газів — 75-82 і 18-25У0- Частка інших елементів зде-більшого не перевищує 2% і тільки в окремих ви​падках може досягти 7 — 9 %. Так, вміст сірки в нафті переважно становить 0,1 — 2 і іноді досягає 5 — 7%, кисню до 1 % і тільки в деяких випадках — 3 — 4%. Частка азоту в нафті рідко перевищує 0,5%.
Окрім названих в нафті наявні ще понад сорок хімічних елементів у кіль-кості 10-2 –10-7%. їх називають мікроелементами нафт. Серед усіх елементів найбільше зацікавлення викли​кають метали, зокрема ванадій і нікель, бо їх вміст відносно високий і вони утворюють ме​талоорганічні сполуки. В нафті на рівні кларків присутні й радіоактивні елементи: уран, торій та радій. Знання мікроелементів може бути використане для кореляції та типізації нафти, а також для вирішення деяких питань її походження, міграції і перетворення.
Часто при характеристиці складу нафти й газу використовують відношеньня вуглецю до водню, яке для нафти становить 5,8 — 7,5, а для газу — 3 — 4,8. Рідше вживається відношення С/ (0 + S + N), яке для нафти перебуває в межах 10 — 300.
Ізотопний склад елементів, що входять в нафту і газ, визначають на мас-спектрометрі, а виражають переважно через відхилення від стандарту в промилях або у процентах:
[image: image2.png]b= [ Ry~ Ry )/ Rer] - 10%%,



 або 102%,
де Rпр, RCT — масові відношення важкого ізотопу до легкого в пробі і в стандарті.
Якщо відношення δ має додатне значення, то проба збагачена важким ізотопом порівняно зі стандартом. При від'ємному значенні величини δ проба збіднена на важкий ізотоп і збагачена легким. Зрідка користуються простим відношенням мас одного ізотопу до другого.
В нафті і газі зустрічаються два стабільних ізотопи вуглецю - 12С і 13С зі середнім вмістом відповідно 98,93 і 1,07%. Нафта характеризується відхиленням δ

13С переважно в межах від — 35 до — 22 %0, величина якого залежить від віку, складу, походження товщ, у яких залягає нафта, та деяких інших факторів. Відхилення δ13С для газів родовищ коли​вається від — 30 до — 60 %0, для сучасного біогенного метану воно становить від — 70 до — 88 %0. В природі проходять процеси фракціонування ізотопів при різних перетвореннях. Вивчення ізотопного складу вуглецю нафти і газу дає змогу вирішувати питання їх поход​ження, міграції та пошуків родовищ.
Водень нафти і газу має два стабільних ізотопи: протій (1Н) і дейтерій (Д або 2Н) з се​реднім вмістом відповідно 99,985 і 0,015%. Нафта і газ переважно збагачені дейтерієм порівняно з поверхневими водами. Ізотопний склад .водню нафти і газу зазнає змін, що можна використати для різних теоретичних і практичних цілей.
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Сірка в нафті і газі має чотири стабільних ізотопи: 32S - 95,02; 33S - 0,75; 34S'-4,21; 36S -0,02%. Використовують відношення MS / 32S, виражаючи його через відхилення 6**$ ана​логічно, як для вуглецю. Ізотопний склад сірки в нафті коливається від 25,8 до - 22,5, а в га​зах - від 17 до -16 %0. В нафті і газі зустрічаються три стабільні ізотопи кисню: 16О — 99,76; 17О—0,04 і 18О—0,2%. Використовують відношення 18О / 1бО. По ньому можна судити про температуру утворення карбонатів.
1.2. Характеристика газу
Хімічний склад газу. Природний горючий газ - це суміш різних, головним чином, вуг​леводневих газів земної кори. До останніх входять метан - СН4, етан - C2Hg, пропан- С3Н8, ізобутан — і-С4Н|0, нормальний бутан н-С4Н10 та пари рідких вуглеводнів - пентану, гек​сану і рідко інших. Головною складовою частиною вуглеводневих газів є метан, вміст якого здебільшого перевищує 85-90%. Тільки в газах, розчинених у нафті, його частка може зменшуватись і бути нижчою 60%. Частка інших разом взятих компонентів рідко становить понад 5-7%. Причому з ростом молекулярної маси компоненту його вміст, як правило, зменшується. Домішками до вуглеводневих газів можуть бути азот, водень, сірководень, вуглекислий газ та інертні гази (гелій, аргон та ін.). Азот та вуглекислий газ майже завжди присутні в кількостях переважно до 3 — 5%, але у рідких випадках вміст кожного з них мо​же перевищувати 20 — 30%. Сірководень присутній в газах не завжди, вміст його пере​важно становить до 5%, але в окремих випадках може досягати 26%. Водень у газах зустрічається у кількості до 3%. Вміст інертних газів іноді досягає 1—2,5% в основному за рахунок гелію.
Фізичні властивості газів, що входять в горючий газ, наведені в табл. 1.1
Таблиця 1.1.
	Газ
	Густина
відносно гу-
стини
повітря
	Моле-
кулярна маса
	Маса 1 м3
при тиску
101 кПа,
темпера-
турі 273 К,
кг
	Критич-на
темпера-
тура,
К
	Критич-ний
тиск,
МПа
	Темпера-
тура кипіння,
°С
	Вища теп-
лота згорян-
ня,
кДж/м3

	Метан
	0,555
	16
	0,7166
	190,4
	4,62
	-161,5
	39733

	Етан
	1,049
	30
	1,3561
	305,2
	4,88
	-88,3
	65419

	Пропан
	1,554
	44
	2,0193
	369,9
	4,25
	-42,2
	99306

	і-Бутан
	2,085
	58
	2,6720
	407,0
	3,65
	-11,7
	128443

	н-Бутан
	2,085
	58
	2,6720
	426,0
	3,80
	-0,5
	128443

	і-Пентан
	-
	72
	-
	460,0
	3,38
	27,8
	-

	н-Пентан
	-
	72
	-
	470,0
	3,37
	36,0
	-


Слід звернути увагу, що метан майже в два рази легший від повітря. Тому його суміші з іншими газами теж легші за повітря. Критична температура метану - 82,5°С, тобто в земній корі він і його суміші не можуть перебувати у зрідженому (скрапленому) стані.
Теплотворна здатність природних горючих газів залежить від компо-нентного складу і коливається переважно в межах 33000 — 44000 кДж.
Розчинність газів у нафті та воді залежить від температури, тиску, властивостей розчинника та складу газу .В нафті у пластових умовах залягання вона може досягати 300 — 500 м3/м3і навіть вище, але переважно становить 40 — 150 м3/м3. В пластових водах переважно роз​чинено до 2 — 3 м3/м3 газів. Гази самі можуть стати розчинниками рідких вуглеводнів (нафти). Це відбувається при великому об'ємі газової фази, що значно перевищує об'єм рідкої фази. При підвищенні тиску рідина може перейти в пароподібний стан, тобто розчинитись в газі (обернене випаровування). При зниженні тиску буде мати місце конденсація (обернена конденсація). Суміші, в яких рідкі вуглеводні (нафта) знаходяться в
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паро​подібному стані в газах, називають газоконденсатними.
Конденсатність газів коливається в широких межах від 0 до 600 — 800 см3/м3 і зрідка вище. До конденсатних відносять гази, вміст конденсату в яких становить по​над 50 см3/м3.
Гідратоутворення - це властивість газів при певних температурах і тисках утворювати разом з водою кристалогідрати. Гідрати газів - кристалічна речовина у вигляді снігу або льо​ду. Це тверді розчини, де розчинник - вода, молекули якої створюють об'ємний каркас (решітку), а молекули газів (розчинна речовина) заповнюють пустотний простір цього кар​касу. Гідратоутворювачами з вуглеводнів є СН4, C2H6, СзН8 та і – C4/Н10. Газові гідрати ут​ворюються при низьких температурах (до 10 — 15°С). Вони бувають природні і техногенні. Природні газові гідрати трапляються в осадових породах і осадах на дні океанів у районах, де низькі температури, а техногенні виникають при експлуатації свердловин і транспорту​ванні газу.
1.3. Характеристика нафти
Хімічний склад нафти. Нафта - це суміш різних вуглеводневих і невуглеводневих (ге-тероатомних) сполук. У нафті присутні три класи (ряди) вуглеводнів: парафінові (мета​нові) , нафтенові та ароматичні. Співвідношення цих класів сполук у нафті може бути різне.
Парафінові вуглеводні (метанові, алкани) мають загальну формулу [image: image3.png]CoHzgs 2



, де п -кількість атомів вуглецю. Чотири перших представники цього ряду (метан, етан, пропан і бутан) в нормальних умовах це гази. Вуглеводні, які мають від 5 до 15 атомів вуглецю, є рідинами; більш високомолекулярні є твердими тілами. Алкани можуть мати нормальну будову у вигляді нерозгалуженого ланцюжка, або ізомеричну будову — у вигляді розгалу​женого ланцюжка.
Нафтенові вуглеводні (поліметиленові, циклопарафіни, циклани) мають циклічну бу​дову. Прості моноциклічні сполуки мають загальну формулу [image: image4.png]Catlan



В нафті зустрічаються переважно вуглеводні з п'яти- і шестичленною структурою. У висококипячих фракціях нафти трапляються і поліциклічні вуглеводні, які складаються з двох — чотирьох циклів (кілець). Більшість нафтенових вуглеводнів є рідинами, лише високомолекулярні вугле​водні є твердими тілами.
Ароматичні вуглеводні (бензольні, арени) мають одне або більше бензольних кілець. До цих кілець можуть бути приєднані (із заміщенням атомів водню) інші радикали. Загальна формула цих вуглеводнів [image: image5.png]


,  де [image: image6.png]


6.
Для всіх вуглеводнів характерне зростання температури кипіння з ростом молекуляр​ної маси. В низькокипячих фракціях переважають парафінові вуглеводні, а у висококипя​чих — нафтенові й ароматичні. При високих температурах (переважно понад 300°С) вуг​леводневі сполуки поступово розпадаються. Найбільш термічне стійким є метан. Невугле-водневі сполуки нафти - це органічні сполуки сірки, кисню, азоту, або всіх їх разом узятих.
Сірка в нафті може зустрічатись в малих кількостях у вільному стані, у вигляді сірководню, розчиненого в нафті, і в органічних сполуках. Вміст сполук сірки в 10 — 12 разів перевищує за​гальний вміст самої сірки. Серед сполук сірки відомі меркаптани, сульфіди, дисульфіди та циклічні сполуки (тіофани і тіофени).
Меркаптани (тіоспирти, тіоли) — це сполуки, в яких до вуглеводневого радикала приєднано групи SH. Вони мають дуже неприємний запах і викликають корозію металів. Сульфіди (тіоефіри, тіоалкани) мають будову типу R—S—R, де R - радикал метанового або ароматичного ряду вуглеводнів. Дисульфіди мають будову R—S—S—R. Тіофани і тіофени є циклічними сульфідами, де в кільці один атом вуглецю заміщений на атом сірки.
В цілому сполуки сірки вважаються шкідливими домішками, які знижують якість про​дуктів переробки, викликають корозію обладнання і спричиняють 
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отруєння повітряного ба​сейну.
Кисень в нафті утворює кілька груп сполук: нафтові (нафтенові і жирні) кис-лоти, фе​ноли і кетони. Найбільш поширені нафтенові кислоти, які є похідними нафтенових вугле​воднів, де один атом водню заміщений на карбоксильну групу СООН.
Азотні сполуки найменш вивчені порівняно з іншими сполуками нафти. Серед них виділяють нейтральні (аміни, піридини, хіноліни) та основні (індоли, окремі піроли, карбазоли). Серед азотних сполук є група порфіринів, які вважаються продуктами пере​творення хлорофілу рослин та гемоглобіну крові. Вони мають складну будову, куди вхо​дять і метали, зокрема ванадій і нікель, їх присутність в нафті вважають доказом біогенного походження нафти.
Смоли та асфальтени є найбільш складними сполуками нафти, де вуглеводне-ві радика​ли пов'язані між собою, а також з сіркою, киснем і азотом. Вміст смолис-то-асфальтенових речовин у нафті коливається від 1 — 2 до 60 — 70 %. Смоли мА-ють напіврідку конси​стенцію. Асфальтени є порошкоподібними речовинами і не-розчинні в легких вуглеводнях. Молекулярна маса смол - 500 - 1000, а асфальтенів — 1000 - 6000. Густина їх - від 1000 до 1140 кг/м3. Смол в нафті завжди значно більше, ніж асфальтенів. Смоли під дією різних факторів (при нагріванні, під дією світла, сірчаної кислоти) можуть перейти в асфальтени. Смоли й асфальтени визна-чають колір нафти. Використовуються для одержання різних бітумів і для технічних цілей.
Газові конденсати мають склад, аналогічний складу нафти, тільки в них відсутні ас​фальтени (як нерозчинні в легких вуглеводнях) і мало смол (як погано розчинні).
Фізичні властивості нафти. Нафта - масляниста речовина від рідкої до густої смоле-подібної консистенції. Колір нафти змінюється від чорного та темно-коричневого до жовтого та світло-жовтого, іноді з зеленкуватим або синюватим відтінком.
Густина нафти - це П маса в одиниці об'єму. Зручно виражати густину нафти через безрозмірну величину, тобто через відношення густини нафти до густини води при тем​пературі 4°С. Густину нафти та нафтопродуктів визначають при стандартній темпера​турі (20°С).
Густина нафти залежить від вмісту смолисто-асфальтенових сполук, фракційного скла​ду нафти, молекулярної маси вуглеводнів та будови молекул, що становлять основну части​ну нафти. В пластах внаслідок розчинення газу та підвищеної температури густина нафти на 5-30% менша за її густину в стандартних умовах. Найбільший вплив на густину нафти мають смолисто-асфальтенові сполуки, які ведуть до зростання густини. Наявність низько-кипячих сполук має зворотну дію і веде до зниження густини нафти.
Абсолютна більшість нафт в стандартних умовах має густину в межах 0,76 — 0,99 (760 —990 кг/м3). Тільки як виняток зустрічаються нафти з густиною, що вихо​дить за ці межі.
В'язкість нафти в поверхневих умовах коливається в дуже широких межах від 1 —2 мПа*с до кількох сот, в пластових умовах - від десятих часток до сотень міліпаскалів на се​кунду. В'язкість нафти залежить від її хімічного складу, температури, тиску та кількості розчиненого газу.
Поверхневий натяг характеризує рідини тільки на межі фаз. Він впливає на розподіл нафти, газу і води в поровому просторі порід. На межі нафти з повітрям він становить 17— 35, а на межі з водою 15 — 27 мН/м. Порівняно з водою нафта має менший поверхневий натяг в 2-3 рази.
Молекулярна маса нафти коливається переважно в межах 200 — 300 і лише іноді може перевищувати 600. Нафта характеризується температурою початку кипіння, яка здебільшого становить 60 — 120°С, і продовжує кипіти при 
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нагріванні до 300°С і вище.
Температура застигання нафти коливається від — 40 до 20 — 40°С. Загущення нафт може відбуватися внаслідок випаровування легких фракцій. Теплотворна здатність нафти -41000—46000 кДж.
Нафта є оптично активною, тобто здатна повертати площину поляризації світла здебільшого вправо на 1 — 2°. Під дією ультрафіолетового проміння вона світиться в голу​бих, жовто-бурих і бурих тонах з різною інтенсивністю. На основі їх люмінесценції існують методи виявлення нафти і бітумів в гірських породах.
Нафта і природний газ є діелектриками. Нафта добре розчиняється у всіх органічних розчинниках і сама є органічним розчинником. Вона легко розчиняє в собі вуглеводневі га​зи, погано розчиняється у воді і погано розчиняє воду. При підвищенні температури роз​чинність її у воді збільшується, а при температурі понад 200°С різко зростає. В цілому роз​чинність рідких вуглеводнів у пластових водах коливається від декількох грамів до 1-2 кг в 1 м3 води. Зростання мінералізації води зменшує розчинність вуглеводнів.
Класифікація нафти. Нафту за складом дистилятної частини ділять на п'ять класів: ме​танова, метано-нафтенова, нафтенова, метано-нафтено-ароматична і нафтено-ароматич-на. За вмістом сірки нафту ділять на малосірчисту (до 0,5 %), сірчисту (0,5—2 %) і висо-косірчисту (більше 2 %); за вмістом фракцій, що википають до температури 350°С - на три типи: T3(більше 45%), Т2 (30—45 %), Т3 (менше 30 %); за вмістом базових масел - на групи: m1 (більше 25 %), М3(20—25 %), М3 (15—20 %) і М4 (менше 15 %); за вмістом твердих парафінів - на три види: nt (менше 1,5 %), П1(1,5—6,0 %) і П3 (більше 6 %). В практиці вживається умовний поділ нафти на легку, середню і важку відповідно з густиною до 850, 850-950 і понад 950 кг/м3. За вмістом смол і асфальтенів нафту ділять на малосмо-листу (до 10%), смолисту (10-20%) івисокосмолисту (більше20 %).
1.4. Характеристика порід—колекторів нафти і газу
Вмістилищами нафти і газу в земній корі виступають гірські породи. Нафта і газ запов​нюють пустоти в породах.
Гірські породи, які здатні вміщати в собі нафту, газ, воду і в яких можливе їх пе​реміщення, називають колекторами. Всі породи-колектори доцільно ділити за типом пусто​тного простору на: перові (гранулярні), тріщинні, кавернозні та змішані (комбіновані). Во​ни характеризуються двома головними параметрами: пористістю і проникністю.
Пористість (пустотність) - це об'єм породи, не заповнений твердою речови-ною. Відношення цього об'єму до загального об'єму породи, виражене в частках одиниці, або в процентах, називають коефіцієнтом пористості. Поровий простір створюється як за рахунок порожнини між зернами (уламками) порід, так і за рахунок тріщин та каверн.
Пористість поділяють на загальну і відкриту. Загальна (повна, абсолютна, фі-зична) по​ристість - це об'єм всіх пустот в породі, сполучених і не сполучених між собою. Відкрита пористість — це об'єм тільки тих пустот у породі, які сполучені між собою, її іноді назива​ють ефективною пористістю. Відкрита пористість завжди менша від загальної.
Геологічні процеси ведуть до виникнення і зникненння пустот у гірських породах. І за​лежно від часу утворення пористість поділяють на первинну і вторинну. Первинна по​ристість виникає під час утворення самої породи. Вторинна пористість включає всі пустоти, які виникають під впливом різних геологічних факторів після виникнення породи. Первин​на пористість найбільш характерна для уламкових (гранулярних) порід, таких, як, наприклад, пісковики, алевроліти, уламкові й органогенні вапняки та доломіти. Всі ці породи досить висо-копористі (5—40 %), але переважно пористість знаходиться в межах 10—25 %.
Поровий простір - це безліч звужень і розширень, тупиків і розгалужень, які іменують каналами лише тому, що по них можуть рухатись рідини й гази. У породах трапляються макропори, умовний діаметр яких перевищує 1мм. Вони характерні для гравелітів, конгло-
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мератів та деяких органогенних вапняків. Надкапілярні пори діаметром 0,1 — 1 мм здебільшого характеризують грубозернисті та кавернозні породи. Капілярні пори, діаметр яких 0,0002 — 0,1 мм, наявні в усіх породах. Субкапілярні пори мають діаметр менший за 0,2 мкм і характерні для глинистих порід.
Пористість гранулярних порід залежить від укладки і відсортованості зерен, їх форми і мінералогічного складу, зовнішнього і внутрішнього порового тисків, кількості цементу та деяких інших факторів.
У природних умовах увесь поровий простір заповнений водою, нафтою або газом. Ступінь насичення ними порового простору характеризується коефіцієнтами водонаси-чення (К„), нафтонасичення (К„) і газонасичення (Кг), які є відношеннями об'єму, зай​нятого даною речовиною, до загального об'єму пор і виражаються у частках одиниці або процентах.
У нафтогазонасичених породах завжди присутня деяка кількість води. Цю воду назива​ють залишковою або зв'язаною. Це вода, що залишилась у породі після надходження ту​ди нафти або газу. Вона утримується в породах різними силами. Це, зокрема, капілярні, адсорбційні (міжмолекулярні), гравітаційні та інші сили. У гідрофільних породах за​лишкова вода, яка має більший поверхневий натяг від нафти і тим більше від газу, зай​має капіляри меншого діаметру, утворює тонкі плівки на скелеті порід, зберігається в ту​пикових та ізольованих породах. Адсорбційне зв'язана (плівкова) вода утримується молекулярними силами. За фізико-хімічними властивостями ця вода відрізняється від вільної. У гідрофільних породах залишкова водонасиченість коливається в межах 10—40 % і рідко перевищує 50—60 %. У гідрофобних породах вона здебільшого не перевищує 10 %. Породи, насичені нафтою, мають дещо меншу залишкову водонасиченість, ніж аналогічні породи, насичені газом. Це, очевидно, є наслідком різного поверхневого натя​гу на межах фаз.
На залишкову водонасиченість, а тим самим і на нафто- і газонасиченість, вплива​ють в основному такі фактори, як мінералогічний і гранулометричний склад скелету по​роди, фізико-хімічні властивості фаз, структура порового простору. Від мінералогічного складу породи залежить її змочуваність, здатність до адсорбції і утримання плівок. Фізико-хімічні властивості рідин і газів визначають їх здатність до змочування і поверх​невий натяг. Гранулометричний склад і форма зерен визначають питому поверхню ске​лету, а це відображається на кількості залишкової води. Значно впливає також кількість, якість і тип цементації. Структура порового простору має найбільш істотний вплив на во​донасиченість.
Оскільки перелічені фактори впливають також на пористість і проникність, то повинен існувати зв'язок цих параметрів з водонасиченістю. Для однотипних порід виявлено зро​стання залишкової водонасиченості зі зменшенням пористості та проникності.
Проникність характеризує здатність гірських порід пропускати через себе рідини і гази і визначається за формулою
К = Qft L/F(Pi - Я,),
яеК- коефіцієнт проникності, м2; Q - витрата рідини чи газу, м3/с; ft - в'язкість, Па -c;L-довжина зразка породи, м; F - площа перетину зразка породи, м2; pj - Р2 - перепад тиску на вході та виході, Па.
Проникність гранулярних порід залежить від багатьох факторів: розміру порових ка​налів, їх звивистості, наявності звужень, кількості цементу в породі, відсортованості зерен і їх розміру, величини гірського і порового тисків і пористості. При однаковій пористості, але різному діаметрі зерен проникність вища там, де більший діаметр зерен. Тому глинисті по​роди при високій величині пористості практично непроникні. Гірський тиск завжди веде до зменшення проникності.
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Тріщинуваті породи характеризуються дуже високою проникністю, навіть при відносно малих розмірах тріщин (щілин). Для багатьох порід характерна анізотропія про​никності. Вздовж нашарування порід про​никність більша, ніж перпендикулярно до нього. Розрізняють проникність абсолютну, фазову і відносну. Абсолютна проникність -це проникність породи, повністю насиченої тільки однією фазою; фазова проникність - це проникність для даної фази при наявності в породі іншої; відносна проникність - це відношення фазової проникності до абсолют​ної. Абсолютна проникність порід-колекторів коливається від 0,1«10"3 до 1-3 мкм2. Фазова проникність завжди менша від абсолютної. При зниженні насиченості фази нижче певної
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Рис. 1.1. Графіки залежності відносних проникностей газу (Кг) і води (Кв) від во​донасиченості порового простору.
межі (переважно 20—ЗО %) проникність її практично дорівнює нулю (рис. 1.1) і відповідно ця фаза стає нерухомою в гідравлічному розумінні.
Колекторами нафти і газу при певних умовах можуть виступати всі гірські породи. Найбільш часто ними є піски і пісковики, вапняки і доломіти, в яких розміщено понад 95% нафти і газу. Решта припадає на ангідрити, різні сланці, скремнілі породи, деякі глини, тріщинуваті магматичні та метаморфічні породи.
Породи, які практично непроникні для нафти і газу, називають породами-покришками або флквдоупорами. їх роль можуть виконувати різні слабкопроникні породи: глини, аргіліти, солі, гіпси, хемогенні вапняки та деякі інші породи. Найбільш широко розповсюд​жені глинисті породи - покришки. На другому місці знаходяться соленосні (евапоритові)
породи-покришки.
Якість порід-покришок контролюється їх складом, товщиною, однорідністю, пла​стичністю та деякими іншими характеристиками. Товщина порід-покришок коливається в дуже значних межах: від 0,1 -1 до сотень, а іноді і тисяч метрів.
Породи-покришки ділять на теригенні, хемогенні, кріогенні (вічно мерзлі породи) та змішані. За поширеністю їх ділять на регіональні, зональні та локальні.
Породи, що не є колекторами і водночас не є покришками, називають напівпокришками. Вони, як і попередні, впливають на розподіл скупчень нафти і газу в земній корі.
1.5. Природні резервуари нафти і газу
Природним резервуаром називається таке вмістилище для нафти, газу і води, в межах якого можливий їх рух, форма і розміри його зумовлені співвідношенням порід-колекторів і порід-покришок.
Природні резервуари за формою і умовами виникнення поділяються на три типи: пла​стові, масивні та резервуари неправильної форми (літологічне обмежені з усіх сторін). Пла​сти порід-колекторів, обмежені в покрівлі та підошві погано проникними породами при збе​реженні пластового характеру на значній площі, створюють пластові резервуари. Масивни​ми резервуарами називають великі товщі проникних порід однорідного чи неоднорідного складу, які перекриті зверху непроникними породами.
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Рис. 1.2. Схема розподілу газу і нафти         Рис. 1.3. Схема зменшення висоти пастки
в пастці                                                  за рахунок порід-напівпокришок
                                                                 1 -порода-покришка; 2-порода- 

                                                                напівпокришка; З-порода-колектор
Резервуарами неправильної форми (літологічно обмежених зі всіх сторін) називають ділянки порід-колекторів серед непроникних порід. Це можуть бути лінзи піщаних порід серед глинистих порід, локальні ділянки тріщинуватих або кавернозних порід.
Реально в природі існують, крім трьох основних типів резервуарів, і їх перехідні форми, наприклад, масивно-пластові резервуари. З гідродинамічних умов усі природні резервуари слід ділити на відкриті, напівзакриті та закриті (ізольовані). Відкриті - це ті, які мають пря​мий зв'язок з денною поверхнею, ізольовані - це ті, які не мають ніякого зв'язку ні з денною поверхнею, ні з іншими пластами. Напівзакриті резервуари є проміжними між двома іншими типами резервуарів.
Не всі природні резервуари, які трапляються в земній корі, можуть бути заповнені нафтою чи газом. Переважна їх більшість заповнена водою. Нафта і газ, які потрапили в природний ре​зервуар, заповнений водою, піднімаються вверх під впливом сил сплиття, тобто різниці в гус​тині фаз. Це переміщення відбувається до моменту зустрічі якоїсь перешкоди, тобто до момен​ту, коли нафта чи газ потрапить в певну пастку, де їх подальший рух неможливий.
Пастка - це частина природного резервуару, яка частково чи повністю забезпечує влов​лювання й утримування напливних в резервуар рідких і газоподібних вуглеводнів протягом деякого відрізку геологічного часу і в межах якого встановлюється рівновага між нафтою, газом і водою під впливом переважної дії гравітаційних сил. Пасткою незалежно від її виду і походження називають об'єм порід будь-якої геометричної форми, здатний вловлювати і нагромаджувати нафту і газ. Під дією сил гравітації проходить розподіл газу, нафти і води за їх густиною. При цьому вуглеводні займають положення, якому відповідає їх мінімальна потенціальна енергія (рис. 1.2). Пастки характеризуються довжиною, шириною і висотою. У випадку безпосереднього перекриття пласта-колектора породами-покришками висоту пастки А„ визначають як відстань по вертикалі від найвищої точки пласта-колектора до точ​ки перегину пласта. При наявності над породами-колекторами порід-лжепокришок (напівпокришок) висота пастки зменшується (рис. 1.3) і при великій товщині порід-напівпокришок може зменшитися до нуля, тобто пастки як такової взагалі може не бути. На висоту пастки впливає і екрануюча здатність порід-покришок.
Пастки по способу вловлювання нафти і газу ділять на склепінні (антиклінальні), екра​новані, стратиграфічні, ерозійні, рифогенні, літологічні та комбіновані. До екранованих відносяться пастки, де породи-колектори вверх по підняттю обмежені екранами, що пере​шкоджають руху нафти і газу вверх. Екранами можуть бути тектонічні розломи,
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літологічне або фаціальне заміщення порід, стратиграфічне неузгодження або гідравлічний напір вод.
Обов'язковою умовою існування пасток на монокліналях є утворення ізогіпсами пластів замкнутого контуру з лінією екрану.
1.6. Поклади нафти і газу
Місцеве (локальне) підвищення концентрації нафти чи газу або обох одночасно в при​родному резервуарі веде до утворення покладів. Покладом називають будь-яке окреме ло​кальне скупчення нафти і газу в земній корі, яке контролюється пасткою. Водночас, поклад
-  це пастка, заповнена нафтою або газом. Нафта і газ в межах покладів в абсолютній більшості утворюють суцільну фазу в поровому просторі. Саме цим вони відрізняються від так званих нафтогазопроявів, коли нафта і газ утворюють окремі краплини або бульбашки у водонасиченому поровому просторі. В переважній більшості покладів нафта, газ та вода роз​поділені за густиною згідно з законами гравітації та капілярних явищ. Якщо скупчення нафти або газу досить велике і рентабельне для розробки, то його називають промисловим покладом.
Головним параметром покладу є величина запасів, тобто кількість нафти, газу, конден​сату, що розміщені у ньому. За величиною запасів поклади ділять на унікальні (су-пергігантські), гігантські (величезні), великі, середні, малі.
Основними елементами покладу є газова шапка, нафтова частина, нафтова оторочка, підошовні та законтурні води (рис. 1.4). Газова шапка - скупчення газу над нафтою (основ​ною частиною) в покладі; нафтова облямівка - невелике скупчення нафти під газом (основ​ною частиною) по краю покладу (біля його зовнішнього контура), підошовні води - води під нафтою або газом, законтурні води - води, що залягають за межами контура нафто- або га​зоносності. Поклад (або його частина), що підстелений водою, називають водоплаваючим.
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Рис.1.4. Схема пластового склепінного нафтогазо​вого покладу:
1.2:3,4- внутрішній і зовнішній контури відповідно газоносності
(газової шапки) і нафтоносності; Н, L, b— висота, довжина і ширина
покладу; h — висота газової шапки; ГНК, ВНК — газоносний,
водоносний контакти. 


Контакти між газом і наф-тою (ГНК), газом і водою (ГВК), наф​тою і водою (ВНК) є перехід-ними зонами, де поступово змен-шується насичення однією фазою і зростає насичення іншою. Це зу-мовлено неоднорідністю колекто-рських вла​стивостей порід і капі-лярними яви​щами на межі фаз. Товщина цих зон може колива-тись від сантиметрів до 10-12м. ГНК, ГВК, ВНК не за​вжди гори-зонтальні. Причинами їх відхилен-ня можуть бути напір вод, що змі-шує поклад в напрямку руху во​ди, різна густина нафти або води на різних крилах покладу, різні коле-кторські властивості порід і, як наслідок,
- різні капілярні сили води.
За фазовим станом та спів-відношенням газу, нафти і конден-сату поклади переважно ділять на газові, газоконденсатні, газові і га-зоконденсатні з нафтовою обло-мівкою, нафтові з газовою шап​кою, перехідного стану, нафтові багаті та бідні роз-
чненим газом (відповідно більше і менше 50 м3/м3). До покладів перехідного стану
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 відносяться поклади, що перебувають в умовах, близьких до кри-тичних, тобто за-ймають проміжне положення між рідиною і газом. Зустрічаються вони переважно на глибинах понад 4000 м при високих температурах і тисках.
Крім названих традиційних типів покладів, трапляються також газогідратні (газо-тверді), газоводяні, нафтоводяні, нафтотверді поклади. Газогідратні поклади можуть бути тільки в умовах низьких температур. Газоводяні поклади - це водоно-сні горизонти, насичені або перенасичені газами. В нафтоводяних покладах вільна вода є по всьому об'єму покладу. Нафтотверді поклади - це поклади, де нафта (бі-туми) знаходиться у твердому чи напівтвердому стані. За формою виділяються три типи покладів, а більш дрібний поділ йде за характером пасток: пластові поклади - склепінні (непорушені, порушені); екрановані (тектонічно, стратиграфічно, літало-гічно, діагенетично, гідравлічно та гідродинамічно); ма​сивні поклади - у виступах (структурних, ерозійних, рифогенних), тектонічно екрановані; поклади неправиль-ної форми, обмежені зі всіх сторін породами - непроникними, водонаси-ченими, непроникними і водонасиченими; комбіновані поклади.
Пластові поклади (рис.1.5) - це скупчення нафти і газу в пластах-колекторах, що обме​жені в покрівлі та підошві непроникними породами. При цьому обов'яз-кова присутність за-контурної води. До склепінних (рис. 1.5,а-в) відносяться всі поклади, що розміщені у найбільш піднятих частинах різного виду піднять. Вони бувають непорушені (рис.1.5,а) і порушені підкидом (рис. 1.5,б) і насувом (рис.1.5, в). Екрановані поклади (рис. 1.5,г-д) ви​никають при екранізації пласта по його під-няттю. Тектонічна екранізація (рис. 1.5,г-д) пе​реважно викликана розривом суціль-ності порід і їх переміщення таким чином, що за розло​мом знаходяться непроникні породи. Однак не всі тектонічні порушення є екранами, части​на з них може бути провідниками. Екрануючими породами за розломом можуть бути кам'яна сіль, гли-ни, грязьовулканічна брекція і різні мінеральні утворення в самому роз​ломі. Стра-тиграфічна екранізація (рис.1.5,е,є) виникає при неузгодженому заляганні одно​го комплексу порід над іншим. Це відбувається при перерві в осадконагромадженні. Літологічна екранізація виникає при фаціальному заміщенні (рис. 1.5,ж) або при виклиню-ванні (рис.1.5,з) порід-колекторів уверх по підняттю порід. Діагенетична екранізація (рисі.5,ц) зумовлена процесом вторинних змін (цементації та ін.) порід-колекторів. Гідравлічна (гідродинамічна) екранізація (рис.1.5, і) виникає при русі води в напрямі, про​тилежному спливанню нафти і газу.
Масивні поклади (рис.1.6.) - це скупчення нафти і газу у великих товщах по-рід-колек​торів (переважно вапняків). Такі скупчення контролюються лише порода-ми-покришками. Всі масивні поклади мають єдиний ВНК або ГВК, що перебуває на одному гіпсометричному рівні для всіх прошарків порід-колекторів незалежно від розділення їх непроникними поро​дами, що свідчить про існування гідродина-мікного зв'язку в цілому покладі. Масивні покла​ди в структурних виступах (рис. 1.6,а) пов'язані зі склепінням різних антиклінальних скла​док. Досить часто масивні поклади зустрічаються в ерозійних виступах (рис.1.6,б), складе​них переважно трі-щинними та кавернозними породами осадового, метаморфічного або магматичного походження. Це може бути кора вивітрювання порід фундаменту. Масивні поклади трапляються також досить часто в рифогенних (біогенних) виступах (рис.І.б.в), що складаються з органогенних вапняків, доломітів та карбонатно-теригенних порід. Под​екуди зустрічаються масивні тектонічно екрановані поклади (рис. 1.6,г).
Поклади неправильної форми, обмежені з усіх сторін (рис. 1.7), найчастіше пов'язані з ділянками (лінзами) пористих або тріщинуватих порід (рис.1.7,а) серед непроникних порід. Іноді піщані лінзи, насичені нафтою та газом, можуть бути об-межені водонасичени​ми породами (рис. 1.7,б). Нафта і газ розміщені в порах біль-шого розміру і утримуються капілярними силами. Форма лінз може бути різною залежно від умов їх створення. Спільним для них є невеликі розміри і обмеження з усіх сторін.
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Рис.1.5. Схеми пластових покладів нафти і газу

1.7.Родовища нафти і газу
Ділянку земної кори, з якою закономірно пов'язані один або більше нафтових чи газо​вих покладів, називають родовищем нафти і газу. Родовища бувають одно- і багатопокла-дові. Залежно від фазового стану покладів їх ділять на газові, газоконденсатні, нафтогазові, нафтогазоконденсатні, газонафтові, газоконденсатно-нафтові, нафтові. При цьому на пер​ше місце переважно ставлять компонент (фазу), запаси якого менші. За геологічними запа-
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Рис.1.6. Схеми масивних покладів нафти і газу
сами родовища можна поділити на невеликі — до 10, середні - 10—50, великі -50-100, вели​чезні-100—500, гігантські-500—1000,унікальні-понад 1000 млн.тнафти (млрд.м3газу).
Родовища трапляються в різних геотектонічних елементах земної кори. Для родовищ платформ характерні пологе залягання порід, незначна кількість диз'юнктивних порушень, значне поширення карбонатних і рифогенних порід, наявність перерв в осадкоутворенні, літологофаціальна мінливість порід, переважно неглибоке залягання фундаменту, розвиток куполоподібних, брахіантиклінальних складок і т.д.
Для родовищ складчастих областей властиві великі кути падіння порід, значна кількість диз'юнктивних порушень, насуви, переважно теригенний склад порід, лінійно витягнуті антиклінальні складки, аномально високі пластові тиски і т.д.
Родовища нафти і газу можна класифікувати за різними параметрами. Головною є кла​сифікація за генезисом та морфологією структурних форм, з якими пов'язані родовища. За цією ознакою родовища ділять на родовища антиклінальних складок (рис.1.8), нормальних (наскрізних) непорушених і порушених (рис.1.8,а,б), захоронених (рис.1.8,в), безкорене-вих (малоамплітудних) (рис.1.8,г), ускладнених глинистим і соляним діапіризмом, грязе-вим вулканізмом, дайками вивержених порід (рис.1.8, відповідно д-ж)', насунених покривів (рис.1.8, з); родовища моноклиналів, пов'язані з зонами розломів (рис.1.9,а), виклинювань (рис. 1.9, б), стратиграфічних неузгоджень (рис. 1.9,б); родовища ерозійних і рифогенних виступів (рис.10 а,б); родовища синкліналів (рис.10,е).
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Рис.1.7. Схеми покладів неправильної форми, обмежених з усіх сторін
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Рис. 1.8. Схеми родовищ нафти і газу антиклінальних складок
Нафтові та газові родовища групуються в межах окремих структурних елементів, різних за розмірами та походженням. Такі угрупування, що пов'язані з єдиним тектонічним чи палеогеографічним елементом, який характеризується спільністю умов формування пас-гок і покладів, розподілу їх у геологічному розрізі, називають зонами нафтогазонагромад-хення. При їх виділенні враховують вік, генезис і морфологію структурних елементів, фа-ювий склад родовищ і т.п. Серед зон нафтогазонагромадження виділяють: структурні (в т.ч. j регіональними розривними порушеннями), рифогенні, літологічні, стратиграфічні і т.д.
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Рис. 1.10. Схеми родовищ нафти і газу у виступах та синкліналях
1.8.Термобаричні умови в покладах та родовищах нафти і газу
Тиск є важливим параметром, який характеризує енергію нафтогазоносних та водонос​них пластів. Пластовим називається тиск, що існує в поровому просторі порід і під дією яко​го перебувають нафта, газ та вода. Він може виникати під впливом різних факторів. Деякі з них можуть діяти постійно, а інші лише в окремі моменти геологічної історії. Пори порід, з'єднуючись між собою, створюють простір, в якому тиск при відсутності руху флюїдів роз​поділяється згідно з законами гідростатики. Пластовий тиск у верхній частині осадових порід за своєю природою є гідростатичним, тобто його значення залежить від висоти h сто​впа рідини (глибини залягання пласта) та її густини/?:
[image: image15.png]Poa=gph.




де g - прискорення вільного падіння. Пластові тиски, які підпорядковані законам гідростатики, називають нормально гідростатичними.
У нафтових і газових покладах, особливо при значній їх висоті, виникає надлишковий тиск, навіть якщо на контакті з водою і у водоносній частині пласта тиск є нормальним гідростатичним (рис. 1.11). Надлишковий тиск зумовлений різницею густини нафти чи газу і води у пластових умовах.
Узагальнений розподіл тиску в нафтогазовому покладі показано на рис. 1.12. Як видно з графіка, наростання тиску Р з глибиною h відбувається по-різному. В газовій частині покла​ду градієнт зростання тиску незначний, в нафтовій - більший, у водоносній — найбільший і залежить від густини флюїдів у пласті.
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Рис. 1.11. Графіки зміни геостатичного (1)                 Рис. 1.12. Графік розподілу тиску Р по
і пластового (2) тиску Р по глибині Л в по-           глибині h у нафтогазовому покладі кладах нафти[image: image18.png]


і газу[image: image19.png]


великої висоти.
У природі досить часто зустрічається тиск, що значно відрізняється від гідростатичного. Відношення фактичного пластового тиску до умовного гідростатичного називають ко​ефіцієнтом аномальності тиску. Верхньою межею аномально високого пластового тиску (АВПТ) служить геостатичний тиск, який приблизно в 2,3 раза перевищує умовно гідростатичний. При аномально низькому пластовому тиску (АНПТ) коефіцієнт аномаль​ності менший від одиниці.
У природних резервуарах відкритого типу пластовий тиск завжди близький до гідростатичного. Тільки в ізольованих резервуарах може виникати аномальний пластовий тиск.
Причинами аномальних тисків можуть бути геостатичний і геодинамічний тиск, пере​токи між пластами, спливання нафти й газу, зміна температури, випадін-ня вторинних це​ментів, розчинення та вилуговування породи, хімічні та біохімічні перетворення нафти, газів і органіки, осмотичні явища, вертикальні переміщення порід та ін.
Пластовий тиск є сумарним ефектом від дії всіх можливих факторів і може змінюватися в часі. Повсюдно у родовищах нафти і газу спостерігається зростання пластового тиску з ро​стом глибин. Частота зустрічі аномально високих (надгідрос-татичних) тисків з глибиною зростає. На великих глибинах вони, очевидно, є зви-чайним явищем.
Температура в земних надрах з глибиною зростає, що зумовлено тепловим потоком, який іде від більш прогрітих глибинних зон до поверхні. Зміну темпера-тури з глибиною ви​ражають через геотермічний градієнт - приріст температури в градусах на одиницю глиби​ни. Обернена величина називається геотермічним сту-пенем.
Геотермічний градієнт змінюється в досить широких межах. Понижеш зна-чення його спостерігаються на ділянках платформ із спокійною тектонікою, де за-лежно від складу порід коливається в межах 1 — 3°С на 100м. Підвищений геотер-мічний градієнт (3—4°С на 100м) трапляється в деяких геосинклінальних облас-тях. Максимальні його значення пов'язані з молодими складчастими областями, де наявні тектонічна активність та вул​канічна діяльність.
На розподіл температур в земній корі, крім її глибинної будови, впливає та-кож тепло​провідність порід, яка коливається в межах 0,82—5,73 Вт/(м◦°С). Поро-ди, насичені водою, мають значно вищу теплопровідність, ніж породи, насичені газом або нафтою. При негори-зонтальному заляганні порід наявне заломлення теплового потоку, тому над ан​тиклінальними підняттями спостерігається підвище-не, а над синкліналями понижене зна​чення геотермічного градієнту. В межах родо-вищ він вищий, ніж за їх межами. Поклади нафти зустрічаються при температурах до 180, а газу — до 220°С,.
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1.9. Походження, міграція та формування покладів і родовищ нафти і газу
Вивчення походження нафти і газу почалося одночасно із виникненням наф-тового про​мислу, тобто в середині XIX ст. Проте проблема і дотепер залишається нерозв'язаною, хоч важливість її для прогнозування нафтогазоносності надр та ведення пошуків очевидна.
Наукова думка розвивалась у двох головних напрямках: органічного та неор-ганічного походження нафти і газу. Для першого напрямку можливим джерелом вуглеводнів розгля​даються осадові породи, збагачені розсіяною органічною речовиною (POP). Для другого на​прямку можливим джерелом є мантія Землі.
Головним доказом генерування осадовими породами нафтогазових вуглеводнів є пере​важна приуроченість їх родовищ до цих порід, певна аналогія в складі вуглеводнів POP і нафти.
Згідно з сучасною органічною гіпотезою нафта і газ утворюються в процесі літифікації пелітових осадів із розсіяних в них органічних решток, тобто в поро-дах, збагачених POP. Такі породи називають нафтогазоматеринськими (нафтогазо-продукуючими). Типові наф-тогазоматеринські породи відкладаються в субаква-льних умовах без доступу кисню, при стійкому занурюванні басейну осадконагро-мадження. Кількість POP перевищує 1—2 %. Вона за складом може бути гумусо-вою (рослинного походженя), сапропелевою (тваринного походження) та зміша-ною. Від природи вихідної органіки, її кількості та шляхів перетво​рення залежить нафтогазогенераційний потенціал порід. Гумусова органіка переважно є газо-, а сапропелева — нафтогенеруючою.
Осадові породи на шляху реалізації свого нафтогазогенеруючого потенціалу проходять ряд зон (інтервалів, стадій), в межах яких утворюються різнотипні вуглеводневі системи:
1.  Біохімічна, газова зона, що простягається до глибини близько 1км (температура не перевищує 60°С), де із POP утворюється переважно метан як продукт дії анаеробної мікрофлори.
2.  Термолітична (термогазогенна) зона простягається до глибин 2,0—2,5 км (темпера​тура 70—90°С) і може продукувати метан і його найближчі гомологи в результаті теплової дії на POP.
3.  Термокаталітична зона, яка характеризується поступовим збільшенням з глибиною генерації рідинних вуглеводнів. Глибина її занурення 2,5—6 км (темпе-ратура 70—200°С). Крім температури, перетворенню POP в цій зоні сприяє Гете-рогенний мікрокаталіз. Й нази​вають також основною фазою нафтогазоутворення, головною зоною (фазою) нафтоутворення.
4.  Термогазогенна (пірогазогенна) зона, де завершується генерація вуглеводнів із POP материнських  порід,  характеризується інтенсивним  продукуванням  метану.   Цю  зону інколи називають головною зоною газоутворення. В її межах генеруються системи газокон​денсатних сполук.
Мінеральне неорганічне походження нафтогазових вуглеводнів доводиться поширенням скупчень нафти, газу і бітумів у магматичих породах. Можливість мінерального синтезу вуглеводневих утворень обгрунтована експериментальними даними, а також шляхом тер​модинамічних розрахунків. Розрахунок рівноважного складу вуглеводнів із навколишнім середовищем показав, що системи, аналогічні нафтогазовим вуглеводням, могли утворити​ся із поширених у породах СО2 і води тільки у верхній мантії Землі. Ці розрахунки підтверджені експериментальним шляхом.
Розрахунок складу мантійних вуглеводневих систем базується на термодинамічних властивостях елементів і їх сполук, вмісті їх у верхній мантії і розподілі температури і тиску в надрах Землі.
Шляхом розрахунків показана можливість синтезу вуглеводнів у верхній 
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мантії на гли​бинах 40—160 км. Зі збільшенням глибини в складі суміші вуглеводнів збільшується вміст високомолекулярних компонентів всіх гомологічних рядів. Спочатку на порівняно невели​ких глибинах утворюється метан, далі на більших глибинах - метан-бутанові суміші, на ще більших - суміші газоконденсатного типу і так далі аж до утворення вуглеводневих систем нафтогазового типу на великих глибинах. Передбачається, що у верхній мантії проходить розшарування речовини з утворенням шару розгазованих порід (імовірно астеносфери). В результаті постійних процесів диференціації речовини можуть формуватись великі осеред​ки летких утворень із нагромадженням величезних запасів пружної енергії, достатньої для прориву запорного шару і їх перетоку по виникаючих розривах у верхні горизонти.
Підсумовуючи, можна констатувати, що згідно з сучасними науковими уяв-леннями обидві розглянуті гіпотези достатньо науково обгрунтовані й експеримен-тальне підтверджені. Вся проблема полягає в тому, як і в якій кількості та одного чи різного поход​ження компоненти формують поклади й родовища нафти і газу.
Де б і як не утворювались вуглеводневі сполуки, вони з часом будуть сполу-чатись між собою, утворюючи краплини нафти чи бульбашки газу. В кінцевому результаті вони по​трапляють у пастку, де утворюють відповідне скупчення нафти або газу. Цей процес може відбутись тільки в результаті переміщення - міграції.
Розрізняють первинну і вторинну міграції нафти й газу. Первинна міграція - це су​купність процесів, які ведуть до виходу з материнських порід вуглеводневих і деяких невуг-леводневих сполук, утворених з органічної речовини, і переходу їх в породи-колектори. Вторинна міграція - це переміщення нафти або газу в пласті-колекторі або перехід їх з одно​го пласта в інший під дією різних факторів. Саме вона веде до формування родовищ.
Нафта і газ можуть мігрувати у таких формах:як рідина з розчиненим газом;у водороз-чиненому стані, у вигляді істинних та колоїдних розчинів або емульсій; у газовому стані (га​зоконденсатні розчини); у вигляді окремих молекул або груп молекул (явища дифузії).
Головними факторами міграції є сила тяжіння (сила гравітації), рух підтем-них вод (гідравлічний фактор), ущільнення порід (зменшення перового простору), капілярні сили, температура та ін.
За напрямком міграцію можна розділити на вертикальну та латеральну (боко-ву). За масштабом її розділяють на локальну (місцевого значення) та регіональну. За шляхами міграцію ділять на резервуарну та позарезервуарну (через погано проникні породи).
Процеси міграції практично закінчуються в пастках, де й починається форму-вання скупчень нафти і газу. Схема формування скупчень зводиться до припливу (надходження) нафти чи газу до пастки і одночасного відпливу води з неї. Саме тут відбувається розшару​вання (диференціація) за фазовим станом та фізико-хімічни-ми властивостями.
Основним фактором у формуванні скупчень є гравітаційний. Саме завдяки йому прохо​дить розшарування фаз в пластах за густиною. Гравітаційному фактору протидіють різні сили, зокрема капілярні сили та сили тертя. Нафта і газ можуть підніматись тільки тоді, ко​ли архімедові сили переважають ці сили.
Важливим моментом є те, що скупчення нафти і газу можуть формуватися тільки в зо​нах або на шляхах розвантаження підземних вод. Це зумовлено тим, що для утворення скупчень нафти і газу необхідно звільнити місце, тобто частина пластових вод повинна по​кинути пастку.
Міграція нафти і газу іде від областей (зон) з високою потенційною енергією (зокрема тиском) до зон з пониженою пластовою енергією. А це означає, що поклади можуть форму​ватися тільки в пастках, які знаходяться на шляхах міграції.
При розгляді процесів формування покладів та родовищ слід враховувати принцип се​лективного (роздільного, вибіркового) вловлювання нафти і газу. Цей принцип може ре​алізовуватись тільки при міграції нафти і газу у вигляді двофазного потоку через ланцюжок пасток. У 
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цьому випадку в першій пастці газ займає у міру надходження весь об'єм, витісняючи повністю з неї нафту.
Родовища нафти і газу формуються в межах прогинів і западин земної кори,які запов​нені осадовими малометаморфізованими породами. Це можуть бути ділянки платформ, крайових і міжгірських прогинів, рідше деякі частини складчастих областей.
Родовища нафти і газу переважно розміщені групами і пов'язані з певними ділянками геоструктурних елементів, в межах яких були сприятливі умови для їх формування.
У розподілі скупчень нафти і газу деяких регіонів спостерігається досить чітка по площі (латеральна) і по вертикалі (глибинна) зональність. Виражаються вони в розташуванні ок​ремими зонами родовищ переважно нафтових або переважно газових. Такі зональності пов'язані з процесами утворення нафти і газу та формуванням їх родовищ.
1.10. Нафтогазоносні регіони України
У межах України наявні три нафтогазоносні регіони: східний - Дніпровське-Донецька западина; західний - Західно-Український регіон: Волино-Подільська газонафтоносна провінція, Передкарпатська нафтогазоносна провінція, Карпатська складчаста нафтоносна область, Закарпатська газоносна область; південний -Кримська нафтогазоносна провінція.
Дніпровське-Донецька западина (ДДЗ) представляє собою внутрішньо платформенну структуру авлакогенного типу. Розміри западини - 630x210 км, площа - 100 тис.км2. Вона охоплює територію Чернігівської, Полтавської, Сумської, Харківської, Дніпропетровської, Луганської і Донецької областей.
ДДЗ складають девонські, кам'яновугільні, пермські, тріасові юрські, крейдові, тре​тинні і четвертинні відклади. За даними геолого-геофізичних досліджень, у південно-східній її частині прогнозується розвиток рифейських і, можливо, нижньопалеозойських утворень. У літологічному відношенні розріз ДДЗ представлений переважно теригенними відкладами. Крім того, тут розвинуті три соленосні товщі (нижньопермська, фаменська, франська), дві ефузивні в девоні, а також карбонатні - в верхній крейді, нижньобашкирсь-кому, нижньовізейському і турнейському ярусах.
За тектонічною схемою в межах ДДЗ виділяються північний і південний борти (схили Воронезького кристалічного масиву і Українського щита) і Дніпровський гра-бен. Останній на заході через Брагинсько-Лоєвську сідловину межує із Прип'ятським грабеном, а на сході по шовному з'єднанню — із Донбасом і має структуру складної будови, в якій виділяються поздовжні та поперечні тектонічні елементи. Поздовжніми є північна і південна прибортові зони, які характеризуються субмоноклінальним заляганням порід, і центральна (осьова) зо​на, в межах якої розвинуті найбільш крупні вали і депресії.
В ДДЗ відкрито 180 родовищ нафти і газу, в яких газ становить 74,5, нафта — 18,6 і конденсат - 6,9 %. В стратиграфічному розрізі ДДЗ виділяється вісім продуктивних комп​лексів: мезозойський, нижньопермсько - верхньокам'яновугільний, середньокам'-яно-вугільний, серпухівський, верхньовізейський, турнейсько-нижньовізейський, девонський і докембрійський (в фундаменті). При цьому серпухівський, верхньовізе-йський і турнейсь​ко-нижньовізейський комплекси, які характеризуються подібними умовами нафтогазонос​ності, відособлюють в нижньокам'яновугільний мегакомплекс.
В нафтогеологічному районуванні на території ДДЗ виділяється Дніпровсько-Донецька газонафтоносна область як складова частина Дніпровсько-Прип'ятської нафтогазоносної провінції. В межах цієї області виділяються 5 субобластей, 14 нафтогазоносних районів і 29 зон нафтогазонагромадження.
Мезозойський комплекс, продуктивний на семи родовищах, має підпорядковане зна​чення, оскільки вміщує тільки 0,6 % початкових ресурсів вуглеводнів. На всіх родовищах поклади газові, за винятком Качанівського, де є нафта.
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Глибина залягання продуктивних горизонтів в мезозої змінюється від 400 до 1850 м. В них метанові гази становлять 86 — 93, важкі вуглеводні - 0,25 — 10,80, нафта легка і се​редня - 0,82 — 0,88, малосірчана - 0,36 — 0,56, парафінова - 0,60 — 2,70, високосмолиста - 19 — 40 %. Всі поклади приурочені до крупноамплітудних антиклінальних структур і є склепінними, часто тектонічно екранованими.
Нижньопермсько-верхньокам'яновугільний комплекс є в регіоні основним за розвіданими запасами вуглеводнів (57,2 %), що здебільшого зумовлено наявністю в ньому найбільш крупних нафтових (Леляківське, Гнідинцівське, Глинсько-Роз-бишівське) і газо​вих (Шебелінське, Західно-Хрестищинське, Єфремівське) родо-вищ. Комплекс продуктив​ний на 26 родовищах. Переважна частина розвіданих запасів нафти і газу зосереджена в масивно-пластових покладах під регіональною комбінованою (глинисто-хемогенною) по​кришкою.
Глибина залягання продуктивних горизонтів змінюється від 680 до 4050 м. Нафта в них легка і середня густиною 800 — 880 кг/м3, малопарафіниста, смолиста, малосірчиста (0,11— 0,72 %); вільні гази метанові (89 — 93,7 %); важкі вуглеводні становлять 4,1 — 7,9 %; потенціальний вміст конденсату в газі невеликий - до 50 — 70 г/м3. Колектори в більшості покладів теригенні, в деяких - карбонатні з біогерменними утвореннями (Чутівське, Ле​ляківське родовища).
Подальші перспективи нафтогазоносності даного комплексу порівняно невеликі, що по​яснюється високою (88 %) розвіданістю початкових ресурсів.
Середньокам'яновугільний комплекс продуктивний на 46 родовищах. Він відноситься до другорядних, оскільки розвідані запаси в ньому невеликі. Складений комплекс териген​но-карбонатними відкладами. Поклади в більшості випадків дрібні та поширені майже у всіх тектонічних зонах ДДЗ на глибинах від 650 до 4800 м. При цьому в периферійних зо​нах ДДЗ поширені переважно нафтові та нафтогазові родовища, в осьовій і всій південно-східній частинах - газові та газоконденсатні.
Нижньокам'яновугільний мегакомплекс характеризується найбільш широким розпов​сюдженням нафтових і газових скупчень. Він продуктивний на 155 родовищах і за перспек​тивністю є основним в регіоні. Відклади нижнього карбону представлені пісковиками та алевролітами з підпорядкованими пластами і пачками карбонатних порід, які приурочені в основному до нижньовізейського і турнейського ярусів.
Для мегакомплексу характерно часте чергування піщано-алевролітових і глинистих пластів невеликої товщини (10 —30 м), що створює багаточисельні пластові резервуари. У відкладах нижнього карбону виділяються серпухівський, верхньовізейський і турнейсько-нижньовізейський продуктивні комплекси.
Серпухівський комплекс продуктивний на 59 родовищах. Поклади поширені переваж​но в центральній і в меншій мірі в південно-західній частинах ДДЗ зі збіль-шенням частки газової складової в південно-східному напрямку. Нафта в цьому комплексі має густину 790—  870, на більшій частині території - до 850 кг/м3, вміст сірки в ній зміню-ється в межах 0,03 — 0,75 %. Вільний газ характеризується значним вмістом кон-денсату (в західній суб-області - 50 — 450, в східній - 50 — 100 г/м3) і важких вуг-леводнів (відповідно 2—21 і до 10 %).   В   серпухівському   комплексі   виділяєть-ся    15   продуктивних   горизонтів,   які індексуються С-1-9 і В-10-14. Всі поклади пластові. Колектори скрізь теригенні, окрім Му-ратівського родовища, де газові поклади пов'язані із карбонатами біогенного типу.
Верхньовізейський комплекс характеризується найбільш широким територіальним по​ширенням нафтогазоносності. Він вміщує 20,3 % розвіданих запасів вуглеводнів, приуроче​них до 106 родовищ, розміщених в західній і прибортових частинах південно-східної субобласті ДДЗ. Як і в інших комплексах нижнього карбону, в верхньовізейському комплексі нафтові поклади в північно-захіній частині ДДЗ на південний схід змінюються газоконден​сатними.
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У верхньовізейському комплексі виділяється близько 13 продуктивних гори-зонтів (В-10-23). Глибина залягання їх змінюється від 800 до 6200 м. В цьому ком-плексі на Пере-возівському родовищі в інтервалі 6200 — 6300 м розміщені глибокі в ДДЗ газоконденсатні поклади. Родовища багатопластові з великою висотою наф-тогазоносності (Качанівське, Ри​бальське, Погарщинське і ін.). В малоамплітудних підняттях і неантиклінальних пастках вони вміщують по 1 — 3 продуктивних горизонти.
Густина нафти в верхньовізейських відкладах змінюється в межах 820 — 970 кг/м3, на більшій частині території вона не перевищує 850 кг/м3; вміст сірки стано-вить до 0,5 % (на деяких периферійних ділянках - до 1,2 — 2,2 %); в'язкість - 0,25 — 5,0 мПа«с (на Ри​бальському, Бугреватівському і Великобубнівському родови-щах - 10 — 22 мПа«с). Вільні гази характеризуються в західній частині ДДЗ висо-ким (80 — 1000 г/м3), а в східній - се​реднім (50 — 200 г/м3) вмістом конденсату; важких вуглеводнів в них відповідно до 22 і 8 %. Переважна більшість відомих родовищ пов'язана зі склепінними пастками, часто - з тектонічними і літологіч-ними ускладненнями.
Все частіше виявляються поклади в неантиклінальних літологічне (Волошківське, Со-рочинське, Червонозаводське родовища) і тектонічно екранованих пастках (Південноафанасівське родовище і ін.)
Турнейсько-нижньовізейський комплекс продуктивний на 63 родовищах. У ньому міститься 8,3 % розвіданих запасів вуглеводнів. Найбільш крупне родовище у цьому комп​лексі Яблунівське. Комплекс представлений теригенними і карбонат-ними відкладами. Ос​танні розвинуті як в нижньовізейському, так і в турнейському ярусах і найбільше поширені в південній прибортовій зоні ДДЗ. Розміщення покладів в цьому комплексі таке ж, як і в верхньовізейських утвореннях.
Нафта у відкладах турнейсько-нижньовізейського комплексу малосірчиста (0,10 — 0,45 %) із густиною 800 — 910 кг/м3, на більшій частині території - до 850 кг/м3; гази метанові з вмістом важких вуглеводнів 6 — 26 %, при цьому в західній частині ДДЗ -понад 10 %, а в східній - до 10 %; вміст конденсату в газі відповідно становить до 1000 і 300 г/м3.
Як і в інших комплексах, в турнейсько-нижньовізейському переважають поклади в склепінних пастках, нерідко з літологічним і тектонічним екрануванням. Крім того, вияв​лені поклади в неантиклінальних пастках.
Нижньокам'яновугільний продуктивний мегакомплекс, за винятком нерпухо-вських відкладів у північно-західній частині ДДЗ, характеризується регіональною нафтогазо​носністю, що зумовлено переважно сингенетичністю розвинутих в ньо-му нагромаджень нафти і газу. В цьому комплексі скупчення вуглеводнів наявне в усіх тектонічних зонах гра​бена, а також на північному борту западини. Родовища виявлені на протяжних валах, в де​пресійних зонах і на моноклінальних схилах. Структурні форми, що контролюють нижньо-кам'яновугільні поклади нафти і газу, дуже різноманітні. Серед них можна назвати наскрізні брахіантиклінальні піднят-тя, поховані високоамплітудні та слабко виражені структури. В комплексі вже встановлені та прогнозуються в широких масштабах поклади в неантиклінальних літологічних і стратиграфічних пастках.
Фазовий стан вуглеводнів, що заповнюють пастки в нижньокам'яновугільних відкладах, змінюється в широкому діапазоні. Відзначені всі види фазових переходів від важ​кої дегазованої нафти до майже сухого газу. Трапляються пластові системи з надзвичайно високим вмістом конденсату в газі - 1700 — 1800 г/м3.
Глибина залягання продуктивних горизонтів в нижньому карбоні змінюється в широких межах - від 700 — 750 м на Михайлівському і Зачепилівському родовищах до 6100—6300 м - на Комишнянському і Перевозівському.
Подальші перспективи нафтогазоносності ДДЗ пов'язуються в основному з 
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нижньо-кам'яновугільним мегакомплексом, де сконцентрована більшість нероз-віданих ресурсів вуглеводнів.
У девонському продуктивному мегакомплексі виявлено п'ять нафтових і га-зоконденсат​них родовищ, в яких вміщується 0,2 % розвіданих запасів вуглеводнів. Він представлений трьома комплексами відкладів, що розділені соленосними тов-щами - теригенними підсольовим (живетсько-нижньоафранським), карбонатно-теригенним міжсольовим (за-донсько-єлецьким) і теригенним надсольовим (рамен-ським).
Перспективи нафтогазоносності девонського мегакомплексу значні. За розмі-рами не​розвіданих ресурсів він поступається тільки трьом нижньокам'яновугіль-ним комплексам. При цьому ступінь розвіданості його незначний.
Продуктивний комплекс докембрійського кристалічного фундамента є в ДДЗ новим перспективним об'єктом пошуково-розвідувальних робіт. У породах фунда-мента виявлено п'ять родовищ, які розташовані на північному борту (Юліївське нафтогазове, Чернетчинсь-ке, Нарижнянське і Коробочківське газоконденсатні) і в самій пограничній зоні грабена (Хухрінське нафтове родовище). Розвідані запаси в комплексі поки що незначні, а не-розвідані ресурси оцінюються в 4,6 % від загаль-них в регіоні. Найбільш перспективними є північний борт ДДЗ і вузькі (шириною 4 — 7 км) прирозломні зони біля північного та південного крайових порушень.
В Західно-Українському регіоні нафтогазоносність пов'язана з Волинсько-подільським краєм Східно-Європейської платформи (Львівський палеозойський прогин), Передкарпатським передовим прогином, Складчастими Карпатами і За-карпатським внутрішнім прогином. Загальні розміри регіону - 300x320 км. Він охоплює частину Волин​ської, Тернопільської і Чернівецької областей і майже по-вністю територію Львівської, Івано-Франківської і Закарпатської областей. Про-дуктивні горизонти в цьому регіоні зустрічаються в палеозойських, мезозойських і кайнозойських відкладах. В основному наф​та та газ видобуваються у Передкарпа-тській нафтогазоносній провінції. Тут у Зовнішній (Більче-Волицькій) зоні Перед-карпатського прогину переважають газові родовища, а у Внутрішній (Бориславсь-ко-Покутській) - нафтові. Основними продуктивними товщами є теригенні Туво-рення крейди, палеогену і неогену.
Нафтогазоносність Волино-Подільської провінції пов'язана з південно-захід-ним заглиб​ленням Східно-Європейської платформи. В її межах виділяються Львівський палеозойсь​кий прогин, Стрийський юрський прогин і Львівська крейдова западина.
Товщина палеозойських відкладів у межах Львівського прогину перевищує 5 км, посту​пово зменшуючись у східному та південно-східному напрямках. Вони зім'яті у пологі склад​ки північно-північно-західного простягання. Максимальна їх дислокованість спостерігається на південному заході прогину впродовж лінії Львів-Жовква-Угнів. На північно-східній пери​ферії Львівського прогину розташоване Локачівське газове родовище промислового значення.
Локачівська складка - це асиметрична антикліналь з коротким і крутим (5 — 7°) південно-східним крилом і протяжним пологим (не більше 3°) північно-західним. Роз-міри складки по ізогіпсі - 680 м, розміри одного із продуктивних горизон-тів середнього девону -9x4 км. Амплітуда підняття складки досягає 100 м. Колектори тут представлені крупнозер-нистими алевролітами і дрібнозернистими пісковиками олігомиктового квар-цевого складу. Відкрита пористість порід коливається у межах 3 — 20 %, а проникність -0,01∙10-15 — 355∙10-15 мкм2. На Локачівському родовищі виявлено шість пластових склепінних газових покладів. Газ родовища вуглеводневий. Переважаючим компонен​том є метан (89 — 97 об. %).
На крайній північно-західній структурі складок Львівського прогину розталоване Великомостівське газове родовище. Два газових поклади виявлені тут у відкладах се-реднього девону. Колекторами є пісковики, алевроліти та карбонатні породи з низькими колекторськими властивостями. Абсолютно вільні дебіти свердловин в окремих
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покладах коливаються у межах 15 — 39,5 тис.м3/добу. Тип покладів пластовий, склепінний. Газ родовища вугле​водневий з переважаючим вмістом метану (88 %).
Зовнішня (Більче-Волицька) зона Передкарпатського прогину умовно поділя-ється на три підзони: найбільш занурену Крукенецьку, Косівсько-Угерську й Іва-но-Франківську, яка прилягає до платформи. Межами між ними служать повздовж-ні регіональні розломи: Городоцько-Калуський і Краковецько-Стрийський. Залеж-но від глибини залягання донео-генової основи і розподілення товщин баденсар-матських відкладів у Зовнішній зоні виділяються такі тектонічні одиниці: Косівсь-ка (баденська) западина з товщиною відкладів до 2,1 м на південному сході, Угерсько-Крукенецька (баден-сарматська) западина з товщи​ною відкладів 1 — 5,5 км на північному заході і Івано-Франківське поперечне підняття, яке їх розділяє.
Територія Зовнішньої зони, яка довгий час після крейдового періоду була суходолом, інтенсивно розмивалась. Тому неогенові відклади, які представлені тут в основному отансь-ким (гельветським), баденським і сарматським ярусами, залягають на різновікових донео-генових відкладах від рифея до крейди включно.
Промислові газові поклади Зовнішньої зони приурочені до мезозойських ерозійно-тек​тонічних виступів, які перекриті міоценовою покришкою (50,5 % від початкових запасів газу Зовнішньої зони), а також до міоценових відкладів (49,4 %). Масивні поклади газу, що трапляються в породах юри або крейди, розташовані в облягаючих їх гельветських та ниж-ньобаденських пісковиках. Неогенові відклади газоносні на всій території Зовнішньої зони, але і в них понад 93 % початкових розвіданих запасів газу зосереджено у північно-західній ча​стині зони, що зумовлено наявністю більш повного розрізу неогенових відкладів у цій частині.
Найбільшими родовищами, які виявлені в мезозої, являються Більче-Волицьке, Рудківське, Угерське, Залужанське, Опарське, Пинянське і Хідновицьке. У газових покла​дах нижнього сармату, які залягають на глибинах до 1 км, зустрічаються найсухіші гази з вмістом метану до 99 %. У газі мезозойських відкладів вміст метану зменшується до 95 — 96 % при одночасному збільшенні вмісту важких вуглеводнів. Колекторами газу в крейдо​вих і неогенових відкладах є пісковики, їх ефективна пористість відповідно становить 18 — 23 і 10 — 25 %.
Колекторами нафти в юрських відкладах Зовнішньої зони є тріщинуваті й кавернозні вапняки. Основне значення при фільтрації нафти в пласті мають тріщини і каверни. Нафта юрських відкладів важка, високов'язка з високим вмістом асфальтенів, смол і сірки і дуже малим вмістом парафінів. В 1989 р. була підтверджена промислова нафтоносність юрських відкладів.
Внутрішня зона Передкарпатського прогину складається з верхньокрейдових, палеоге​нових і нижньоміоценових утворень, причому основний її об'єм займають палеогенові відклади. Ці породи мають винятково складну будову і утворюють покривну структуру (Бо-риславсько-Покутський покрив). Складки її у переважній більшості - це лінійні ан​тикліналі, насунуті одна на одну у північно-східному напрямку, які групуються у два-три яруси. Покрив у цілому ускладнюється системою поперечних розривних порушень. Вони можуть бути як загальні для покриву в цілому, так і спостерігатися у тілі окремих ярусів. Поперечні порушення зумовили блокову будову Внутрішньої зони. Загальна товщина по​криву змінюється від 2 до 8 км при товщині окремих ярусів складок 0,5 — 3 км. У північно-західному і південно-східному напрямках розміри покриву зменшуються до повного його виклинювання. Загальні розміри Внутрішньої зони становлять 275 на 7 — 24 км.
У межах Внутрішньої зони Передкарпатського прогину виявлено і розвідано 33 родови​ща нафти і газу. Основною продуктивною товщею є палеогенові відклади. За кількістю ви​добувних запасів три родовища (Бориславське, Долинське і Битків-Бабченське) відносяться до крупних, решта - до дрібних. У першому структурному ярусі (найбільш припіднятому)
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розміщується 52, у другому - 12, у третьому - 35 і в четвертому автохтонному -1 % запасів. Розподіл запасів вуглеводнів в умовному паливі по розрізу має такий вигляд, %: 55 — в еоценових; 40 — в олігоценових (менілітова свита); 4 — в палеоценових і 1 — в крейдових і нижньоміоценових (поляницька свита) відкладах. Найбільше газоподібних вуглеводнів (вільний газ) вміщується у еоценових відкладах (89 %), а рідких - в олігоценових (56 %).
Більшість виявлених покладів вуглеводнів пов'язані з лінійними складками і відносяться до склепінного типу. Зональний розподіл колекторів (лінійно-витягнені смуги пісковиків) зумовив наявність літологічно обмежених покладів нафти та газу. Колекторами нафти та газу служать дрібно- і середньозернисті кварцеві пісковики, які відзначаються низькими ємкісно-фільтраційними властивостями. Кращими колекторськими властивостями відзначаються пісковики вигодської свити, їх пористість на Долинському родовищі стано​вить 9 — 15 %, проникність - 4...6»10"3, а в окремих зразках - 45 — 50«10~3 мкм2.
Нафта палеогенових покладів метаново-нафтенова, малосірчиста, смолиста, високопа-рафіниста. Густина її коливається у межах 770 — 870 кг/м3. У газах газових покладів вміст метану становить 85 — 99 %. Потенціальний вміст конденсату змінюється від кількох де​сятків до 400 см3/м3.
У складчастих Карпатах з північного сходу на південний захід виділяються Скибова, Кросненська, Чорногорська, Дуклянська, Паркулецька, Рахівська, Магурська, Мармарось-ка і Пекінська зони, Мармароський масив і зона Підгаля, Всі вони представляють собою по​криви, за винятком Кросненської зони і зони Підгаля. Найбільш характерною структурною особливістю покривів є наявність тут паралельних дуже вузьких, але протяжних лусок-мо-нокліналей, які відділені одна від одної насувами другого порядку.
Кросненська зона не має явно вираженої покривної будови. Вона представляє собою своєрідну депресію відносно сусідніх покривів і складається з олігоцен-міоценових відкладів великої товщини. В цій зоні, як і в інших тектонічних зонах, розвинені луски-покриви типу скиб у Скибовому покриві.
Складчасті Карпати займають незначне місце щодо видобутку нафти і газу. Нафтові поклади тут приурочені до пісковиків стрийської і ямненської свит. Початкові дебіти в них не перевищували 20 т/добу, а з часом стабілізувалися в межах 100 — 200 кг/добу. З ямнен-ськими пісковиками пов'язане Стрільбицьке родовище і один з нафтових покладів Битків-Бабченського родовища. Незначні припливи нафти або нафти з водою були одержані при випробуванні нижньоверховинсько-верхньоголовецької підсвити олігоцена на Хащів-Ло-пушнянській площі Кросненської зони.
Закарпатський неогеновий прогин обмежений на північному сході Закарпатським, а на південному заході - Припанонським глибинним розломами. Донеогенова основа прогину має блоково-складчасту структуру і складена осадовими вулканогенними утвореннями па​леогену, крейди, юри, тріасу і, ймовірно, метаморфізованими породами палеозою. Більшу частину основи Закарпатського прогину заповнюють відклади кричевської свити крейдової системи (чорносланцева карбонатно-теригенно-глиниста товща). Більш ніж трикілометровий комплекс неогенових молас дислокований у прогині в пологі складки, уск​ладнені в центральній частині прогину соляними діапірами. На основну товщу молас міоцену-пліоцену по зовнішній і внутрішній периферіях прогину налягає товстий комплекс вулканогенних переважно основного складу утворень Вигорлат-Гутинської гряди. Дві вітки цієї гряди з'єднуються смугою меридіонального простягання, яка розділяє орографічне весь прогин на дві частини (западини): південно-східну (Солотвинська) і північно-західну (Му​качівська) .
У неогеновому структурно-тектонічному поверсі прогину виявлено два газових родови​ща: Солотвинське і Русько-Комарівське. Солотвинське родовище газу розтало-ване у Со-лотвинській западині. Промислову газоносність мають його нижньоміоценові відклади (но-воселицька свита бадена). Колекторами прогину є пісковики, піщані туфи і туффіти, по-
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кришками - відклади тереблянської свити. Русько-Комарівське родовище розташоване в центральній частині Мукачівської западини. Воно представляє собою брахіантикліналь, по​рушену розривами, ускладнену міжпластовою інтрузією гранодіорит - порфірів. Поклади газу в цьому родовищі пластові, склепінні, тектонічно і літологічно екрановані; колекторами служать прошарки пісковиків, покришками - глинисті пачки неогенових відкладів; для газу характерний великий (від 30 до 40 %) вміст азоту. Останнім часом у південно-східній час​тині Мукачівської западини виявлено Королівське газове родовище.
Причорноморсько-кримську провінцію складають нижній і верхній докембрії, палео​зой, мезозой і кайнозой. Нижньодокембрійські породи (архей - нижній протерозой) утво​рюють фундамент південного схилу Східно-Європейської платформи, їх поверхня залягає на значних глибинах (1 км і більше) і занурюється в південному напрямку. Вона перекрита мезозойсько-кайнозойськими відкладами в Центральному Причорномор'ї і палеозойсько-кайнозойськими в Західному Причорномор'ї. Це переважно кристалічні сланці, гнейси, мігматити і різні гранітоїди.
Верхньопротерозойські породи відомі двох типів: у Рівнинному Криму і на піднятті Голіцина в акваторії Чорного моря залягають сильнодислоковані зелені сланці; в Західному Причорномор'ї Верхньопротерозойські породи залягають на дорифейському фундаменті Східно-Європейської платформи і представлені валдайською серією вендсь-кого комплексу. Це переважно дрібнозернисті пісковики, алевроліти й аргіліти загальною товщиною до 1,5 км.
Палеозойські породи в Рівнинному Криму представлені пісковиками з прошарками чорних і темно-сірих вутлисто-карбонатних, вуглисто-карбонатно-серицитових і глинистих сланців, які умовно відносяться до ранньо-середньокам'яновугільних. В Західному Причор​номор'ї серед палеозойських утворень встановлені відклади всіх систем. Це переважно те​ригенно-карбонатні породи загальною товщиною понад 3 км.
Значно поширені мезозойські утворення. Тріасові породи представлені вапняками, до​ломітами та мергелями в нижній частині розрізу і пісковиками, алевролітами й аргілітами у верхній. Серед юрських відкладів в одних районах провінції переважають теригенні поро​ди, в інших - карбонатні. Крейдові відклади представлені нижнім і верхнім відділами. Май​же у всьому регіоні розріз нижньої крейди починається грубоуламковими теригенними по​родами (піски, гравеліти). Вище залягають лагунно-континентальні та прибережно-морські відклади (пісковики і аргіліти з прошарками глин). Внаслідок вулканізму в Північно-Кримському прогині сформувалася осадово-вулканогенна товща тархункутської свити (400 м). Загальна товщина нижньокрейдових відкладів в Рівнинному Криму змінюється від 200 м до 2,2 км, в Північному Причорномор'ї - від 100 до 400, а в Західному — від 0 до 400 м. Верхньокрейдові відклади представлені переважно карбонатними порода​ми, їх максимальна товщина - 2,5 км.
Палеоценові й еоценові відклади складені дрібнозернистими глинистими вапняками і мергелями. Олігоценові та нижньоміоценові утворення на всій території Причорномор'я і Криму представлені монотонною товщею піщано-алевролитових глин майкопської свити. В Західному Причорномор'ї глини поступово заміщуються глинистими пісками і гіпсовиками. Товщина відкладів майкопської свити змінюється від 700 — 1000 до 3000 — —5000 м. Розріз середнього і верхнього міоцену і пліоцену складений піщано-глинистими і карбонатними відкладами.
Північну частину провінції займає південна окраїна Східно-Європейської платформи. До зони зчленування древньої платформи з розташованою південніше молодою Скіфською плитою приурочена глибока депресія субширотного напрямку, виповнена великою товщею (до 8 км) переважно мезозойсько-кайнозойських, а місцями - і більш давніх відкладень. Ця вузька і витягнута структура складається з трьох прогинів (з заходу на схід): палеозойського Придобруджинського, Північно-Кримського і Північне-Азовського, які розділені субме-
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ридіональними розломами і поперечними перепонками. З півдня Причорноморські прогини обмежені зоною виступів, фундамент яких складений складчастими поро-дами рифейського і палеозойського віку. Це Кілійсько-Зміїне і Чорноморське під-няття, Кримське склепіння (об'єднує Каламітське, Новоселівське і Сімферопо-льське підняття) і Азовський вал, який займає всю центральну частину Азовського моря. З півдня Новоселівське підняття відокремлене вузьким субширотним грабе-ном від Альмінської депресії, яка складається з крейдових і палеоген-неогенових відкладів товщиною до 2 км. Південний борт Азовського валу переходить в Південно-Азовський виступ - нахилену на північ монокліналь шириною від 18-20 до 40-45 км з інтенсивним зануренням всіх країв осадового чохла і поверхні фун​даменту. Далі на південь виступ змінюється Індольським прогином. Перехід від-бувається по флексурі, якій у фундаменті відповідає система великоамплітудних (1,5 — 2 км) розрив​них порушень. Максимальна потужність осадової товщі в прогині - 15 км, причому 1/3 її припадає на відклади майкопської свити.
Стратиграфічний діапазон нафтогазоносності в Причорноморсько-кримській провінції включає весь комплекс відкладів - від докрейдових до неогенових включно. Тут відкрито 16 газових і 10 нафтових родовищ. В газових родовищах поклади розміщені у верхньокрейдо-вих, палеоценових і майкопських відкладах; в газоконденсатних - в нижньокрейдових, па​леоценових і майкопських; а нафтових - в міоценових, майкопських, верхньо- і нижньок​рейдових і частково девонських. Єдине родовище в середньодевонських відкладах - Східно-Саратське розташоване та території Саратського району Одеської області. Нафтоносність в ньому виявлено в карбонатно-хемогенних породах.
Нижньокрейдовий комплекс характеризується регіональною нафтогазоносністю і є од​ним з основних об'єктів для пошуків покладів. Верхньокрейдово-палеоценовий комплекс складений переважно вапняками й мергелями з підпорядкованими прошарками глин, пісковиків і алевролітів. Майкопський комплекс також регіонально нафтогазоносний. Він характеризується одноманітним літологічним складом. В розрізі комплексу переважають глини, кількість піщано-алевролітових відкладів рідко перевищує 20 %. Товщина його про​шарків коливається від 10 до 100 м. Неогеновий нафтоносний комплекс складений різноманітними теригенними і карбонатними породами (глини, пісковики, піски, конгло​мерати, мергелі і вапняки). Продуктивні горизонти в ньому приурочені до пісковиків і вап​няків середнього та верхнього міоцену.
Родовища пов'язані з антиклінальними складками, серед яких виділяються два основ​них типи: нормальні брахіантиклінальні та брахіантиклінальні, ускладнені грязьовим діапіризмом (діапірові та криптодіапірові складки). Останні поширені в основному на Кер​ченському півострові. Довжина складок в середньому досягає 5 — 10, окремих - до 40 км. Амплітуда змінюється від 50 до 600 — 800 м.
На даному етапі геологічної вивченості півдня України до найперспективніших на наф​ту і газ відносяться крейдові (особливо нижньокрейдові), дат-палеоценові і майкопські відклади. Заслуговують уваги і докрейдові комплекси: рифей-палеозойський (в Західному Причорномор'ї) і тріас-юрський (в окремих районах провінції).
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Глава 2 
Пошуки та розвідка нафти і газу
2.1. Загальні відомості
Геологорозвідувальні роботи мають на меті відкриття родовищ нафти і газу або нових покладів на відомих родовищах та підготовку їх до розробки.
Пошуки скупчень нафти і газу включають комплекс робіт, спрямованих на оцінку перспективності території, виділення в її межах найбільш перспективних об'єктів та відкриття родовищ і покладів.
Розвідка має простежити розподіл виявлених скупчень, оконтурити їх з метою визна​чення розмірів родовищ, кількості та якості нафти і газу та отримання даних для проекту​вання розробки.
Ефективний пошук та розвідка скупчень нафти і газу виконуються за допомогою різних методів та методик. Методи пошуку та розвідки родовищ - це^засоби пізнання будови надр, виявлення та вивчення покладів нафти і газу. Методика пошуково-розвідувальних робіт - це сукупність конкретних методів досліджень для послідовних пошуків і розвідки скупчень нафти і газу.
При організації та проведенні нафтогазопошукових і розвідувальних робіт потрібно вра​ховувати таке: поклади нафти і газу, як правило, ізольовані від денної поверхні, часто май​же нічим себе не виявляють, в зв'язку з чим відкриття та вивчення покладів можливі лише при бурінні свердловин; нафта і газ в надрах закономірно пов'язані з різними типами пас​ток, сприятливих для формування та збереження покладів, тому перед пошуками покладів нафти і газу потрібно виявляти сприятливі пастки; нафта і газ мігрують в надрах, що зумов​лює своєрідне їх просторове розміщення і тим самим забезпечує цілеспрямований пошук
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відповідних покладів; поклади нафти і газу вивчаються шляхом буріння свердловин лише в окремих пунктах, тому уява про умови їх залягання в надрах є неповною.
Для сучасного стану пошукових та розвідувальних робіт характерні такі основні особли​вості: широкий розвиток регіональних геолого-геофізичних досліджень та наукових уза​гальнень з метою прогнозування нафтогазоносності регіонів; інтенсивний розвиток і вдоско​налення геофізичних та геохімічних методів регіонального та локального вивчення нафтога-зоперспективних об'єктів; зростання глибин пошуків нафти і газу до 6—7 км і глибше; широкий вихід пошуково-розвідувальних робіт в акваторії морів та океанів; пошуки по​кладів неантиклінального типу, пов'язаних з літологічними, стратиграфічними та гідродинамічними пастками; оптимізація та прискорення пошуків і розвідки внаслідок поєднання різних стадій геологорозвідувального процесу та використання обчислювальної техніки для обробки геологічної інформації.
2.2. Геологічні передумови пошуків та розвідки нафти і газу
Сучасна теорія і практика пошуків та розвідки нафти і газу базуються на аналізі гео​логічних передумов, під якими розуміють сукупність сприятливих показників (кри​теріїв) нафтогазоносності, що залежить від умов утворення, формування і розташування цих корисних копалин в земній корі. Такими показниками є: структурно-тектонічні, стратиграфічні, літологічні, геохімічні, гідрогеологічні та природні нафтогазопрояви. Перші п'ять показників виступають як побічні, а останній - як пряма ознака нафтогазо​носності надр.
Структурно-тектонічні показники при пошуках є основними, оскільки скупчення наф​ти і газу завжди пов'язані з певними структурами, що утворюють пастки різних типів. Тому поширення в регіоні антиклінальних, куполовидних та діапірових складок є сприятлива оз​нака для пошуків нафти і газу. Ці передумови враховують також режими тектонічних рухів, зокрема перевагу процесів занурення в геологічній історії, що розглядяються як ос​новний закон нафтогазонакопичення та головний критерій нафтогазоносності значних те​риторій. Стратиграфічні показники передбачають виявлення в регіоні нафтогазовміщуючих свит і засновані на регіональній приуроченості процесів нафтогазонакопичення до певних стратиграфічних комплексів. Це дає змогу на перших етапах робіт шукати не самі поклади нафти і газу, а ті свити та горизонти, в яких вони можуть бути. Літологічні показники пере​дбачають виділення в розрізі нафтогазоносних свит порід-колекторів, що є резервуарами нафти і газу, та товщ-покришок, які забезпечують збереження покладів. Геохімічні показ​ники мають значення для виявлення сприятливих в нафтогазоносному відношенні ге​охімічних, тобто відновлювальних умов. Такі умови можуть бути визначені по наявності в породах деяких мінералів (пірит, сидерит, ярозит та інших), по збагаченню сіркою та сірководнем, по вмісту бітумінозних порід, горючих сланців та ін. Гідрогеологічні показники передбачають визначення підземних вод, що характерні для нафтогазоносних районів (хлоркальцієвих та гідрокарбонатнонатрієвих), а також наявності в них таких компонентів, як галогени, амоній, нафтенові кислоти, фенол, органічний фосфор, розчинені вуглеводневі гази та інше.
Природні нафтогазопрояви, тобто різного роду сліди нафти і газу на денній поверхні, можуть бути виражені як виходи рідкої нафти, що зустрічаються у вигляді нафтових плівок на водній поверхні, просочування з пористих і тріщинуватих порід, а також нафтових дже​рел і озер; виходи асфальтових та озокеритових утворень, які трапляються в основному у вигляді жил, що заповнюють тріщини в породах; виходи порід, насичених нафтою, або порід, що пахнуть нафтою чи газом; виходи горючих вуглеводневих газів, які можуть про​являтися у вигляді пухирців на воді, струменів у повітря або мікровиділень; грязеві вулкани, що є супутниками родовищ нафти і газу і характеризуються потужними періодичними ви-
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кидами. Всі природні нафтогазопрояви є важливою прямою ознакою наявності в надрах скупчень нафти і газу, але відсутність таких проявів не свідчить про безперспективність регіону.
2.3. Стадійність пошуково-розвідувальних робіт
Пошуки та розвідка нафти і газу характеризуються стадійністю робіт, тобто поступовим одержанням інформації про будову геологічних об'єктів та достовірність оцінки їх ресурсів і запасів при підготовці до розробки. Згідно з сучасною класифікацією ресурси та запаси нафти і газу за ступенем вивченості поділяються на такі категорії: прогнозні ресурси (кате​горії Д2 і ДІ>; перспективні ресурси (категорія С3): попередньо оцінені запаси (категорія С?); розвідані запаси (категорії СІ, В, А).
На різних етапах і стадіях геологорозвідувального процесу підготовлюються ресурси або запаси різних категорій.
За своїм призначенням та послідовністю виконання геологорозвідувальний процес поділяється на три етапи, в складі яких виділяється шість стадій. Основні задачі та типовий комплекс робіт на кожній стадії описані в табл.2.1.
2.4. Методи пошуків та розвідки нафти і газу
У процесі проведення пошуково-розвідувальних робіт застосовуються такі методи досліджень геологічної будови надр, виявлення і оцінки покладів нафти і газу: геологічні, ге​оморфологічні, геофізичні, геохімічні та буріння свердловин.
Геологічні методи досліджень базуються на вивченні характеру, складу і віку осадових відкладів і тектонічної будови території шляхом різних польових і дистанційних спостере​жень, лабораторних досліджень і камерального узагальнення одержаних матеріалів. Серед польових досліджень виділяють геологічні і структурно-геологічні зйомки.
Геологічна зйомка (табл.2.2) проводиться з метою складання геологічної карти місцевості для вивчення стратиграфії і літології відкладів, що виходять на її поверхню, і ви​яснення її тектонічної будови. Така зйомка здійснюється в два етапи: самі дослідження і ка​меральна обробка зібраних матеріалів.
На першому етапі складається польова геологічна карта, для чого планомірно і всебічно вивчаються і наносяться на топооснову природні відклади та гірничі виробки з показом еле​ментів залягання гірських порід. При цьому виявляються і трасуються геологічні межі, про​стежуються розривні порушення, вивчаються літологічний склад, генезис, умови заляган​ня, взаємовідношення і вік гірських порід. Уважно вивчаються контактні зони, прояви ко​рисних копалин і, особливо, нафто- і газопрояви. Ведуться також спостереження за рельєфом і підземними водами. Всі спостереження заносяться в геологічний щоденник. Крім того, проводиться відбір зразків порід, корисних копалин, залишків фауни і флори. При геологічній зйомці широко використовуються аерометоди, які базуються на спостере​женні та фотографуванні земної поверхні з літальних апаратів. Ці методи основані на існуванні тісного зв'язку між геологічною будовою території з її рельєфом, гідрографією, фунтовими утвореннями, рослинністю, кольоровими і тональними особливостями ланд​шафту. Вивчаючи ці особливості земної поверхні візуально з повітря або по аерофо-тознімках шляхом їх дешифрування, можна встановити багато рис геологічної будови досліджуваної території. В процесі камеральної обробки фактичного матеріалу уточнюють​ся і деталізуються результати польових спостережень шляхом спеціальних лабораторних досліджень — мікроскопічних, хімічних, спектроскопічних, люмінісцентних та інших, виз​начаються викопні рештки фауни і флори, складаються необхідні графічні документи (гео​логічні карти, стратиграфічні колонки, геологічні розрізи і т.д.), узагальнюються всі дані і складається звіт.
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Таблиця 2.1.
	Стадія 
	Об'єкти вивчення 
	Основні завдання робіт 
	Типовий комплекс робіт 
	Категорія ресурсів і запасів 

	Регіональний етап

	Прогноз 
	Осадові      ба- 
	Виявлення літолого-стратиграфічних комплексів, струк- 
	Дешифрування аеро- 
	Д2 і частково ДІ 

	нафтогазо- 
	сейни і їх час- 
	турних поверхів, визначення характеру геотектонічного 
	космічних матеріалів, 
	 

	носності 
	тини 
	розвитку, тектонічне районування; виділення нафтогазо- 
	геологічні,  геохімічні 
	 

	 
	 
	перспективних комплексів і зон можливого нафтогазонаг- 
	та геофізичні зйомки 
	 

	 
	 
	ромадження, нафтогазогеологічне районування; якісна та 
	в масштабах 
	 

	 
	 
	кількісна оцінка перспектив нафтогазоносності; вибір ос- 
	1:1000000- 1:200000; 
	 

	 
	 
	новних напрямів і першочергових об'єктів для подальших 
	буріння   опорних   та 
	 

	 
	 
	досліджень 
	параметричних свер- 
	 

	 
	 
	 
	дловин 
	 

	Оцінка    зон 
	Нафтогазо- 
	Виявлення   субрегіональних   і   зональних   структурних 
	Дешифрування аеро- 
	ДІ і частково Д2 

	нафтогазо- 
	перспективні 
	співвідношень між різними нафтогазоперспективними і 
	космічних матеріалів, 
	 

	нагромад- 
	зони    і    зони 
	літолого-стратиграфічними комплексами, основних зако- 
	геологічні,  геохімічні 
	 

	ження 
	нафтогазона- 
	номірностей   розповсюдження   та   зміни   властивостей 
	та геофізичні зйомки 
	 

	 
	копичення 
	порід-колекторів  і   флюїдоупорів,   уточнення   логічного 
	в масштабах 1:200000 
	 

	 
	 
	районування; виділення найбільш крупних пасток; якісна 
	- 1 :50000, буріння па- 
	 

	 
	 
	оцінка перспектив нафтогазоносності; вибір районів та 
	раметричних    сверд- 
	 

	 
	 
	встановлення черговості пошукових робіт в них. 
	ловин; прогнозування 
	 

	 
	 
	 
	геологічного    розрізу 
	 

	 
	 
	 
	(ПГР). 
	 

	 
	 
	Пошуковий етап 
	 
	 

	Виявлення та 
	Райони з ви- 
	Виявлення умов залягання та інших геолого-геофізичних 
	Дешифрування аеро- 
	Д1 і частково Д2

	підготовка 
	явленою    або 
	властивостей   нафтогазоносних   комплексів;   виявлення 
	космічних матеріалів, 
	 

	об'єкта до 
	можливою 
	перспективних пасток; кількісна оцінка ресурсів у виявле- 
	геологічні     та      ге- 
	 

	пошукового 
	нафтогазо- 
	них пастках; вибір об'єктів і визначення черговості прове- 
	офізичні    зйомки    в 
	 

	буріння 
	носністю 
	дення в них пошукових робіт. 
	масштабах 1:100000- 
	 

	 
	 
	 
	1:50000, прямі пошу- 
	 

	 
	 
	 
	ки, ПГР. 
	 


Продовження табл. 2.1.
	Стадія 
	Об'єкти вивчення 
	Основні завдання робіт 
	Типовий комплекс робіт 
	Категорія ресурсів і запасів 

	 
	Пастки: виявлені 
	Деталізація виявлених перспективних пасток; вибір місць закладання пошукових свердловин; кількісна оцінка ре​сурсів в підготовлених пастках; вибір об'єктів та визна​чення черговості їх вводу в пошукове буріння 
	Детальні    геофізичні зйомки в масштабах 1:50000-1:25000, прямі пошуки, струк​турне буріння, ПГР 
	Сз 

	Пошуки   ро​довищ     (по​кладів) 
	підготов​лені 
	Виявлення в розрізі порід-колекторів та порід-покришок і визначення їх геолого-геофізичних властивостей; виділення та випробування нафтогазонасичених пластів, отримання промислових припливів нафти і газу та визначення власти​востей флюїдів і характеристик пластів; оцінка запасів ви​явлених покладів; вибір об'єктів для проведення деталізаційних геофізичних та оціночних бурових робіт 
	Буріння та випробу​вання        пошукових свердловин, дослідження в сверд​ловинах, ПГР 
	С2 і частково СІ 

	Розвідувальний етап
	 
	 

	Оцінка родо​вищ (покла​дів) 
	Родовища (поклади) : виявлені 
	Визначення основних характеристик родовищ (покладів) для оцінки їх промислового значення; підрахунок запасів родовищ (покладів); розподіл родовищ (покладів) на про​мислові та непромислові; вибір об'єктів та поверхів розвідки для визначення черговості проведення дослідно-промисло​вої експлуатації (ДПЕ) їх, підготовка до розробки 
	Буріння та випробу​вання розвідувальних свердловин, дослід​ження і дослідно - про​мислова експлуатація (ДПЕ) свердловин 
	С2 і С1 

	Підготовка 
	 
	Геометризація покладів; визначення і оцінка достовірності 
	Буріння та випробу- 
	С1 і частково С2 

	родовищ 
	промислові 
	значень геолого-промислових, фільтраційних та підра- 
	вання розвідувальних 
	 

	(покладів) до розробки 
	 
	хункових параметрів по свердловинам і об'єктам для підрахунку запасів; складання технологічної схеми роз​робки (TCP) родовища (для нафти) або проекту ДПЕ ро​довища (для газу); підрахунок запасів і визначення коефіцієнтів нафтовіддачі; довивчення покладів і родовищ в процесі розробки 
	та     випереджуючих експлуатаційних свердловин, ДПЕ по​кладів 
	 


Таблиця 2.2.
	зйомка 
	 
	Основні завдання 
	Методика зйомки 

	вид 
	масштаб 
	 
	 

	Дрібномасштабна (регіональна) 
	1.1000000. 1:500000 
	Попереднє вивчення геологічної будови великих територій 
	Маршрутний перетин навхрест простяган​ня складчастих комплексів 

	Середньомасштабна 
	1:200000, 1:100000 
	Дати більш детальне уявлення про гео​логічну будову та історію розвитку району осадового басейну, виявити в ньому ос​новні великі та середні перспективні гео​логічні структури по верхніх горизонтах, установити зв'язок нафтогазоносності з певними комплексами осадових порід, да​ти оцінку перспектив нафтогазоносності району. 
	Площова зйомка з точками спостережень по всій території, густота яких залежить від ступеня складності геологічної будови, умов оголення, прохідності, фото​генічності; маршрутні дослідження на​вхрест і по простяганню структур, а також по спеціальних напрямках; проведення гірничих виробок 

	Великомасштабна (детальна) 
	1 :50000, 1:25000   і
більше 
	Забезпечити розв'язання спеціальних гео​логічних і прикладних геологопошукових задач. 
	Площова зйомка з нанесенням на топоос-нову геологічних об'єктів; проведення гірничих виробок 


Структурно-геологічна зйомка або структурно-геологічне карту​вання - це

	Таблиця 2.3.
Масштаб 

зйомки 

Кількість структурних точок на 1 км2 площі при ступені складності геологічної будови
простий 

середній 

складний 

1:200000 

0,06 

0,09 

0,30 

1:100000 

0,12 

0,30 

0,60 

1 :50000 

0,30 

0,70 

1,10 

1 :25000 

2,00 

4,00 

5,50 

1:10000 

6,00 

8,00 

12,00 




спеціалізована детальна гео​логічна зйомка для одержання структурної карти по опорному або маркуючому гори​зонту, який характеризує умови залягання перс-пективних комплексів порід. Процес зйомки включає такі основні опера-ції: виділення в геологічному розрізі відкладів досліджуваної площі опор-них і маркуючих горизонтів; визна-чення базисної геологічної поверхні або межі, по якій буде побудована геологічна структурна карта; вияв-лення і детальний опис точок ого-лення (виходу) опорних і маркую-чих горизонтів на місцевості; інстру-ментальна прив'язка точок оголення до топооснови, вибір координат і висотних відміток базисної геологічної поверхні; побудова структурної карти.
В геологічне закритих районах при такій зйомці бурять неглибокі структурно-карту-вальні свердловини, які повинні розкривати маркуючі та опорні горизонти. Як метод вияв​лення і підготовки структур структурно-геологічна зйомка застосовується в основному в складчастих областях і в районах розвитку солянокупольних структур і здебільшого в комп​лексі з геофізичними методами.
Кондиційність структурної карти залежно від масштабу зйомки і ступеня складності ге​ологічної будови визначається нормою структурних точок на 1 км2 площі (табл.2.3.).
Геоморфологічні методи досліджень базуються на вивченні рельєфу та рельєфотвірних процесів і прогнозування за ними структурних елементів, з якими можуть бути пов'язані поклади нафти і газу. Такі дослідження проводяться в обмежених об'ємах і найбільше значення мають в слабооголених районах при пошуках зон регіональних піднять та локальних структур.
У комплексі геофізичних методів досліджень при пошуково-розвідувальних роботах виділяють дві групи: польові (розвідувальна геофізика) і промислові (гео-фізичні дослідження в свердловинах - каротаж). Польові методи базуються на вив-ченні й аналізі розподілу природних або штучно створених фізичних полів – граві-таційного, магнітного, електричного, радіоактивного, теплового і сейсмічного.
Неоднакові фізичні властивості гірських порід зумовлюють неоднорідні фізичні поля, що дає змогу виявляти особливості геологічної будови окремих територій. За характером використовуваних полів розрізняють і методи польової розвідувальної геофізики. На вико​ристанні природних полів засновані методи граві- і магніторозвідки, радіометрії і, частково, електророзвідки та геотермії. Ці методи використовуються, головним чином, для регіональних досліджень.
Штучні поля збуджуються спеціальними технічними засобами. На їх використанні за​сновані такі методи як сейсморозвідка постійним і змінним струмом, вивчення викликаних теплових полів. Достовірність і вирішувальна спроможність методів штучного поля, як пра​вило, вища, але вони, звичайно, складніші та дорожчі. Ці методи застосовуються головним чином для детальних досліджень, але і в регіональних дослідженнях відіграють важливу роль.
Основою інтерпретації геофізичної інформації служить розв'язання оберненої задачі, коли за просторово-часовим розподілом геофізичного поля визначають будову і властивості об'єкту, що вивчається. Найбільш відповідальним і трудомістким етапом при цьому є гео​логічна інтерпретація, при проведенні якої геофізична інформація використовується в поєднанні з даними інших видів спостережень (буріння, геохімічних та ін.).
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Геохімічні методи досліджень базуються на виявленні вуглеводнів, що мігрують із по​кладів, встановленні закономірностей їх розподілу, а також на вивченні змін гірських порід, підземних вод і грунтів під впливом вуглеводнів. За своїм змістом і призначенням ці методи поділяють на дві групи. Першу групу становлять методи вивчення регіональної геохімічної обстановки надр перспективних територій або окремих літолого-стратиграфічних комп​лексів, прямих і посередніх ознак і показників нафтогазоносності, а також для оцінки сту​пеня перспективності на нафту і газ. Другу групу — методи виявлення і вивчення ареалів розсіювання вуглеводнів на окремих площах для пошуку нафти і газу.
Залежно від конкретних пошукових задач, об'єктів вивчення і виду аналітичних визна​чень застосовуються п'ять геохімічних методів: газовий (газометричний), гідрохімічний, біогеохімічний, літогеохімічний і бітумінологічний.
Газовий метод базується на явищі розсіювання газоподібних вуглеводнів із покладів нафти чи газу. Він дає змогу визначити кількісний і якісний склад кернів, шламів, глини​стих розчинів і вибійної атмосфери неглибоких свердловин, а також пластових вод і вияви​ти за газовими показниками просторове ТІоложення аномальних полів концентрації газів і з врахуванням будови району оцінити достовірність зв'язку цих аномалій з наявністю по​кладів нафти або газу.
Проведення газового методу включає відбір зразків керну, шламу, води, глини-стого роз​чину привибійної атмосфери неглибоких свердловин; дегазацію зразків; аналіз газів на хроматографі; обробку результатів згідно з обчислювальними прог-рамами і встановлення фоно​вих значень концентрації; побудову геохімічних карт, діаграм, розрізів і т.ін.; виділення полів аномальних концентрацій; оцінку природи виявлених аномалій.
Наявність у пробах вуглеводневих газів (від метану до гексану) є прямим пока-зником нафтогазоносності надр. При обробці даних найчастіше розглядаються вміст метану і про​пану, сума важких вуглеводнів, відношення вмісту метану до вмісту різних гомологів. По​шуковими інформативними показниками нафтогазоно-сності надр є аномальні концентрації вуглеводневих газів стосовно до їх фонових значень для даної території. При цьому під газо​вою аномалією розуміють законо-мірно розташовані зони з підвищеними високими концент​раціями газу на фоні зон з низькими концентраціями. Залежно від положення відносно по​кладу спостеріга-ються прямі і зміщені аномалії. За формою аномалії бувають суцільні, кільцеві, плямисті та локальні.
Гідрогеохімічний метод базується на виявленні ознак нафтогазоносності в пла​стових водах. Основна інформація поступає при вивченні сольового і газового складу пла​стових вод, а також водорозчиненої органічної речовини. Аномальні поля концентрацій за сольовим складом і загальною мінералізацією несуть інформацію про можливі скупчення нафти і газу. Органічні речовини (бензол, толуол, фосфор, амоній) в певних геологічних умовах можуть виступати як прямі ознаки нафтогазоносності надр. Найбільше значення мають показники, що відображають вуглеводневий склад вод і пружність газів.
Біогеохімічний метод базується на вивченні розповсюдження мікроорганізмів (бактерій), що окислюють вуглеводні в природних середовищах (грунтах, породах, водах). Найбільш показовим в пошуковому відношенні є мікроорганізми, що окисляють пропан, бу​тан і пентан. В деяких випадках певне значення мають і метаноутворюючі бактерії. Область застосування цього методу обмежується екологічною зоною розвитку вуглеводневоокислю-ючих бактерій.
Бітумінологічний метод базується на виявленні ареалів розсіювання рідких вуг​леводнів нафтового ряду, що мігрують через зони підвищеної проникності від покладу до де​нної поверхні. Він дає змогу визначити природу бітумінозної речовини порід, що розкрива​ються геохімічними свердловинами, за допомогою методів хімічної бітумінології, люмінесценції, ядерної фізики і петрографії. Особливо перспективне застосування ядерно-
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магнітного і електронно-парамагнітного резонансів для виділення зон міграції бітумінозної речовини.
Літогеохімічний метод базується на виявленні прямих і посередніх ознак наф​тогазоносності в корінних осадових породах. У процесі міграції газових вуглеводнів із по​кладу до денної поверхні на межі фаз газ-порода-вода розвиваються складні фізико-хімічні процеси, які в масштабі геологічного часу можуть привести до значних змін складу і власти​востей осадових порід. Сліди такої дії можна оцінити кількісно у вигляді ареалів аномаль​них концентрацій елементів, що мають змінну валентність (залізо, мідь, кобальт, марга​нець, ванадій, титан та ін.); аномальних значень параметрів середовища (окисно-відновний потенціал, рН); специфічних мінеральних новоутворень (сульфіди, карбонати); аномаль​них значень фізичних властивостей порід (колір, густина, пружність, діелектрична про​никність та ін.). Сучасні методи досліджень дають змогу фіксувати ці зміни в осадових по​родах на значній відстані від покладів нафти і газу.
Геохімічні пошуки нафти і газу проводяться слідом за дрібномасштабними регіональними геологозйомочними і геофізичними дослідженнями в масштабі 11500000 і за​вершуються на пошуковому етапі геологорозвідувальних робіт на перспективних площах. Геохімічні пошуки входять в загальний комплекс пошуковорозвідувальних робіт. При ви​дачі рекомендацій під глибоке буріння за підсумками геохімічних робіт обов'язково повинні враховуватись результати раніше проведених геологічних і геофізичних досліджень.
При визначенні області й умов застосування геохімічних методів пошуків нафти і газу необхідно виходити з особливостей фізико-хімічних процесів у верхній частині осадового розрізу, де виділяються дві зони: верхня і нижня. Верхня зона характеризується активним водогазообміном, інтенсивним розвитком окисних процесів і аеробних мікроорганізмів, що утилізують газові вуглеводні, її нижня межа визначається регіональним базисом ерозії або першим регіональне витриманим водоупором. Нижня зона, що охоплює решту верхньої ча​стини осадового розрізу, де проводяться геохімічні пошуки (звичайно до глибини 300 — 500 м), характеризується різким сповільненням водообміну, ізольованістю від впливу ат​мосферних агентів, переважанням відповідних умов середовища і, що особливо важливо, значно вищою інформативністю геохімічних показників (за винятком мікробіологічних) порівняно з верхньою зоною.
Однозначна інтерпретація природи геохімічних аномалій не завжди можлива, ообливо для покриву молодих осадів. Це зв'язано з тим, що на процеси розсіювання вуглеводнів із глибоких джерел накладаються процеси газоутворення, що відбуваються в перекриваючих породах і перш за все в молодих покривних утвореннях. Ці, головним чином, біогенні про​цеси можуть бути більш інтенсивні, ніж дифузійно-ефузивний потік вуглеводнів із покладу. Ефективні результати можуть бути одержані, головним чином, в районах і на структурах з тектонічними порушеннями, які забезпечують активну ефузію вуглеводневих газів.
Буріння свердловин проводиться на всіх стадіях геологорозвідувального процесу. Класифікація таких свердловин, їх призначення та методи досліджень у них наве​дені в табл. 2.4.
Основна мета буріння свердловин - вивчення розрізів порід на глибинах, недоступних для дослідження іншими методами, а також безпосереднє розкриття і випробування нафто​газоносних горизонтів. Тільки буріння глибоких свердловин дає найбільш достовірну інформацію, як про геологічну будову площ, так і про скупчення нафти і газу в надрах. Всі інші методи, що застосовуються для геологічного вивчення надр, базуються на даних буріння свердловин, і тільки бурінням можуть бути перевірені всі зроблені висновки й уза​гальнення.
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Таблиця2.4.
	Категорія (група) свердловин
	Об'єкти вивчення
	Етап (стадія) геологорозвідуваль​ного процесу
	Основні задачі
	Комплекс досліджень

	 
	 
	Регіональний: 
	 
	 

	Опорні  (І група - в районах, не досліджених 
	Осадові басейни і їх частини 
	прогноз    нафтога​зоносності 
	Вивчення геологічної будови і гідрогеологічних умов великих геострук-турних елементів (регіонів) 
	Суцільний відбір керну вздовж розрізу, нерозк-ритого бурінням 

	бурінням; II    група    -    у відносно   вивче​них районах) 
	 
	 
	Визначення загальних закономірностей розповсюдження комплексів, сприятли​вих для нафтогазонагромадження; вибір найбільш перспективних напрямів гео​логорозвідувальних робіт 
	Геофізичні   досліджен​ня, випробування перс​пективних колекторсь-ких товщ 

	Параметричні 
	Нафтогазоперс-пективні зони і зони нафтогазо​нагромадження 
	оцінка зон нафто-газонагромаджння 
	Вивчення геологічної будови і по​рівняльна оцінка перспектив нафтогазо​носності зон нафтогазонагромадження 
	Відбір керну не менше 20% від глибини сверд​ловини 

	 
	 
	 
	Виявлення найбільш перспективних районів для детальних геолого-пошуко-вих робіт. Одержання необхідних відомостей про геолого-геофізичну ха​рактеристику розрізу відкладів з метою уточнення результатів сейсмічних та інших геофізичних досліджень 
	Геофізичні досліджен​ня, випробування плас​тів 

	 
	 
	Пошуковий: 
	 
	 

	Структурні 
	Райони з мож​ливою або вияв​леною нафто​газоносністю 
	виявлення і підго​товка до пошуко​вого буріння 
	Виявлення і підготовка до иошуково-розвідувального буріння перспективних площ (антиклінальних складок, зон ек​ранування). Уточнення деталей будови площ, спостереження порушень, пере-ривів в осадконагромадженні та ін. 
	Відбір керну поінтер-вально, геофізичні до​слідження 


Продовження табл. 2.4.
	Категорія (група) свердловин 
	Об'єкти вивчення 
	Етап (стадія) геологорозвідуваль​ного процесу 
	Основні задачі 
	Комплекс досліджень 

	 
	 
	 
	Виявлення віку розрізу. Визначення фізичних параметрів розрізу; перевірка положення опорних горизонтів, виділених за даними геофізичних досліджень. Побудова структурних карт за маркуючими горизонтами 
	 

	Пошукові 
	Підготовлені пастки 
	пошук   родовищ  і покладів 
	Відкриття нових родовищ нафти і газу (на нових площах) ; відкриття нових по​кладів нафти і газу (в межах родовища) 
	Відбір керну поін-тервально, геофізичні дослідження, випробу​вання пластів 

	Розвідувальні 
	Родовища 
	Розвідувальний 
	Підготовка запасів нафти і газу категорій СІ і Сг в в необхідному співвідношенні, збір вихідних даних для складання про​ектів (схем) розробки покладу 
	Відбір   керну   поінтер-вально, геофізичні дос​лідження, випробуван​ня пластів, пробна експ​луатація 


2.5. Підготовка пошукових об'єктів
Процес підготовки пошукових об'єктів починається з дослідження геологічної будови маловивчених територій, загальної оцінки перспектив її нафтогазоносності та закінчується виявленням і підготовкою локальних пасток до глибокого буріння.
Регіональні нафтогазопошукові дослідження можуть проводитись як в нових маловив​чених регіонах, так і в невивчених частинах геологічного розрізу старих районів, їх метою є одержання необхідних геологічних даних для впевненої якісної та кількісної оцінки перс​пектив нафтогазоносності крупних територій і визначення головних напрямків нафтогазо-пошукових робіт. Оцінка перспективності при цьому дається на базі аналізу та узагальнен​ня комплексу критеріїв нафтогазоносності надр.
Регіональні роботи включають геологічні, геоморфологічні, геофізичні, геохімічні, гідрогеологічні дослідження, а також буріння опорних та параметричних свердловин. Для кожного конкретного регіону з урахуванням особливостей геологічної будови надр розроб​ляється оптимальний комплекс робіт, який складається з опорних та полегшених спостере​жень: точкових (маршрутні зйомки); пунктирних (короткі профільні перетини свердлови​нами або геофізичними методами); профільних (протяжні профільні перетини свердлови​нами або геофізичними методами); площових (геологічні, структурно-геоморфологічні, геофізичні, геохімічні та інші зйомки).
Для одержання багатосторонньої та максимально достовірної інформації доцільно частину території вивчати за допомогою розширеного комплексу методів з метою створення опорної сітки геофізичних профілів або свердловин, а решту території аналізувати лише окремими ме​тодами для згущення сітки спостережень. При цьому на опорних профілях бажано комплек​сувати всі види геофізичних досліджень, а також прив'язувати їх до глибоких свердловин. В ряді випадків доцільне буріння параметричних свердловин на протяжних регіональних профілях, що дає змогу виявити взаємозв'язок різних структурних елементів.
Методика регіональних досліджень залежить від ступеня вивченості та складності гео​логічної будови територій. За складністю будови всі нафтогазоносні та нафтогазоперспек-тивні регіони поділяються на три групи: регіони простої будови, в яких по всьому розрізі відмічається задовільне збігання структурних планів та добра витриманість сейсмічних меж, що забезпечує високу точність структурних карт; регіони складної будови, які харак​теризуються несуміщенням у розрізі структурних планів для різних комплексів, наявністю соляної тектоніки і малоамплітудних структур та несприятливими сейсмоумовами; регіони дуже складної будови, де серед осадових товщ спостерігаються пласти порід трапових фор​мацій, характерні несуміщенням структурних планів, локальні структури складної будови, дуже несприятливі сейсмоумови.
Вивчення регіонів простої будови здійснюється по всьому розрізі осадового чохла. При цьому щільність сітки сейсмічних спостережень мінімальна і не перевищує 0,1 км/км , відстань між профілями становить від 10 до ЗО км. Регіони складної та дуже складної будо​ви, де товщина осадового чохла в більшості випадків перевищує 5 — 6 км, можуть вивча​тись поверхами. Як правило, спочатку вивчають верхній поверх, а потім нижні. В цих умо​вах різко збільшується об'єм робіт, щільність сітки сейсмічних спостережень може досягти 0,5 км/км2, відстань між профілями 5 — 20 км.
2.6. Виявлення та підготовка до буріння пасток нафти і газу
Пошук та підготовка до буріння пасток нафти і газу є важливою стадією геолого​розвідувального процесу, оскільки при цьому створюється фонд перспективних локальних об'єктів, що визначає темп освоєння регіону в цілому. Ця стадія поділяється на дві Ігідстадії: виявлення об'єктів та підготовка їх до буріння.
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Пошуки та підготовка об'єктів здійснюється як в районах з встановленою нафтогазо​носністю, так і в нових перспективних районах. В нових регіонах ці роботи базуються на результатах регіональних досліджень, а в районах з розвинутим нафтогазовидобутком та​кож на даних пошукове-розвідувальних робіт та розробки родовищ нафти і газу.
Існують різні геологічні та геофізичні методи пошуків і підготовки об'єктів до буріння. Серед геологічних методів виділяються різні види геологічних (структурно-геологічних) зйомок, структурне буріння; серед геофізичних-сейсморозвідка, гравіметрія та електро​розвідка. Основне значення в пошуках і підготовці пасток до буріння належить ге​офізичним методам, серед них треба виділити сейсморозвідку. В останні роки все більшого значення набувають аеро- і космометоди, а такі традиційні, як структурне буріння та гео​логічні зйомки, відіграють щораз меншу роль. Це пояснюється значною вивченістю верхніх структурних поверхів, недостатньою глибинністю структурного буріння та придатністю ге​ологічної (структурно-геологічної) зйомки тільки в районах з добрими відслоненнями.
Головним методом геофізичної зйомки є сейсморозвідка МВХ в модифікації МЗГТ; в ге-ологічно складних умовах-МРНП і свердловинна сейсморозвідка (ВСП, МВХ), що, на​приклад, дає змогу картувати конфігурацію соляних куполів і поверхню підстилаючих відкладів. Масштабом пошукової сейсмічної зйомки при виявленні структур є 1:100000 і 1:50000 з густотою профілів МВХ 0,5 — 0,7 км/км2 і з відстанню 1,5 — 2,0 км між розвідувальними та 4 — 6 км між зв'язуючими профілями. При підготовці структур масш​таб зйомки (детальної) збільшується до 1:25000, а густота профілів залежно від розмірів об'єктів становить від 0,7 до 2 — 3 км/км2. В окремих випадках при складній будові об'єктів сейсморозвідка доповнюється бурінням структурних свердловин з метою уточнен​ня тектонічних порушень, неузгодженостей та ін.
Значне місце на даній стадії геологорозвідувального процесу відводиться геохімічним методам пошуків нафти і газу (ГПНГ), що включають різні модифікації газових, бітумінологічних, геомікробіологічних, літогеохімічних та гідрогеохімічних досліджень, їх використання сприяє підвищенню ефективності нафтогазопошукових робіт, оскільки вони фіксують не структуру, а ефект впливу покладів нафти і газу.
Необхідно розмежовувати поняття про виявлену та підготовлену до буріння структуру. Згідно з діючим положенням під виявленою нафтогазоперспективною структурою або об'єктом АТП (аномалія типу "поклад") розуміється геологічний об'єкт в нафтогазоперс-пективних відкладах, наявність і контури якого підтверджені будь-яким геолого-ге-офізичним методом; під підготовленою до глибокого буріння нафтогазоперспективною структурою або об'єктом АТП розуміється геологічний об'єкт, для якого складені струк​турні карти за маркуючим горизонтом, що дає змогу прогнозувати просторове положення покладу та забезпечує можливість закладання пошукових свердловин.
Можуть бути два види пошуків та картування локальних об'єктів (структур): прямі по​шуки, тобто картування структур за геологічним або геофізичним маркуючими горизонта​ми (реперами), що розміщені безпосередньо в продуктивній товщі; побічні пошуки, тобто картування структур за маркуючими горизонтами, що розміщені в перекриваючих або підстилаючих продуктивну площу відкладах.
Безумовно, що перевага повинна надаватись прямим пошукам, оскільки вони забезпе​чують найбільш раціональне розміщення свердловин. Крім того, вони єдино можливі для захоронених структур, рифогенних та ерозійних виступів, пасток літологічного та стратиг-рафічного типів, тобто в тих випадках, коли пастки не мають прямого відображення в пере​криваючих чи підстилаючих відкладах. Побічні пошуки об'єктів ефективні лише тоді, коли існує висока ймовірність співпадання структурних планів за різними горизонтами розрізу.
Залежно від ступеня вивченості виділяють чотири типи структур: тип А-структури, підготовлені за цільовим нафтогазоносним горизонтом і більш глибокими відкладами; тип Б - те ж саме, що і для типу А, але більш глибокі відклади вивчені менше, ніж цільовий гори-
42
зонт; тип В — структури, підготовлені за репером, що розміщується вище цільового нафто​газоносного горизонту, і для них характерне співпадання структурних планів у розрізі; тип Г — структури, підготовлені за репером, що розміщується вище цільового нафтогазоносного горизонту, і для них характерне неясне співвідношення структурних планів у розрізі.
Об'єм пастки визначає можливі розміри покладів нафти і газу і залежить від її площі та амплітуди. При формуванні фонду підготовлених структур проводиться їх класифікація за​лежно від площі пастки. При цьому виділяються пастки дуже крупні (площею понад 100 км2), крупні (площею 50—100 км2), середні (площею 10 — 50 км2), невеликі (площею 5 — 10 км2) і дрібні (площею до 5 км2). Площа підготовлених до буріння пасток визначається за контуром ізогіпси з відміткою Н= =Н 0 + 1 /2 С, де Н0 — відмітка найбільш глибокої замк​неної ізогіпси; С — перетин ізогіпс на структурній карті. В тих випадках, коли структура підготовлена по декількох горизонтах, її розмір визначається за горизонтом з найбільшою площею.
Згідно з діючими правилами підготовка об'єктів до буріння повинна проводитись за опорними горизонтами і, у виключних випадках, за умовними сейсмічними горизонтами. При цьому повинні бути складеш структурні карти в масштабі 1:25000 або 1:50000, які є основою для розміщення свердловин. Підсумковим документом для підготовленого об'єкту є спеціальний паспорт, в якому обґрунтовуються всі дані для введення його в пошукове буріння.
2.7. Методика й оптимізація пошуків та розвідки нафтових і газових родовищ
Пошуки та розвідка Скупчень нафти і газу здійснюються шляхом буріння та випробу​вання відповідних пошукових і розвідувальних свердловин.
Основні питання методики пошукового буріння. Метою пошукового буріння є відкриття родовищ нафти і газу, або відкриття нових покладів в невивчених частинах розрізів відомих родовищ. До пошукових відносяться ті свердловини, що закладені і початі бурінням на пошуковому об'єкті до отримання пошукового припливу нафти або газу хоча би в одній із них.
Задачі пошукового буріння вважаються розв'язаними у тих випадках, коли однозначно доведена наявність або відсутність на даній локальній площі промислових скупчень нафти і газу. При цьому об'єм промислового припливу не є строго встановленим, а може колива​тись в широкому діапазоні залежно від геолого-економічних умов. Безперспективність площі може бути зумовлена відсутністю пастки, несприятливим літологічним складом відкладів, відсутністю порід-колекторів, їх обводненістю та ін.
Основними принципами проектування та закладення пошукових свердловин на ло​кальному об'єкті є такі: кількість пошукових свердловин повинна бути мінімально не​обхідною - згідно з діючими правилами на виділений пошуковий об'єкт допускається пла​нувати та бурити не більше трьох свердловин; перша пошукова свердловина, як прави​ло, закладається в оптимальних структурних умовах, тобто в межах гіпсометричне найвищої частини структури; пошукові свердловини можуть бути незалежними і за​лежними; їх розміщують у межах заданого контуру нафтогазоносності; пошукові сверд​ловини бажано розміщувати так, щоб вони в майбутньому стали основою сітки розвідувальних свердловин.
Глибина пошукових свердловин визначається бурінням їх до розкриття кристалічного фундаменту. При великій товщині осадового чохла буріння проводиться до технічно до​ступної глибини. В ряді випадків пошуки доцільно вести окремо для різних частин розрізу, тобто поверхами, зокрема, коли спостерігається значне несуміщення структурних планів глибоких та верхніх частин розрізу при порівняно невеликих розмірах об'єктів; коли
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діапазон нафтогазоносності великий і охоплює декілька сот метрів, а глибина залягання різко коливається; коли верхня частина розрізу вміщує унікальні поклади нафти або газу, які мають велике народногосподарське значення і потребують негайної розробки. Вивчення окремих поверхів може вестись одночасно або почергово, тобто в один чи декілька етапів.
Прогноз розмірів покладів нафти і газу. Для раціонального розміщення пошукових та розвідувальних свердловин ще до початку пошукового буріння потрібно мати уяву про можливі розміри покладів, визначити висоту та положення контура покладу. Відомо декілька прийомів визначення гіпсометричного положення прогнозної поверхні ГВК чи ВНК до уведення об'єкту в пошукове буріння. Найбільш поширеними на практиці робіт є такі прийоми:
1. Прогноз за коефіцієнтом заповнення пастки. В основі цього прийому лежить узагаль​нення даних про ступінь заповнення пасток на родовищах, що розміщені в межах даного нафтогазоносного району. Висота покладу, що прогнозується (Нп), визначається за форму​лою
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де Нпаст. — висота пастки, яка визначається за структурною картою пошукового об'єкту або по профілю; Кз. п. — середній коефіцієнт заповнення пасток на відомих родовищах. Для районів, де родовища ще не відкриті, застосовується метод аналогій з сусідніми, більш вивченими районами.
2. Прогноз за картами ізоконтактів. Метод зводиться до того, що в пастці, підготовленій до буріння, положення контура продуктивності визначається шляхом суміщення структур​ної карти покрівлі продуктивного горизонту і узагальненої схеми ВНК (ГВК) для цього ж горизонту, побудованої для нафтогазоносного району в цілому. Якщо амплітуда локального підняття для конкретного горизонту вища від поверхні регіонального нахилу контактів, то в ньому передбачається поклад, висота якого визначається гіпсометричним положенням пастки відносно контакту.
В процесі пошуків за результатами буріння першої свердловини для визначення розмірів покладів можуть бути використані прийоми, що враховують товщину порід -по​кришок та дані випробування свердловин.
3. Прогноз за товщиною порід-покришок над покладом. На основі кореляційного та ре-гресійного аналізу одержана залежність висоти покладу Н від товщини глинистої покриш​ки над ним М, зокрема для газових покладів Н=2,75М+ 1,5; для нафтових Н = 4,76М + 2,46. Це дає змогу в деяких районах після розкриття розрізу першою пошуковою свердло​виною та виявлення в ньому колектора і покришки робити прогноз про можливі розміри покладів.
4. Прогноз за даними випробування свердловин. Положення нижньої межї покладу мо​же бути розраховано за результатами випробування обмеженої кількості свердловин і навіть за однією свердловиною. Для цього можна використати відомі формули Савченка, узагальнений вигляд яких такий:
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— відстань по вертикалі від точки заміру пластового тиску верхнього флюїду до флюїдоконтакту, м; [image: image23.png]


— відстань по вертикалі між точками замірів пластових тисків нижнього і верхнього флюїдів, м; [image: image24.png]Pa.Pus Py Py



— густина в пластових умовах, кг/м3, і пластові тиски, Па, нижнього і верхнього флюїдів; g - прискорення вільного падіння, м/с2. Для розрахунків за цією формулою потрібно мати не менше двох свердловин, розташо​ваних в різних за фазовим станом частинах покладу, або однієї свердловини, в якій випро​бувані водоносний та продуктивний горизонти. Наведена формула може бути використана і в тих випадках, коли є результати випробування тільки однієї продуктивної свердловини. Для цього використовуються значення РГТ або МГТ (тобто
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регіонального або місцевого гідростатичного тиску) та густина води на відомих абсолютних відмітках.
Таким чином, для одержання об'ємної моделі прогнозного покладу та обгрун-тування оптимальної системи розташування пошукових свердловин необхідно ма-ти структурну карту покрівлі нафтогазоносного горизонту і знайти положення нижньої межї покладу.
Вимоги до розвіданості родовищ. Розвідувальний етап поділяється на дві стадії: оцінки родовищ (покладів) і підготовки їх до розробки.
На першій стадії встановлюється промислове значення виявлених покладів, ро-биться попередня їх геометризація та оцінка запасів за категоріями С2 і С1 (25 - 40 %). На другій стадії вивчаються тільки ті поклади, що мають промислове значення.
Незалежно від розмірів та складності геологічної будови скупчення нафти і газу можна вважати підготовленими до промислового освоєння за таких умов: запаси нафти, газу, кон​денсату та супутніх компонентів, що мають промислове значення, повинні бути затверд​жені державним органом і повинна бути дана оцінка перспективних ресурсів; затверджені запаси, що використовуються при проектуванні нафтогазовидобувних підприємств, по​винні становити не менше 80 % категорії Сг і до 20 % категорії С2. (У виключних випад​ках за спеціальною ухвалою запаси категорії С2 можуть перевищувати 20 %); мають бути забезпечені вихідні дані для складання технологічної схеми розробки (TCP) нафтових ро​довищ, або проектів дослідно - промислової експлуатації (ДПЕ) газових родовищ; повинні бути складені рекомендації щодо охорони надр та навколишнього середовища, а також оцінена сировинна база матеріалів, джерела водопостачання.
Згідно з діючими положеннями для прискорення промислового освоєння родо-вищ до​зволяється виконувати проектно-пошукові роботи з будівництва промисло-вих об'єктів та споруд, а також складати TCP і проекти ДПЕ на базі оперативного приросту запасів; за​тверджувати проектно-кошторисну документацію та вводити в розробку за згодою держав​ного органу із запасів родовища нафти з видобувними запасами до 30 млн.т, або родовища газу із запасами до 30 млрд.м3 терміном до 5 років на базі оперативних запасів з наступним їх затвердженням. Якщо через 5 ро-ків їх запаси не перевищують 1 млн.т нафти або 3 млрд.м3 газу, то вони не затверд-жуються; родовища з запасами нафти до 1 млн.т або газу до 3 млрд.м3 вводяться в розробку без затвердження; за погодженням із державним органом із запасів і Держгіртехнаглядом родовища нафти і газу в акваторіях вводяться в розробку терміном до 5 років на базі оперативних запасів з подальшим затвердженням.
Основні принципи розвідки родовищ нафти і газу. Одним із головних принци-пів про​ведення розвідувальних робіт є забезпечення їх максимальної ефективності, тобто підготовка запасів з достатньою достовірністю та з мінімальними- витратами коштів і часу. Виходячи з теоретичних і методичних положень, а також з практик-ного досвіду, можна виділити чотири основні принципи розвідки: принцип раціо-нальної повноти досліджень родовища і окремого покладу, що визначає цільове призначення розвідки: чим повніша і більш глибока вивченість, тим більша частка запасів буде переведена в розряд високих про​мислових категорій; принцип послі-довних наближень у вивченні скупчень нафти і газу, що відображає етапність по-шуково-розвідувальних робіт; принцип відносної рівномірності (рівномірної дос-товірності) у вивченні родовищ або окремих покладів, що е головним при виборі системи розміщення, яка дає змогу одержати максимум геологічної інформації при мінімальній кількості свердловин; принцип найменших витрат часу, трудових та ма​теріальних ресурсів, що визначає необхідність ведення розвідувальних робіт при наймен​ших витратах коштів і часу.
Таким чином, система розвідки передбачає таку кількість свердловин і послідов-ність їх розбурювання, внаслідок яких буде одержана інформація, необхідна та достатня для оцінки, а потім і підрахунку запасів по промислових категоріях та підготовки покладу до розробки. Раціональною системою розміщення свердловин вважається та, що орієнтована на відносно рівномірне вивчення об'єкта не тільки за площею, але й за 
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об'ємом незалежно від його розмірів, особливостей геологічної будови і фазового стану вуглеводнів.
Залежно від послідовності буріння свердловин розрізняють дві системи розвідки - по​взучу та згущуючу (ущільнюючу). Повзуча система розвідки передбачає поступове охоп​лення об'єкта бурінням та проектної щільності сітки від вивченої частини до невивченої з відстанню між свердловинами, що потребує наступного ущільнення. Система застосо​вується в основному при розвідці покладів неантиклінального типу. При цій системі розвідки зменшується ризик буріння непродуктивних свердловин, але збільшуються стро​ки проведення робіт. Згущуюча система розвідки передбачає поетапне ущільнення сітки свердловин До проектного розміру, тобто на початковій стадії робіт свердловини заклада​ються з великими відстанями між ними, створюючи рідку сітку, а потім відстані між сверд​ловинами скорочуються для створення нової більш щільної сітки. Система застосовується в основному при вивченні покладів склепінного типу. Вона забезпечує високі темпи нарощу​вання запасів, але в той же час зростає ризик буріння законтурних та малоінформативних приконтурних свердловин, особливо при складній конфігурації контурів нафтогазонос​ності. Обидві системи розвідки залежно від конкретних геологічних умов реалізуються че​рез три основних системи розташування розвідувальних свердловин - профільну, трикутну та кільцеву.
Для багатопластових родовищ в конкретній геологічній обстановці використовують дві системи розвідки: зверху вниз та знизу вверх. Розвідка таких родовищ ведеться окремими поверхами - частинами розрізу родовища, що вміщують декілька нафто- або газоносних горизонтів, згрупованих для розвідки за допомогою самостійної сітки свердловин. При виділенні поверхів розвідки доцільно групувати поклади так, щоб нижнім (базисним) в по​версі був найбільший за площею і запасами поклад. Це забезпечує першочергову розвідку найбільш продуктивних нафтогазоносних пластів та високі темпи приросту запасів. При виборі поверхів розвідки в першу чергу враховуються діапазон нафтогазоносності та особ​ливості поєднання в розрізі різних покладів. З огляду на це можна виділити три типи родо​вищ:
1.  Родовища з близьким розташуванням невеликої кількості покладів. В таких родови​щах один поверх, тобто розвідка, ведеться за допомогою однієї сітки свердловин.
2.  Родовища, де окремі поклади, або невеликі групи близько розташованих покладів відділені від інших груп покладів значними проміжними товщами. В цьому випадку кількість поверхів визначається за кількістю продуктивних пачок.
3. Родовища, які мають значний діапазон нафтогазоносності (сотні метрів), де зосеред-жена'велика кількість покладів, що чергуються з проміжними товщами малої товщини. На таких родовищах виділення поверхів розвідки ускладнюється, і їх треба пов'язувати з на​ступним виділенням експлуатаційних об'єктів.
При виборі поверхів розвідки треба враховувати також типи покладів і типи колек​торів, наявність аномальних пластових тисків, умови буріння свердловин та ін. Виділені на багатопластових родовищах поверхи можуть розвідуватись як одночасно, так і послідовно з різною черговістю, що визначається техніко-економічними умовами.
Розміщення пошукових і розвідувальних свердловин. Значна різноманітність гео​логічної будови нафтогазоносних об'єктів вимагає використання різних систем розміщення пошукових та розвідувальних свердловин.
При розміщенні пошукових свердловин в першу чергу враховують тип, ступінь вивче​ності та складність геологічної будови пастки. При цьому одиночні пошукові свердловини, як правило, закладають на склепінні брахіантиклінальних і куполовидних структур, а та​кож на припіднятих блоках тектонічно розбитих структур. Дві пошукові свердловини частіше всього розміщують на малоамплітудних структурах, які характеризуються не-
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суміщенням структурних планів за розрізом. Три пошукові свердловини бурять на ви​тягнутих антиклінальних складках та при пошуках покладів в пастках неантиклі-нального типу.
Системи розміщення розвідувальних свердловин залежать від типів пастки, природно​го резервуара і типу покладів, складності їх геологічної будови і фазового стану вуглеводнів. При розвідці покладів на стадії їх оцінки в пластових резерву-арах найбільш часто викори​стовуються системи "крок пошукового буріння", за показником питомої ваги покладу, за методами "критичного напрямку", різноокі-єнтованих профілів та ін. При оцінці покладів в масивних резервуарах добре себе зарекомендували такі системи розміщення розвідувальних свердловин, як профі-льна, кільцева, кущове буріння та ін. В літологічних резервуарах оцінка покладів ведеться за трикутною і радіально-профільною системами і методами "клина". На стадії підготовки покладів до промислового освоєння використову​ються, головним чином, три системи розміщення розвідувальних свердловин - трикутна, кільцева та профільна. Нижче коротко розглядаються найбільш поширені системи розміщення пошукових та розвідувальних свердловин.
1. Закладання пошукових свердловин на склепінні складки. Ця система перед-бачає за​кладання однієї пошукової свердловини на склепінні складки (рис.2.1,а). Якщо складка має дещо витягнену форму і розріз її недостатньо вивчений, то закладаються дві пошукові свердловини на повздовжньому профілі (рис.2.1,б).
2.  Закладання пошукових свердловин на тектонічно розбитих структурах. В таких структурах можлива наявність двох самостійних покладів, які екрановані скидами або підкидами. Якщо поклади екрановані підкидами, то першу свердловину розміщують на перерізі осі складки і лінії, що проходить між проекціями слідів перетину розриву з пла​стом у підкинутій та скинутій частинах. Крім того, по одній пошуковій свердловині в кожному блоці закладають в межах замкнутої ізогіпси (рис.2.1,е.). Якщо поклади екра​новані скидами, то закладають по одній свердловині по обидва боки проекції перетину ски​ду з пластом в обох блоках та по одній свердловині на периклінальних закінченнях (рис.2.1,г).
3.  Закладання пошукових свердловин в "принциповому напрямку". Метод застосо​вується при пошуках покладів в асиметричних антиклінальних складках, які характеризу​ються неспівпаданням структурних пластів по різних горизонтах і де склепіння зміщується в сторону  пологого  крила.   На  таких структурах  першу  свердловину  розміщують  в Склепінній частині, а другу на більш пологому крилі, тобто в напрямку можливого зміщення, який називають "принциповим" (рис.2.1,д).
4.  Закладання пошукових свердловин в "критичному напрямку". Даний метод вико​ристовується при пошуках покладів нафти і газу в малоамплітудних та багато-купольних підняттях. Для малоамплітудного підняття "критичним напрямком" є дільниця найменше вираженого замкнення пастки. В цьому випадку першу смерд-ловину бурять на склепінні, а другу — на крилі, що розкривається в бік підняття пластів (рис.2.1 ,е). На багатокупольно​му піднятті виділяють два "критичних нап-рямки" - "зона повного заповнення всіх куполів" і "зона максимального заповнення пастки". При пошуках покладів у таких підняттях пер​шу свердловину закладають на найбільшому і гіпсометрично найвищому куполі. Другу - в міжкупольній зоні, тобто в першому "критичному напрямку". При позитивних результа​тах третя свер-дловина закладається в другому "критичному напрямку", за який прий​мається  дільниця   розкриття  пастки  в   межах   ізогіпси,   що  охоплює  все  підняття (рис.2.1,є). Якщо друга свердловина виявиться законтурною, то пошуки ведуть на кож​ному куполі окремо.
5. Закладання пошукових свердловин на поперечному профілі. Метод рекомендується при пошуках покладів нафти і газу в антиклінальних структурах, а також в пастках стра​тиграфічного і літологічного типів і зводиться до закладання трьох свердловин навхрест
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Рис.2.1. Схеми розміщення пошукових та розвідувальних свердловин на антиклінальних пастках
48
простягання порід (рис.2.1,ж). Цей метод не застосовується на вузьких, лінійно витягну​тих складках, а також в умовах невеликого коефіцієнта заповнення пастки.
6. Закладання пошукових свердловин на повздовжньому профілі. Метод застосовується на витягнутих антиклінальних складках, у яких перегин пластів по довгій осі мало вираже​ний і можливе зміщення склепіння в бік перикліналі. Свердловини розміщують по принци​пу "перикліналь-склепіння-перикліналь" (рис.2.1,з).
7.  Закладання пошукових свердловин на діагональному профілі. Метод використо​вується при пошуках покладів нафти і газу в вузьких, лінійно витягнутих складках, для яких характерне зміщення в бік будь-якого крила чи перикліналі. Метод передбачає закла​дання трьох свердловин, які розміщуються по діагональному профілю (рис. 2.1,й).
8.  Закладання пошукових свердловин трикутником. Метод передбачає закладання трьох свердловин за принципом склепіння-крило-перикліналь і рекомендується при пошу​ках покладів, що приурочені до значних структур правильної форми, крім того, він засто​совується на літологічне обмежених покладах (рис .2.1,і).
9.  Закладання свердловин за системою "хреста". Метод передбачає закладання п'яти свердловин на двох взаємно перпендикулярних профілях, що перетинаються на склепінні. Він дає змогу відкрити поклад та дати оцінку його промислового значення. В цьому випад​ку свердловини розміщуються переважно на різних гіпсометричних рівнях - по одній на склепінні, на крилах і на перикліналях. Метод використовується на структурах різних типів, крім асиметричних та вузьких, лінійно витягнутих (рис.2.1 ,й).
10.     Закладання  багатостовбурних  свердловин.  За  допомогою    цього    методу здійснюються пошуки та оцінюється промислове значення покладів, приурочених до ри-фогенних масивів, невеликих структур складної конфігурації, резервуарів з різко мінливим літологічним складом та при роботах на акваторіях (рис. 2.1, к).
11. Закладання свердловин за системою "крок пошукового буріння". Метод забезпе​чує надійну поетапну розвідку покладів і виключає пропуск водонафтового, або водо га​зового контакту. Він зводиться до того, що кожна наступна свердловина закладається на нижній відмітці, з якої одержано приплив нафти чи газу в попередній свердловині (рис.2.1,л).
12.  Закладання свердловин за системою радіальних профілів. Система вико-ристо​вується для пошуків, оцінки та розробки покладів, пов'язаних з антикліналь-ними структу​рами, що ускладнені діапіризмом та вулканізмом. Свердловини розміщують від діапіра (вулкана) в напрямку периферії складки (рис.2.1,м).
13.    Закладання   свердловин   за   системою   поперечних   профілів.    Ця   система універсальна і застосовується при розвідці покладів в пастках будь-якого типу. Здебільшого профілі орієнтуються навхрест простягання порід. Відстані між профілями і свердловинами можуть бути однаковими і різними (рис.2.1 ,к).
14.  Трикутна система розміщення розвідувальних свердловин. Ця система застосо​вується при розвідці покладів різних типів і зводиться до закладання нової розвідувальної свердловини у вершиш рівностороннього трикутника, у дві інші вершини, що уже дали приплив нафти або газу (рис.2.1 ,о).
15.  Кільцева система передбачає розміщення розвідувальних свердловин кільцевими рядами послідовно за падінням пластів від центра до периферії і застосовується при окон-турюванні покладів нафти, приурочених до широких пологих структур ізометричної фор​ми (рис.2.1,п).
16. Закладання розвідувальних свердловин за методом "клина". Метод рекомендує-ться при розвідці покладів літологічного типу, що мають рукавоподібну форму, тобто приуроче​них до русел палеорік та барів. Метод зводиться до того, що після виявлення покладу пер​пендикулярно до ймовірного положення його осі по обидва боки від свердловини, що дала приплив, для уточнення положення осі покладу закладаються ще дві свердловини. Потім з
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врахуванням цих даних закладається четверта свердловина на осі покладу вниз по падінню продуктивних відкладів. Залежно від результатів буріння останньої свердловини навхрест простягання осі покладу закладаються наступні дві свердловини, тобто послідовно наро​щується площа (рис.2.1, р).
Визначення раціональної кількості свердловин та відстаней між ними. Єдиної мето​дики розрахунку оптимальної кількості свердловин для підготовки об'єкта до розробки не​має. Переважно кількість свердловин і раціональне їх розташування визначається прийня​тими відстанями між ними, які на практиці вибирають з врахуванням нагромадженого досвіду робіт.
Більш достовірно відстані між свердловинами та між профілями можна визначити, як​що врахувати чисельні параметри самого покладу, виходячи з площі еліпсовидної чи напівеліпсовидної форми. Для цього можна використати формули
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— відстані від свердловини, що знаходиться на склепінні, до проектної свердловини відповідно на крилі та перикліналі; s — площа структури; [image: image28.png]


— коефіцієнт запов​нення пастки; [image: image29.png]a b



— коротка та довга напівосі структури.
При визначенні оптимальної кількості свердловин необхідно також враховувати геолого-економічну ефективність розвідки, тобто умови, при яких зберігається економічна доцільність проведення робіт:
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де g — мінімальна геолого-економічна ефективність пошуково-розвідувального буріння, яка розраховується за фактичними даними або приймається за показниками "замикаю​чого родовища", тобто родовища, що уведене в розробку в даному районі з найгіршими показниками; Q — потенціальні запаси родовища; М — сумарний пошуковий та розвідувальний метраж.
При бурінні на родовищі Р пошукових і розвідувальних свердловин на середню глиби​ну Я сумарний їх метраж буде
М = РН.
Отже, максимально допустима кількість пошукових і розвідувальних свердловин на родовищі, при якій його розвідка ще рентабельна, становитиме
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Це співвідношення визначає верхню межу кількості свердловин, а фактично їх може бути менше, виходячи з конкретних особливостей об'єкта.
2.8. Методи вивчення розрізів свердловин
Вивчення розрізів свердловин за даними буріння дає змогу виявити стратиграфію і тек​тоніку порід, їх літолого-фізичну харатеристику: колекторські властивості (грану ломет-ричнчй склад, пористість, проникність) продуктивних пластів, потужність, умови наси​чення нафтою, газом і водою.
Методи вивчення розрізів свердловин можна розділити на п'ять груп:
1.  Геологічні, які включають відбір і вивчення зразків порід (керна, шламу) в процесі буріння, гранулометричний аналіз порід, мікромінералогічний аналіз, мікрофауністичний аналіз, споро-пилковий аналіз, вивчення карбонатності порід, проб нафти, газу і води.
2.  Геофізичні, які включають електрометричні, радіометричні, акустичні, термомет​ричні дослідження, вивчення технічного стану свердловини.
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3. Геохімічні, які включають газовий каротаж, люмінесцентно-бітумінологічний аналіз промивної рідини, шламу та гідрохімічний аналіз підземних вод. Одночасно реєструються дані, які характеризують параметри буріння свердловини (швидкість проходки і розхід промивної рідини) і випробування пластів.
4.  Газогідродинамічні, які включають дослідження на встановлених і невстановлених режимах і гідропрослуховування.
5.  Спостереження за бурінням свердловин, які включають вивчення розрізів свердло​вин за даними спрацювання доліт і хронометражу, поглинання промивної рідини, осипів і обвалів порід, нафто-, газо- або водопроявів.
Основні завдання при вивченні геологічного розрізу нафтових і газових свердловин такі: розчленування розрізів на пласти різного літологічного складу, визначення послідовності, товщини і глибини залягання пластів; виділення в розрізі колекторів і оцінка нафтогазоносності.
Для однозначної геологічної характеристики порід в кожній свердловині використову​ють не один, а декілька методів досліджень. В обов'язковий комплекс досліджень свердло​вин в кожному районі включають мінімальне число методів, які необхідно використати для найбільшої ефективності в типових для району геолого-технічних умовах. Комплекс мегодів змінюється залежно від призначення свердловини (пошукова, розвідувальна, експлуатаційна).
Геологічні методи. До цієї групи методів відносять, зокрема, метод вивчення кер​ну і шламу. При бурінні свердловини найбільшу інформацію про характер порід одер​жують при суцільному відборі зразків порід (керна) колонковими долотами і боковими ґрунтоносами. Але суцільний відбір керна дорогий і використовується тільки в невивченій частині розрізу опорних свердловин. Фактичний виніс керна залежить від літологічного складу порід і становить 40 — 90 %. В сипких теригенних, кавернозних вапняках він зни​жується до 5 — 10 %,ав щільних породах становить 60 — 80 %.
При незначному виносі керна використовують бокові ґрунтоноси, якими можна відбирати зразки порід в будь-якому пробуреному інтервалі. Кількість відбору керна зале​жить від поставлених геологічних завдань; в опорних свердловинах 50 — 100 %, в пара​метричних і пошукових — 12 — 20 %. В розвідувальних свердловинах інтервал буріння з відбором керна становить до 10 % від глибини свердловини. В експлутаційних свердлови​нах керн беруть тільки в продуктивному пласті для його детального вивчення, а також в маркуючих горизонтах і характерних контактах свит на ділянках, де необхідно уточнити стратиграфічну і тектонічну будову. Свердловини, в яких відбирають керн, повинні бути рівномірно розміщені на площі. При вивченні керна можна одержати такі дані: літологічну характеристику, стратиграфічну належність, структурні особливості, колекторські власти​вості порід і можливі умови їх залягання, ознаки нафти і газу та ін.
Літологічний склад породи визначають зовнішнім оглядом, карбонатних порід (вапняк, доломіт) за реакцією з соляною кислотою. Стратиграфічну характеристику порід визначають за присутністю основної фауни. Колекторські властивості порід визначають в лабораторії.
При обертовому бурінні розбурена порода у вигляді малих частинок або уламків (шла​му) виноситься струменем промивної рідини на поверхню. Для детального вивчення розрізу зразки шламу слід відбирати через кожні 5 м там, де керн відбирався; і через 1 — 2 м там, де він не відбирався. При вивченні шламу можна встановити тільки загальний літологічний склад порід, а деколи і маркуючий горизонт. Детальну характеристику по шарах порід цим методом встановити неможливо.
Гранулометричний аналіз порід. За допомогою цього аналізу визначається процентний вміст уламків порід різного розміру ситовим методом. При цьому допускають, що породи одного віку складаються із зерен однакового розміру. Метод можна використо​вувати для характеристики великих інтервалів розрізу. Тому він має допоміжне значення.
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Мікромінералогічний аналіз порід. Для цього методу аналізу використову​ють фракції гранулометричного складу порід, із яких при обробці важкими рідинами виділяють важкі мінерали (піроксени, фанати, епідот, топаз та ін.). Виділені мінерали вивчають під мікроскопом і підраховують їх кількісний склад. Результати наносять на розріз свердловини поряд з літологічною колонкою. Метод має важливе значення при вив​ченні "німих" товщ, в яких нема фауни і флори, та для палеографічних побудов при оцінці нафтогазоносності в нових районах.
Мікрофауністичний аналіз. Для відбору мікрофауни породи розлущують, про-мивають, сушать і вивчають під бінокулярною лупою. По мікрофауні (фораменіфе-ри і остракоди) проводять кореляцію розрізу свердловини. Фораменіфери деколи є основою для визначення віку відкладів. Розрізи розбивають на окремі свити, пач-ки і горизонти за зміною в асоціаціях видів мікрофауни, а також їх кількісного складу.
Для успішного використання цього методу необхідно скласти типовий розріз, який ха​рактеризує розподіл мікрофауни у товщі порід.
Споро-пилковий аналіз базується на вивченні та визначенні спор і пилку рос​лин, які зустрічаються в різних відкладах. Процентне співвідношення спор і пилку дає змо​гу визначити приблизний склад рослинності під час утворення відкладів. Одержана при аналізі статистична пошарова характеристика називається спектром спор і пилку. Даний аналіз використовують для палеогеографічних побудов.
Вивчення карбонатності порід. Аналіз полягає у визначенні об'єму газу, який виділяється з породи при даній температурі, і у визначенні кількості речовини, яка виділяє даний газ при цій температурі. Загальна кількість речовини, взятої для ана-лізу, відома. Співвідношення об'ємів газу, який виділився при різних температу-рах, дає змогу підрахувати процентне співвідношення компонентів, які виділяють газ при даній темпе​ратурі.
Газоволюметричний аналіз дозволяє визначити відносний і абсолютний склад компонентів карбонатної частини породи, а значить розрізняти при зовнішньому огляді до​ломіти, вапняки і т.д. Даний метод не дає можливості зробити пошаровий розподіл пластів.
Відбір проб нафти, газу і води. В процесі буріння, при дослідній і промис​ловій експлуатації нафтових родовищ відбирають проби нафти, газу і води для визначен-ня їх густини, в'язкості в поверхневих і пластових умовах, коефіцієнту усадки, поверхневого натягу і т.ін.
Прямі методи дослідження свердловин дають найбільш повну оцінку продуктивних пластів і нафтових покладів, але не цілого розрізу.
Геофізичні методи використовуються для вивчення геологічного розрізу свердловин на основі зміни фізичних властивостей гірських порід. Ефективність промислово-геофізичних досліджень полягає в тому, що вони дають змогу вивчити не тільки продуктивну частину розрізу свердловин, але і весь розріз.
Каротажні діаграми є основними і часто єдиними документами, на основі яких скла​дається план робіт в свердловині. При інтерпретації каротажних діаграм розв'-язують такі задачі: визначення глибини залягання пластів різного літологічного складу і їх меж; визна​чення літологічного складу порід, які складають розріз дос-ліджуваної свердловини; виділення в розрізі пластів, що є колекторами нафти і газу: визначення характеру насичен​ня пласта (нафтою, газом, водою); оцінка ко-лекторських властивостей пласта (пористість, проникність, нафтонасиченість); визначення і оцінка зон АВПТ, АНПТ.
Для підвищення достовірності висновків про геологічну характеристику плас-тів в кожній свердловині використовують комплекс різних геофізичних методів.
Геохімічні методи. Основним з них є метод газового каротажу. При розкритті нафтога​зоносного пласта вільний або розчинений в нафті і воді газ надходить у промивну рідину і виноситься разом з нею на поверхню. Промивна рідина, яка виходить із свердловини
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періодично або безперервно, досліджується на вміст в ній газів. Для проведення газового каротажу в процесі або після закінчення буріння свердловини з видачею реєструючих параметрів в аналоговій і цифровій формах використовують газокаротажну станцію АГКС-4АУ.
Основна задача інтерпретації діаграм газометрії промивної рідини- виділення і попе​редня оцінка пластів, які містять нафту і газ, в розрізі свердловини. Пласти, які характери​зуються на діаграмах підвищеним вмістом вуглеводневих газів, можуть відноситися до нафтонасичених пластів. Для визначення характеру насичення пластів і виділення продук​тивних пластів від водоносних використовують зведений газопоказник. Для цього його фактичне значення для досліджуваного пласта зрівнюють зі значеннями, які характеризу​ють типові продуктивні поклади даного району, і на основі цього оцінюють насичення досліджуваного пласта. Одержаний результат уточнюють за даними хроматографічного аналізу складу газу.
При газометрії свердловини одночасно з діаграмою сумарних газопоказників реєструється також діаграма тривалості проходки, яка є величиною, оберненою до швид​кості буріння. Ця величина використовується при інтерпретації даних газового аналізу промивної рідини і для розчленування розрізів свердловин за механічними властивостями гірських порід.
Люмінесцентно-бітумінологічний метод базується на властивостях бітумів люмінесціювати при опроміненні їх ультрафіолетовим промінням. Він використо​вується при пошуково-розвідувальних роботах, а також для вивчення бітумінозних розрізів свердловин і розчленування та кореляції геологічних розрізів за вмістом у них бітумів. Люмінесцентно-бітумінологічному аналізу піддають проби шламу і фунту.
Аналіз проводять з допомогою люмінескопа, який представляє собою світлонепроникну ка​меру з джерелом ультрафіолетового світла. Досліджуваний зразок поміщають в камеру і через спеціальне вікно спостерігають його свічення. Зіставляючи колір та інтенсивність люмінесценції зразків з аналогічними характеристиками для еталонів, які мають відому кількість нафти даного типу, можна судити про приблизний кількісний і якісний склад нафти в зразках.
Кореляцію розрізів свердловин за люмінесцентними показниками слід проводити дуже обережно, тому що навіть в межах окремого покладу люмінесцентна характеристика нафти може значно змінюватись внаслідок ії диференціації в покладі та інших процесів.
Методи спостереження за бурінням свердловин. Один з них — вивчення розрізу свердловин за даними спрацювання доліт і хронометра​жу (механічний каротаж). За формою і характером спрацювання долота при​близно можна судити про породи, в яких воно працювало. Наприклад, при бурінні в гли​нах і пісках долото спрацьовується мало, а в щільних породах воно швидше виходить з ла​ду. У вапняках і пісковиках долото може зазубрюватись, а в щільних пісковиках стирається рівномірно і сильно.
При хронометраж! необхідно враховувати час чистого буріння, який витрачається на проходку 1 м інтервалу. Гірські породи мають різну твердість, і тому витрачається різний час на 1 м проходки. За даними замірів будують діафаму, по вертикалі якої відкладають глибину, а по горизонталі час, витрачений на проходку кожного метра. Побудовану діафаму зіставляють з каротажною кривою, піки якої відповідають твердим породам, а де​пресії — пухким або м'яким. Таким чином, в розрізі можна виділити тільки тверді та м'які породи і тому одержану діафаму використовують як допоміжну до геофізичних та інших методів інтерпретації.
На точність побудови діафам впливає багато параметрів: тип і розмір долота, метод його заправки, глибина і вага інструменту, частота обертів ротора, швидкість роботи буро​вих насосів і т.д. Використання механічного каротажу можливе тільки у випадку, коли технологічний режим буріння свердловин був однаковий.
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Поглинання промивної рідини переважно відбувається в тріщинах, кавер​нозних або сильно пористих породах за умови, що пластовий тиск менший від тиску сто​впа промивної рідини в свердловині. Характер поглинання може бути різним: від слабкого (в крупнозернистих або тонкотріщинних пластах з низьким пластовим тиском) до ка​тастрофічного, коли вихід промивної рідини на поверхню повністю закінчується (при розк​ритті великих каверн і тріщин).
Осипи і обвали порід виникають в інтервалах, які складені пластинчастими гли​нами, глинистими сланцями або сипкимии пісковиками та пісками. Глини і сланці, що обва​люються, злипаються між собою, розбухають від дії води і утворюють сальники на долоті та пробки в свердловині, товщина яких досягає інколи декількох десятків метрів.
Для попередження обвалів і боротьби з ними використовують промивні рідини з мінімальною водовіддачею і підвищеною питомою вагою, а інколи ці інтервали цементу​ються.
Нафто-, газо- і водопрояви. При надходженні в промивну рідину значної кількості нафти, газу або води знижується тиск на вибій, що може викликати викид і відкрите фонтанування свердловини. Це свідчить про розкриття високонапірних пористих пластів, насичених одним із вихідних флюїдів. Для попередження викидів при розкритті зон газонафтопроявів необхідно підвищити вагу промивної рідини так, щоб тиск на вибої свердловини став вищим за пластовий. Для збільшення питомої ваги промивної рідини ви​користовують гематит, магнетит, барит і т.д.
Складання розрізів свердловини. Розріз свердловини складають за результата-ми ком​плексної інтерпретації даних, одержаних за допомогою всіх методів, які дають повну інформацію про розріз в масштабі 1:500 по всій свердловині, 1:200 - в продуктивній товщі для неглибоких свердловин і 1:1000 або 1:2000 - для глибоких.
В результаті комплексної інтерпретації розріз розділяють за літологічними ознаками на товщі і пласти, встановлюють їх стратиграфічну належність, виділяють проникні пласти-колектори і непроникні товщі-покришки, а також виявляють, чим насичені пласти-колек-тори: нафтою, газом чи водою.
Геологічна документація. Перед бурінням свердловин складають технічний проект, кошторис на буріння, а також акт на складання. До технічного проекту додається геолого-технічний наряд. При бурінні свердловини ведеться вахтовий журнал, в якому фіксується весь процес.
Після буріння складають паспорт, в якому відображають всі дані свердловини: дати по​чатку і кінця буріння, геологічний розріз, конструкцію, результати досліджень і випробу​вань, ускладнення, аварії і т.д. Паспорт передається нафтопромисловому управлінню, де він постійно зберігається і доповнюється даними, одержаними в процесі експлуатації свер​дловини.
Геолого-технічний наряд на основі технічного проекту складається до почат​ку буріння свердловини. Наряд є основним документом для бурової бригади, яким вона ке​рується в процесі роботи.
Наряд ділиться на геологічну і технічну частини. В геологічній частині дають-ся: проек​тний розріз свердловини, назви свит і горизонтів, які будуть розбурюва-тись; літологічний розріз порід; конструкція свердловини, категорії міцності порід; кути падіння пластів; гли​бини, на яких можливі ускладнення (викиди, обвали, по-глинання, прихвати та інші); дані про геофізичні роботи; інтервали відбору керна і шламу; нафтогазові горизонти, в яких по​винна бути проведена перфорація колони; число перфораційних отворів; положення і харак​теристика основних водоносних горизонтів; метод розкриття пласта і випробування свердло​вини; об'єкти, які необ-хідно випробувати. В технічній частині наряду згідно з геологічними даними по-винні бути вказані тип і розмір доліт, вимоги до промивної рідини, технологічний режим буріння і т.д.
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2.9. Геологічні методи опрацювання результатів буріння свердловин
За даними геологічного опрацювання результатів буріння свердловин будують схеми кореляції (зіставлення) розрізів свердловин; нормальний (типовий) і зведений розрізи; ге​ологічні профілі, структурні карти і схеми, які характеризують будову продуктивних пластів та ін.
Кореляція (зіставлення) розрізів свердловин. Кореляція полягає у виділенні од-ноіменних пластів і простеженні за їх межами в розрізах пробурених свердловин. Це дає змогу встановити послідовність залягання всіх пластів, простежити за зміною їх товщин, літологічного і фаціального складу, виявити наявність тектонічних порушень, характер контактів (нормальний, трансгресивний) і т.д. Одержані при кореляції дані використову​ють при побудові геологічних профілів, структурних і інших видів карт.
Кореляцію найчастіше проводять за даними промислово-геофізичних досліджень. Для цього на каротажних діаграмах спочатку виділяють реперні (опорні) пласти, які повинні відповідати таким вимогам: чітко виділятись серед вище і нижчезалягаючих порід; поши​рюватися по всій площі, тобто бути у всіх або більшості пробурених свердловинах, мати не​велику товщину (3 — 5м).
Залежно від поставлених завдань розрізняють три види кореляції: регіональну, загаль​ну і детальну. Регіональна кореляція - це зіставлення розрізів одновікових відкладів, або повних розрізів пробурених свердловин в межах вибраного регіону. В результаті регіональної кореляції виділяють типи розрізів, які відрізняються між собою товщинами і фаціальною характеристикою, зони виклинювання, величину і характер стратиграфічної перерви в осадконагромадженні та ін. Загальна кореляція - це зіставлення повних розрізів свердловин в межах однієї площі або родовища. Вона дає уяву про геологічну будову всієї площі родовища, дає змогу виявити тектонічні порушення, зміну товщини, літологічного і фаціального складу окремих стратиграфічних одиниць та ін. Детальна кореляція - це зіставлення продуктивної частини розрізів пробурених свердловин на родовищі з метою вивчення будови продуктивного пласта, одержання необхідних даних для визначення об'ємів покладу, оцінки неоднорідності продуктивних пластів тощо.
За результатами кореляції розрізів свердловин будують кореляційні схеми, розрізи, профілі та різні види карт. Кореляційні схеми будують у вертикальних масштабах 1:2000, 1:1000 і 1:200. На таких схемах геолого-геофізичні розрізи окремих свердловин розташовують на відстані 3 — 4 см, а в проміжку між ними проводять лінії кореляції, а також горизонтальні базові лінії зіставлення, до яких підводять покрівлю або підошву вибраного основного репера. Межі одноіменних пластів (пропластків) проводять прямими лініями, стратиграфічних неуз​годжень - хвилястими. При невеликій кількості свердловин кожну з них на схемі показують у вигляді літологічної колонки.
Складання нормального (типового) і зведеного геолого-геофізичних розрізів. Нор​мальний (типовий) геологічний розріз - це розріз родовища або його частини, на якому показані послідовність залягання, літологічний склад і середня товщина пластів, які харак​терні для більшості пробурених свердловин. На нормальному розрізі показують дійсну тов​щину пластів, на типовому - вертикальну.
Зведений геолого-геофізичний розріз - це розріз, на якому показується не тільки серед​ня товщина, але і діапазон її зміни, а також геофізична і стратиграфічна характеристика порід, інтервали нафтогазопроявів та ін.
Геологічний профіль - це графічне зображення у вертикальній площині певного про​сторового напрямку будови надр. За розташуванням на структурі геологічні профілі нази​вають поперечними, коли вони проходять під прямим кутом до осі структури, по-
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вздовжніми, - якщо вони проходять паралельно або по осі структури, діагональними, - ко​ли проходять під гострим кутом до осі структури. Частіше будують поперечні профілі як найбільш інформативні. При побудові будь-якого профілю необхідно дотримуватись такої їх орієнтації (зліва - направо): південь-північ, південний захід-північний схід, захід-схід, північний захід-південний схід; проектувати на профіль тільки свердловини, недалеко розта​шовані від нього, враховувати скривлення свердловин; дотримуватись однакових вертикального і горизонтального масштабів; свердловини можна проектувати по простяганню пласта або по пер​пендикуляру до лінії профіля. При першому способі не потрібно вносити ніяких поправок у гли​бину залягання пластів, при другому способі вноситься поправка, яку визначають за формулою
[image: image32.png]



де [image: image33.png]


— довжина перпендикуляра, по якому проектується свердловина;[image: image34.png]


- кут падіння пласта;[image: image35.png]


- кут між напрямом падіння пласта і напрямом перпендикуляра. Поправку х до​дають до глибини пласта, якщо проектування ведеться вниз по його падінню, і віднімають, коли проектують вверх по підняттю.
Геологічний профіль будують в такому порядку: проводять лінію рівня моря і зліва від неї викреслюють вибраний вертикальний масштаб; на лінії рівня моря точками показують місцезнаходження свердловин, відкладаючи відстані між ними у вибраному горизонталь​ному масштабі; вверх від рівня моря відкладають альтитуди кожної свердловини, при з'єднанні яких плавними лініями одержують рельєф місцевості; для кожної свердловини викреслюють проекцію стовбура і наносять геологічні границі, які плавно з'єднують між собою.
На профілі можливі зміни в потужності пластів або аномальності в їх заляганні, що вказує на наявність тектонічних порушень (скид, підкид, насув) або стратиграфічних неузгоджень. Виявлені випадки необхідно узгоджувати з результатами кореляції.
Геологічний профіль дає уяву про будову родовища, показує положення в розрізі по​кладів нафти і газу, застосовується при проектуванні розвідувальних і експлуатаційних свердловин, використовується для побудови структурних карт тощо. З метою вивчення процесів розробки покладів будують також детальні профільні розрізи продуктивної части​ни експлуатаційних об'єктів. Останні відрізняються від геологічного профілю тим, що вони проводяться не по вибраній вертикальній площині, а безпосередньо через певні свердлови​ни, у зв'язку з чим лінія профілю стає ламаною.
Побудова структурних карт. Структурні карти - це графічне зображення у вигляді ізогіпс (ліній однакових абсолютних відміток) підземного рельєфу вибраної поверхні. За таку поверхню вибирають покрівлю або підошву продуктивного пласта (або пласта-репе​ра). Абсолютною відміткою вибраної поверхні [image: image36.png]Rotic



називають відстань по вертикалі від рівня моря до даної поверхні в свердловині, їх визначають за формулою
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де А - альтитуда гирла свердловини, м; L - глибина залягання даної поверхні у верти​кальній свердловині, м. При викривленні свердловини необхідно вводити поправку в гли​бину залягання вибраної поверхні. На структурних картах конфігурація ізогіпс характеризує простягання вибраної поверхні, а їх згущення або розріднення відповідно вказує на збільшення або зменшення кута падіння даної поверхні.
Побудова структурної карти зводиться до визначення положення ізогіпс на плані. Для цього користуються двома методами: трикутників і профілів. Перший використовують, ко​ли структури не нарушені диз'юнктивами, другий, коли структури нарушені і мають бло​кову будову.
Метод трикутників базується на знаходженні між абсолютними відмітками виб​раної поверхні двох свердловин проміжних значень цих відміток (через вибраний інтервал
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січення) і проведенні через точки з однаковими відмітками ізогіпс. Для цього на плані роз​ташування пробурених свердловин надписують в знаменнику обчислені абсолютні відмітки вибраної поверхні, а потім з'єднують сусідні свердловини з різними відмітками прямими лініями з утворенням системи трикутників. На кожній з цих ліній за допомогою інтерполяції знаходять точки з абсолютними відмітками, кратними вибраному перерізу ізогіпс, роблячи припущення, що нахил між свердловинами залишається постійним. Одер​жані таким чином одноіменні точки на сторонах трикутників з'єднують плавними лініями, які і будуть ізогіпсами структурної карти. Побудови структурних карт у наш час доцільно вести з допомогою комп'ютера.
Метод профілів. Для побудови структурної карти даним методом необхідно спо​чатку побудувати максимально можливу кількість профілів, розташованих перпендику​лярно (або близько до перпендикулярного напряму) до простягання тектонічних пору​шень. На цих профілях використовують тільки вибрану поверхню, для якої будуть будува​ти карту, тектонічні порушення, рівень моря і поверхню землі. Кожен профіль перетинають лініями, паралельними рівню моря на відстанях, рівних вибраному перерізу ізогіпс. Одержані точки перетину цих ліній з лініями вибраної поверхні і точки, де вибрана поверхня обривається порушенням, проектують на план розташування профілів, де і вири-совують структурну карту.
Карти, які характеризують будову продуктивних пластів (карти ефективних нафто-або газонасичених товщин пласта, нафто- або газонасиченості, пористості, проникності, гідро- і пьєзопровідності, ізобар та ін.) і використовуються для обчислення запасів, проек​тування й аналізу систем розробки покладів нафти і газу, будуються, як і структурні карти, за методом трикутників або з допомогою комп'ютера.
2.10. Підрахунок запасів нафти, газу і конденсату
Запасами називають масу нафти і конденсату або об'єм газу у виявлених, розвіданих і розроблюваних покладах на дату підрахунку, зведених до стандартних умов (0,1 МПа і 20°С). При визначенні запасів родовищ обов'язковому підрахунку і обліку підлягають не тільки запаси нафти, газу, конденсату, але і всі цінні компоненти, які містяться в них (етан, пропан, бутан, сірка, гелій, метали), видобуток яких є доцільним. Запаси нафти, га​зу, конденсату і компонентів, які містяться в них, за ступенем вивченості діляться на кате​горії А, В, С, іС2
Категорія А - запаси покладу (його частини) вивчені детально. Обчислюються у по​кладі (його частині), який розбурений згідно з затвердженим проектом розробки родовища нафти або газу.
Категорія В - запаси покладу (його частини), нафтогазоносність якого виявлена на ос​нові одержаних промислових припливів нафти або газу в свердловинах на різних гіпсометричних відмітках.
Категорія СІ - запаси покладу (його частини), нафтогазоносність якого виявлена на ос​нові одержаних у свердловинах промислових припливів нафти або газу (частина свердло​вин випробувана випробувачем пластів) і позитивних результатів геологічних і ге​офізичних досліджень у невипробуваних свердловинах.
Категорія С2 - запаси покладу (його частини), наявність яких обгрунтована даними геологічних або геофізичних досліджень. Підраховуються у нерозвіданих частинах покла​ду, які прилягають до ділянок з запасом більш високих категорій; в проміжних і вищезаля-гаючих невипробуваних пластах розвіданих родовищ.
Запаси нафти, газу, конденсату і компонентів, які містяться в них, діляться на дві гру​пи: балансові — запаси родовищ (покладів), розробка яких на сучасному етапі економічно доцільна; забалансові — запаси родовищ (покладів), розробка яких на теперішній час еко-
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номічно недоцільна, або технічно і технологічно неможлива, але які в майбутньому можуть бути переведені в балансові. В групі балансових запасів виділяють видобувні запаси, тобто ту їх частину, яку можна видобути з надр при сучасному рівні техніки і технології видобутку.
Методи підрахунку запасів нафти. За допомогою об'ємного методу визначається маса нафти в насиченому об'ємі порід-колекторів, зведена до стандартних умов. Запаси нафти при цьому обчислюються за формулою
[image: image38.png]FhmB,nbp.




де [image: image39.png]


- видобувні запаси нафти, тис.т; F - площа нафтоносності, тис.м2; h - середня ефек​тивна нафтонасичена товщина пласта, м; т - середній коефіцієнт відкритої пористості, частках од.;[image: image40.png]


 — середній коефіцієнт нафтонасиченості, частках од.;[image: image41.png]Nu



- коефіцієнт нафтовіддачі, частках од.;[image: image42.png]


- середній перерахунковий коефіцієнт, частках од.;[image: image43.png]


- се​редня густина нафти на поверхні після після ії дегазації, т/м3. Значення підрахункових параметрів [image: image44.png]mg,.0



  заокруглюють до сотих часток одиниці, а параметрів[image: image45.png]Ma



і[image: image46.png]


— до тисячних.
Площу нафтоносності визначають за допомогою планіметра на обчислювальних пла​нах, які представляють собою структурні карти покрівлі (підошви) продуктивного пласта з нанесеними на них всіма пробуреними свердловинами, контурами нафтоносності та меж​ами категорії запасів.
Середні значення підрахункових параметрів можуть бути визначені як середньоариф​метичні, середньозважені за площею, або об'ємом покладу. При визначенні середньозва​жених величин необхідно побудувати карти зміни відповідного обчислювального парамет​ру по площі (карти ефективності нафтонасиченої товщини, пористості, нафтонасиченості і ін.), середньоарифметичне значення обчислювального параметру[image: image47.png]


визначають за формулою
[image: image48.png]Xea= Do /M,




де[image: image49.png]


 — значення обчислювального параметру в окремих свердловинах: п - кількість свердловин. Середньозважене значення обчислювального параметру визначається за площею нафтоносності ([image: image50.png]Xe a0



):
[image: image51.png]Xan=h Tt i+t  +x, )/ (h+hH+.. +iy




і за об'ємом покладу (.[image: image52.png]


):
[image: image53.png]Xean = (Xl + x50 + L+ Xofohny/ Uhy + by + .+ fohy




де [image: image54.png]


 — середнє значення обчислювального параметру на ділянці між двома сусідніми ізолініями на карті цього параметру; [image: image55.png]Fien



— площа ділянок, обмежених двома сусідніми ізолініями на карті; [image: image56.png]Ry,



 — середні ефективні нафтонасичені товщини пласта відповідно на площах[image: image57.png]



Значення параметрів [image: image58.png]


= 1 /[image: image59.png]


([image: image60.png]


— об'ємний коефіцієнт пластової нафти) і [image: image61.png]


 беруть як середньоарифметичне значення із значень цих параметрів, визначених в окремих свердло​винах, розташованих на різних гіпсометричних відмітках. Величину [image: image62.png]


 вибирають залеж​но від режиму покладу і запроектованих заходів дії на пласт.
Метод матеріального балансу. Згідно з цим методом балансові запаси вуг​леводнів в покладі [image: image63.png]


 до початку розробки дорівнюють сумі видобутих ([image: image64.png]


) і залишкових [image: image65.png]


 запасів на будь-яку дату розробки:
[image: image66.png]=0 +0; -
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Балансові запаси нафти [image: image67.png]Os



 за даним методом визначають залежно від режиму роботи покладу:
для режиму розчиненого газу
[image: image68.png]Q5= Qulby + (ra = 1) VI/(By ~ bo)




для пружноводонапірного режиму
[image: image69.png]Q5= {Q.,U’u Fp=ra) v - (W W)}/("l %)




для змішаного режиму роботи газонафтового покладу (з газовою шапкою)
[image: image70.png]b,
Q5= {Q,,[b, =)V = (W= w)}/w, — b+ wn




де [image: image71.png]


- нагромаджений видобуток нафти в об.од; [image: image72.png]by



- двофазний об'ємний коефіцієнт пластової нафти і газу при зниженні пластового тиску від Р0 до Р; [image: image73.png]


 - об'ємний ко​ефіцієнт пластової нафти до початку розробки;[image: image74.png]


- середній газовий фактор за період ви​добутку[image: image75.png]


об'ємів нафти при стандартних умовах;[image: image76.png]


- число об'ємів газу, розчиненого в одному об'ємі нафти при середньому початковому пластовому тиску Р0\[image: image77.png]


- об'ємний ко​ефіцієнт пластового газу при початковому тиску Р0,
[image: image78.png]v=0,0035t z (T + £,,)/ P,




де[image: image79.png]


- коефіцієнт стисливості газу при тиску Р0; Т - 273°С,[image: image80.png]


- пластова температура, °С;[image: image81.png]


- кількість води, яка зайшла в пласт, і видобутої води за період зниження пласто​вого тиску від Р0 до Р при стандартних умовах, об.од.;[image: image82.png]


- відношення об'єму газу в га​зовій шапці (в пластових умовах) до об'єму нафти з розчиненим в ній газом (в пластових умовах);[image: image83.png]


- об'ємний коефіцієнт пластового газу при тиску Р на дату розрахунку,
[image: image84.png]Vo



 = 0,00351[image: image85.png]


(Т +[image: image86.png]


уР0 ,
де[image: image87.png]


- коефіцієнт стисливості газу при тиску Р0.
Статистичний метод. Цей метод базується на використанні статистичних зв'язків між різними показниками на завершальній стадії розробки, які характеризують темп зниження видобутку нафти. Частіше всього використовують криві зниження видобут​ку нафти в часі, ймовірну криву продуктивності свердловин і кумулятивну криву (криву нагромадженого видобутку).
Обчислення запасів вільного газу. За допомогою об'ємного методу визначається об'єм вільного газу, який заповнює газонасичений об'єм пустотного простору пластів-колекторів в межах покладу і зведений до стандартних умов. Обчислення ведеться за формулою
[image: image88.png]Vo=FhmpB g f( Poay — Peity)/ Peys




де[image: image89.png]


- видобувні запаси газу, млн.м3; F - площа газоносності, тис.м2; h - середня ефек​тивна газонасичена товщина пласта, м;[image: image90.png]


- середні коефіцієнти відкритої пористості і газонасиченості, частках од,;[image: image91.png]7



- коефіцієнт газовіддачі, частках од.; /- температурна по​правка, частках од.,
[image: image92.png]


= (273° + 20°)/(273° +[image: image93.png]fon



) ,
де[image: image94.png]Py



- тиск у кінці розробки, МПа,
[image: image95.png]0,1 1393107 Ho,
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Н - глибина на рівні центру тяжіння покладу, см; [image: image96.png]Pr



 - відносна густина газу за повітрям;[image: image97.png]


- поправні коефіцієнти на стисливість газу при тисках Р і [image: image98.png]


;[image: image99.png]


- 1/[image: image100.png]


; Рст -0,1 МПа.
Параметри[image: image101.png]


визначаються, як і при об'ємному методі обчислення запасів нафти.
Метод обчислення за падінням пластового тиску базується на тому, що в покладах, де початковий об'єм, зайнятий газом, не змінюється в процесі розробки (поклади з газовим режимом), об'єм відібраного газу, який припадає на одиницю падіння пластового тиску, залишається постійним протягом всього часу розробки.
Обчислення видобувних запасів газу ведеться за формулою
[image: image102.png]=10 - w)/ (P — Paay)] (Pyay — Py,




де [image: image103.png]V. Vs



- об'єми видобутого газу (з врахуванням втрат) на різні дати від початку розробки покладу, млн.м3;[image: image104.png]P,P,iP,



- середні тиски в покладі відповідно на першу і другу дати і вкінці розробки, МПа;[image: image105.png]ay, Gy



- поправні коефіцієнти на стисливість газу при тисках [image: image106.png]


 , [image: image107.png]



Обчислення запасів розчиненого газу. Балансові запаси розчиненого в нафті газу[image: image108.png]Vs



 для будь-якого режиму роботи покладу визначають за формулою
[image: image109.png]



де [image: image110.png]


- балансові запаси нафти, м3;[image: image111.png]


- початкова газонасиченість нафти, визначена за глибинними пробами при диференціальному розгазовуванні, м3/м3.
Видобувні запаси розчиненого газу[image: image112.png]


визначаються залежно від режиму роботи по​кладу:
при водонапірних режимах ([image: image113.png]


> [image: image114.png]


) -
[image: image115.png]



при інших режимах ([image: image116.png]Pon S Pua



)
[image: image117.png]V, = Q570 = Qu wboPianf — Qslbo — B)P S ~ Qulics




де [image: image118.png]


— об'ємні коефіцієнти пластової нафти до початку розробки ( при тиску[image: image119.png]


) в кінці розробки ( при тиску[image: image120.png]P



);[image: image121.png]


— кількість газу, розчиненого в нафті при тиску[image: image122.png]F %



 м3/м3.
Обчислення запасів конденсату. Балансові запаси стабільного конденсату [image: image123.png]O«



 визна​чають за формулою
[image: image124.png]Qgex=Ve T py




а видобувні запаси [image: image125.png]



[image: image126.png]Qsx = oo Mor




де[image: image127.png]Ve



- балансові запаси газу, м3; П - початковий вміст конденсату в пластовому газі, м /м3;[image: image128.png]Px



- густина стабільного конденсату, т/мЗ; [image: image129.png]Nk



- коефіцієнт конденсатовіддачі.
Балансові запаси цінних компонентів (етану, пропану, бутанів, сірководню, сірки, ме​талів, гелію, аргону та інших), які мають промислове значення, визначають за їх початко​вим вмістом в складі пластового газу або нафти.
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2.11. Підготовка нафтових і газових родовищ до розробки
Підготовку родовищ до розробки можна розглядати як єдиний процес, оскільки пошу​ки, розвідка і забезпечення інформацією всіх наступних етапів розробки націлені на найбільш якісну підготовку родовищ при мінімальних затратах.
Робота починається з визначення господарської доцільності розробки родовища на ос​нові попередньої геолого-економічної оцінки запасів, яка дається на заключній стадії по​шукового етапу і продовжується до моменту, коли вивчення параметрів буде відповідати необхідним вимогам. Критерієм необхідного і достатнього рівня якості підготовки запасів при цьому є досягнення певної надійності основних проектних показників технологічної схеми розробки, яка б гарантувала ефективність капіталовкладень в будівництво нафтога​зовидобувного підприємства. Вивченість параметрів родовищ на стадії складання проекту розробки повинна відповідати ще більш жорстким вимогам до якості.
Для кожного нафтового або газового родовища в результаті пошуково-розвіду-вальних робіт повинні бути встановлені розміри і форма покладів, положення тектонічних пору​шень і їх амплітуда, для пасток літологічного та стратиграфіч-ного типів-межі виклинюван-ня, заміщення і перекриття проникних порід непро-никними; закономірності мінливості літології продуктивних пластів, їх колектор-ських властивостей і ефективної нафтогазона-сиченої потужності; критерії оцінки продуктивності пластів, а також нижні межі їх колек​торських властивостей; дебіт нафти, газу, води, початковий пластовий тиск і тиск насичен​ня нафти газом, газові фактори, коефіцієнт продуктивності і його зміна в часі; склад і фізико-хімічні влас-тивості нафти, газу, конденсату, води і компонентів, що містяться в них і є їх су-путниками; гіпсометричне положення водонафтових, газонафтових і газоводя-них контактів і його зміна в часі; гідрогеологічні умови, гідрогеологічний зв'язок окре-мих про​дуктивних пластів і тектонічних блоків, природні режими покладів; запаси нафти, розчи​неного і вільного газу; умови для ефективної промислової розробки покладів, можливі ме​тоди впливу на продуктивні пласти.
Центральне місце в системі підготовки родовища до розробки займає розвідка, тому що саме за її результатами визначаються основні положення майбутньої системи розробки. Методику розвідки обирають залежно від типів покладів та родовищ і техніко-економічних умов її проведення, і все ж основні положення, які визначають раціональність розвідки, по​винні дотримуватись у всіх випадках. Ці положення зводяться до того, що процес розвідки повинен бути таким, щоб його можна було проектувати, ним можна було керувати і щоб він був ефективним.
Контроль за якістю розвідувальних робіт слід здійснювати по всіх елементах від окре​мих свердловин до обробки матеріалів по родовищу в цілому. Не менш важливим є конт​роль за розвіданістю родовища, тому що саме ця найбільш загальна характеристика проце​су дає змогу керувати ним шляхом коректування задач розвідки.
Суть керування розвідкою в загальному випадку полягає в періодичній оцінці досягну​тих результатів, порівнянні їх з потрібними і в коректуванні подальших робіт.
Ефективність процесу розвідки визначається показниками, багато з яких в нату​ральній або грошовій формі відображають ціну інформації про розвідані запаси.
На практиці часто суміщають розвідку з розробкою родовищ. Проводять дос-лідну експ​луатацію розвідувальних свердловин і використання упереджувальних видобувних сверд​ловин для вирішення задач розвідки. Особливо важливим в ос-танньому випадку є дотри​мання вимог, які ставляться до пошукового етапу. Від якості розв'язання задач цього етапу залежить ефективність використання видо-бувних свердловин в розвідці. Якщо ця якість забезпечена комплексом попередніх робіт, то тоді на невеликих родовищах в районах з розвинутою нафтогазовою промисловістю після завершення пошукового етапу можна вво-
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дити родовище в дослідно-промислову експлуатацію з бурінням упереджувальних видо​бувних свердловин.
При розвідці середніх і великих родовищ необхідне поєднання буріння розвідувальних і упереджувальних видобувних свердловин в співвідношеннях, які визначаються оптималь​ними вимогами до розвіданості та геолого-економічними умовами проведення робіт.
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Глава 3

Геофізичні методи дослідження свердловин
3.1. Електричні та магнітні методи
Електричні методи дослідження розрізів свердловин базуються на відмінності електрич​них властивостей гірських порід. До таких властивостей належать питомий електричний опір ρ або електропровідність а; абсолютна діелектрична проникність εа; природна елект​рохімічна активність А, компонентами якої можуть бути дифузійно-адсорбційна (Ад.а), фільтраційна (Аф) і окисновідновна (Ао.в) активність; електрична поляризованість (сприй​нятливість) ке або викликана електрохімічна активність Ав і час релаксації τb.
При магнітометрії свердловин із досить великого числа магнітних властивостей вивча​ють об'ємну ко.в або питому (кп) сприйнятливість гірських порід. Електричні та магнітні ме​тоди дослідження розрізів свердловин базуються на вивченні електромагнітних полів різної природи в гірських породах.
Методи позірного опору. Цю групу методів складають стандартний електрокаротаж, бокове каротажне зондування, метод мікрозондів (мікрокаротаж), пластова похилометрія, резистивіметрія.
При стандартному електрокаротажі вивчається зміна позірного електричного опору гірських порід у незакріплених свердловинах, які заповнені водою, або електроп-
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ровідною промивною рідиною (ПР). Дані методу використовуються для розчленування розрізів, виділення опорних горизонтів, оцінки літології і виділення нафто- і газоносних об'єктів у комплексі з методом самочинної поляризації.
Бокове електричне зондування (БЕЗ) полягає у вимірюванні позірного опору пластів набором однотипних зондів різної довжини по розрізу незакріпленої свердловини, заповненої водою або електропровідною ПР.
Сприятливими геолого-технологічними умовами для застосування методу є од​норідність досліджуваних пластів і порід, співвідношення питомих опорів пласта і ПР не більше 500 для пластів великої товщини і не більше 250 - для пластів малої товщини, тов​щиною пластів не менше трьох діаметрів свердловини.
Результати досліджень використовуються для виявлення пластів з проникненням ПР, визначення питомого електричного опору незміненої частини пластів і зони проникнення, оцінки глибини проникнення, уточнення опору ПР, визначення пористості та нафтогазона-сиченості.
Метод мікрозондів (мікрокаротаж) полягає в детальному дослідженні позірного опору присвердловинної частини розрізу незакріпленої свердловини, заповненої сла-бомінералізованою ПР, зондами дуже малої довжини.
Дані методу використовуються для детального розчленування розрізів з виділенням тон​ких прошарків, визначення товщини прошарків, уточнення літології розрізів, виділення пластів-колекторів, оцінки ефективної товщини продуктивних горизонтів, визначення по​ристості й тріщинуватості порід, виділення продуктивних пластів і оцінки їх нафтогазонасичення та нафтовіддачі.
При пластовій похилометрії вимірювання проводяться в незакріплених свердлови​нах, заповнених електропровідною ПР. Для визначення елементів залягання пластів реєструються три криві методом опору. Одночасно фіксуються складові зенітного кута, ази​мут орієнтації свердловинного приладу відносно магнітного поля Землі і середній діаметр свердловини.
Метод резистивіметрії застосовується з метою визначення питомого електричного опору ПР при бурінні, випробуванні й експлуатації свердловин для кількісної інтерпретації даних електрокаротажа, визначення мінералізації пластових вод за допомогою методу са​мочинної поляризації, установлення місць припливів і швидкості фільтрації підземних вод, виділення інтервалів поглинання ПР у свердловині, визначення місць порушення обсадних колон і типу флюїда в експлуатаційних свердловинах.
Методи опору заземлення і потенціалів викликаної поляризації. Вивчення розрізів свердловини методами опору заземлення базується на відмінності питомих електричних опорів гірських порід. На виробництві застосовуються метод опору екранованого заземлен​ня (боковий каротаж) з автоматичним фокусуванням струму, метод бокового мікрокаротажу, дивергентний каротаж.
Методи потенціалів викликаної поляризації складаються із звичайного методу і методу градієнта викликаних потенціалів.
При боковому каротажі (БК) дослідження проводяться у незакріплених свердлови​нах, заповнених електропровідною ПР[image: image130.png]


< 0,1 ... 0,5 Ом м). На результати БК значною мірою впливають геолого-технологічні умови проведення досліджень.
Широко застосовуються три-, семи- і дев'ятиелектродні зонди з автоматичним фокусу​ванням струму. За допомогою результатів досліджень цими зондами проводиться детальне розчленування геологічних розрізів, установлення їх літології, виділення пластів-колекторів і уточнення їх будови, визначення параметрів зони проникнення фільтрату ПР, дійсного питомого опору і характеру насичення пластів.
Метод бокового мікрокаротажу (БМК) має декілька модифікацій, які відрізняються кількістю електродів мікроустановок: дво-, три- і чотириелектродні.
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Вимірювання проводяться в незакріплених свердловинах, заповнених електро-провідною ПР [image: image131.png]


< 0,1 ... 0,5 Ом • м). Покази БМК менше спотворені впливом глинистої кірки і шаром ПР, ніж при вимірюванні електричного опору звичайними мікрозондами.
Результати досліджень методом БМК використовуються для меж і товщин пла-стів, виділення прошарків малої товщини, визначення літології розрізів і виділення колекторів. Цей метод у комплексі з іншими геофізичними методами дає змогу оцінити пористість, гли​нистість, нафтогазонасиченість колекторів і нафтовидачу пластів.
Дивергентний каротаж (ДК) базується на вивченні електропровідності гірських порід. Дослідження проводяться у свердловинах, заповнених сильно мінералізова-ною ПР. Особливістю дивергентного методу є регулювання струму через електро-ди живлення за зна​ченням його радіальної дивергенції, тобто за векторною величи-ною густини струму, який тече через бокову поверхню свердловини на ділянці роз-міщення вимірних електродів. Реєструється величина, пропорційна опорові, який чинить середовище радіальній скла​довій струму, що витікає зі свердловини на ділянці між вимірними електродами.
За допомогою ДК розв'язують основні геологічні задачі, які в даних умовах не можна розв'язати іншими методами електрометрії.
Методи потенціалів викликаної поляризації базуються на вивченні штучних вторинних стаціонарних електричних полів, походження яких пов'язується з фізико-хімічними процесами, що відбуваються в породах внаслідок дії електричного струму на по​верхні розділу твердої і рідкої фаз. Дослідження проводять у незакріплених свердловинах, заповнених електропровідною ПР.
Величина потенціалів викликаної поляризації в гірських породах залежить від їх мінерального складу, літологічних і структурних особливостей, типу насичую-чого флюїду, мінералізації пластових вод та інших факторів, що дає змогу викори-стовувати дані методів у комплексі з іншими методами для розчленування розрізів, виділення тріщинуватих зон, якісної і кількісної оцінки проникливості колекторів, виявлення інтервалів проривів прісних законтурних вод у процесі розробки наф-тових родовищ.
Індукційний картонаж (ІК) застосовується для дослідження вторинного електро​магнітного поля середовища, електрорушійна сила якого прямо пропорційна електроп​ровідності гірських порід. Розрізняють низькочастотний (частота — 20—60 кГц) і високоча​стотний (частота— 1—10МГц) каротаж.
Низькочастотний індукційний каротаж. Найширшого застосування із цієї групи методів набули низькочастотний індукційний каротаж з використанням поздовжнього дат​чика, низькочастотний індукційний каротаж з використанням поперечного датчика, індукційне бокове зондування.
Вимірювання проводяться у незакріплених свердловинах, заповнених або незаповнених ПР. Найбільш сприятливими є свердловини, заповнені слабоміне-ралізованою ПР або рідиною на нафтовій основі [image: image132.png]{Pg



, > 1 Ом м, [image: image133.png]Pa<



50 Ом • м).
За допомогою вищеназваних досліджень проводиться детальне розчленування розрізів свердловин, виділення водо- і нафтогазоносних пластів, вивчення будови перехідної зони, уточнення положення контактів вода-нафта, вода-газ, визначення дійсного питомого опору порід. Вивчення питомої електропровідності порід у напрямку, перпендикулярному до їх нашарування, у комплексі з іншими методами дає змогу визначити коефіцієнти мікро- і макроанізотропії пластів. За допомогою індукційного бокового зондування вивчається елек​тропровідність в зоні проникнення фільтрату ПР в радіальному напрямку.
Високочастотний індукційний каротаж. Серед високочастотних індукційних мето-дів найповніше розроблені високочастотний індукційний каротаж, хвильовий метод провідності та метод високочастотного індукційного ізопараметричного зондування.
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Вимірювання проводяться у незакріплених свердловинах, заповнених або незаповнених ПР. Найбільш сприятливими є умови в свердловинах, заповнених слабомінералізованою ПР або рідиною на нафтовій основі[image: image134.png]Wy



<200 Ом • м).
Результати вимірювань високочастотними методами в меншій мірі залежать від впливу свердловини і частково зони проникнення фільтрату ПР.
Задачі, які розв'язують за допомогою високочастотних методів, аналогічні описаним для низькочастотного індукційного каротажу. Крім цього, можна оцінювати радіальний градієнт питомого електричного опору в пластах-колекторах.
Діелектричні методи. На вивченні діелектричної проникності гірських порід базуються діелектричний індукційний і хвильовий діелектричний каротажі. Вимірювання проводять​ся в незакріплених свердловинах, заповнених електропровідною або непровідною ПР.
Діелектричні методи дають змогу проводити розмежування колекторів, насичених прісною водою, і нафтоносних пластів; детальне розчленування розрізів, складених порода​ми з високим і середнім питомим опором; виявлення місць прориву прісних вод; дослідження водоносних пластів, насичених прісними пластовими водами; визначення дійсної діелектричної проникності гірських порід для оцінки їх колекторських властивостей і нафтонасичення.
Методи магнітного поля. Важливими магнітними характеристиками гірських порід є відносна магнітна проникність і магнітна сприйнятливість гірських порід. Магнітні власти​вості гірських порід визначаються також наявністю в них хімічних елементів, ядра яких во​лодіють магнітним моментом і спіном.
Розроблені магнітні методи дослідження розрізів свердловин: метод природного магнітного поля, метод магнітної сприйнятливості і ядерно-магнітний метод (ЯММ, ЯМК). Останній найбільше використовується для дослідження розрізів у незакріплених нафтових і газових свердловинах з метою виділення пластів-колекторів, оцінки характеру їх насичення й ефективної пористості.
3.2. Метод потенціалів самочинної поляризації гірських порід
Метод самочинної поляризації (ПО найбільш поширений при вивченні розрізів сверд​ловин. Замірюється значення [image: image135.png]Une



у свердловині з допомогою вимірювальних електродів М і N. Електрод М, який з'єднаний з вимірювальною апаратурою, поміщається у свердловину і пересувається вздовж її осі, а електрод N закріплюється нерухомо поблизу гирла свердлови​ни. З допомогою гальванометрів реєструється різниця потенціалів,[image: image136.png]


, яка виникає:
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— потенціали електричного поля на електродах М і N.
Виникнення потенціалів самочинної власної поляризації зумовлено дифузією солей із пластових вод у промивну рідину і навпаки, а також адсорбцією іонів на поверхні мінералів, що складають гірську породу; фільтрацією води із промивної рідини в породу, або пластової води у свердловину; реакціями окислення і відновлення, що відбуваються у породах та на контакті їх з промивними рідинами, а також металами. В результаті цих процесів виника​ють дифузійно-адсорбційні, фільтраційні й окисновідновні потенціали, значення і знак яких визначаються співвідношенням мінералізації пластових вод і фільтрата промивної рідини, мінеральним складом і структурою гірських порід та іншими факторами. Таким чи​ном, вимірювання потенціалів електричного поля гірських порід дає інформацію про літологію розрізу свердловини, колекторські властивості порід і наявність в них корисних копалин.
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Дифузійно-адсорбційні потенціали виникають при наявності контактних розчинів електролітів пластової води з концентрацією[image: image139.png]


 і фільтрату промивної рідини з концент​рацією[image: image140.png]


 Дифузійна ЕРС [image: image141.png]


 визначається формулою Нернста:
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— коефіцієнт дифузійної ЕРС,
[image: image144.png]K BT MU ¥
F gzl + azgy




R = 8,31 Дж/°С - універсальна газова стала; Т - абсолютна температура розчинів, К; F=96494 К/моль - число Фарадея; [image: image145.png]My Mg
" %
lav T Zg



— кількість катіонів і аніонів, на які дисоціює одна молекула електроліту, і їх валентності відповідно;[image: image146.png]


- електролітичні рухомості катіона і аніона, ом-1 • см2.
Для реальних розчинів вираз (3.1) набуває вигляду
[image: image147.png]Ep=K; In(a/ag) .



 (3.2)
де[image: image148.png]o =N,Cyi 2y =Ff:Cq



— активності води і фільтрату; [image: image149.png]


- коефіцієнти активності, які враховують вплив сил взаємодії між іонами в реальних розчинах. Для пластових вод і фільтрату спостерігається обернено пропорційний зв'язок активності електроліту і його питомого опору.
Тоді вираз (3.2) можна передати у вигляді
[image: image150.png]E,= K, 1g (og/ps),




де [image: image151.png]Py



і[image: image152.png]Pa



— питомий електричний опір розчинів з концентраціями Са і Св . Якщо на межі двох розчинів їх концентрації однакові, то Ед = 0.
На контакті порід різного складу або розчину і породи виникає дифузійно-адсорбційна різниця потенціалів
[image: image153.png]- & _ s £
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 (3.3)
де [image: image154.png]


=[image: image155.png]


 — коефіцієнт дифузійно-адсорбційної ЕРС;— [image: image156.png]L a



 дифузійно-ад-сорбційна активність породи, для різних гірських порід величина [image: image157.png]2



 змінюється від — 10 до 70 мВ, при збільшенні у породі глинистого матеріалу вона зростає.
У свердловині в інтервалах однорідних високодисперсних глинистих порід виникає найбільше додатне значення різниці потенціалів Ед.а. Найменшими значеннями величини [image: image158.png]


 характеризуються чисті піщанисті та карбонатні породи з високою пористістю і про​никністю, де переважають потенціали дифузії. На контакті чистого пісковику з чистою гли​ною ([image: image159.png]


=58 мВ,[image: image160.png]


= -11,6 мВ) спостерігається максимальна статична амплітуда ПС.
[image: image161.png]


 = -[58-(-11,6)][image: image162.png]15(Pe/Ps)



=-69,6[image: image163.png]1g (pg/Pe)




В загальному випадку цю формулу можна записати у вигляді
[image: image164.png]



де величина [image: image165.png]K, .15



 змінюється від 0 до 69,6 мВ залежно від глинистості піщаної породи і піщанистості глин.
У свердловинах реєструється не статична, а спостережувальна амплітуда ПС [image: image166.png]AUy ¢



, яка є складовою частиною статичної амплітуди і дорівнює падінню напруги на ділянці кола, ут​вореного свердловиною:
[image: image167.png]AU = Tefle = AE — T, Ry, + R, )



 (3.4)
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де -[image: image168.png]


— сила струму;[image: image169.png]R,

er Ryno




— відповідно опори ділянок кола свердловини, пласта і вміщуючих глин.
У пластах великої товщини (понад їм) невисокого опору амплітуда [image: image170.png]nc



= ΔF. Якщо [image: image171.png]fo > Ps



 , то[image: image172.png]


<0 і піщаний пласт відзначається від'ємною аномалією [image: image173.png]AU,

J.



; при [image: image174.png])



<[image: image175.png]


,-додатною. За умови, що[image: image176.png]P



=[image: image177.png]Ps



, величина [image: image178.png]


= 0 і аномалія [image: image179.png]e



0.
Статична і спостережувальна амплітуда ПС залежать від температури пласта. Темпе​ратурний параметр [image: image180.png]


(t+273)/291. Таким чином,[image: image181.png]AE = AEgocT



, де [image: image182.png]AE go¢



-статич​на амплітуда ПС при t - 18°С.
На практиці використовуються відносні амплітуди ПС[image: image183.png]


=[image: image184.png]AUy, AU o



, де[image: image185.png]


—амплітуда навпроти пласта, який вивчається,[image: image186.png]AUI!&D."



- амплітуда аномалії ПС у пласті великої товщини, для якого[image: image187.png]Alp o



=і[image: image188.png]


 є найбільшою у розрізі порід.
3.3. Радіоактивні методи
Радіоактивні методи поділяються на методи реєстрації природних випромінювань гірських порід і методи реєстрації вторинних випромінювань, пов'язаних з опроміненням гірських порід з допомогою спеціальних джерел, розміщених у свердловинному приладі. Серед останніх виділяють дві підгрупи методів, які базуються на опроміненні гірських порід гама-квантами і нейтронами. В обох підгрупах виділяють стаціонарні та імпульсні методи. Важливою перевагою більшості ядерних методів є можливість їх застосування як в не-закріплених, так і закріплених свердловинах.
Методи природної гама-активності гірських порід. Застосування цих методів для вив​чення геологічних розрізів свердловин базується на диференціації гірських порід за їх при​родною гама-активністю. Для досліджень свердловин використовуються гама-метод і спек​тральний гама-метод.
У свердловині реєструються інтегральна і диференціальна інтенсивності гама-вип-ромінювання, яке виникає при спонтанному розпаді радіоактивних елементів у гірських породах.
У комплексі з матеріалами інших геофізичних методів дані досліджень свердловин гама-мето-дом використовуються для літологічного розчленування розрізів свердловин, їх кореляції, виділення порід-колекторів, оцінки глинистості порід, а при сприятливих умовах пористості, залишкової водо-насиченості та проникності порід-колекторів.
За допомогою спектрального гама-методу проводиться вивчення геохімічної циклічності, вияснення фаціальних характеристик та інтенсивності тектонічного руху структур, виділення в карбонатних розрізах вторинних доломітів, визначення глинистості та нерозчинного осаду пластів-колекторів, виявлення мінерального складу глинистих порід.
Методи розсіяного гама-випромінювання базуються на вимірюванні інтенсивності штучного гама-випромінювання, розсіяного породотворними елементами в процесі їх оп​ромінення потоком гама-квантів.
Існують дві модифікації гама-гама-методу: гама-гама-метод за щільністю та гама-гама-метод за м'якою компонентою.
За допомогою першого методу проводиться розчленування геологічних розрізів, виділення різних корисних копалин, визначення щільності та пористості порід, відбивка це​ментного каменя і муфт на обсадних колонах, контроль якісності колон і рівня рідини в свердловинах.
Результати дослідження гама-гама-методом за м'якою компонентою є додатковими для більш точного розв'язання задач нафтової геології з допомогою гама-гама-методу за щільністю. Наприклад, задачі розділення в розрізах нафтогазових свердловин вапняків, до​ломітів, пісковиків за вмістом в них кальцію.
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Суть гама-нейтронного методу полягає у вимірюванні теплових нейтронів, які виника​ють при ядерному фотоефекті взаємодії жорсткого гама-випромінювання з ядрами еле​ментів. За допомогою гама-нейтронного методу в нафтових свердловинах можна відбивати водонафтові контакти незалежно від мінералізації пластових вод.
В нейтронних методах гірська порода опромінюється швидкими нейтронами, які вип​ромінюються стаціонарним або імпульсним джерелом нейтронів. У різних методах можуть реєструватися або нейтрони, розсіяні ядрами атомів гірської породи, гама-випромінювання радіаційного захвату нейтронів, або гама-випромінювання штучних радіоактивних ізотопів, що утворюються при поглинанні нейтронів ядрами.
До стаціонарних нейтронних методів дослідження свердловин відносять: метод щільності надтеплових нейтронів, метод щільності теплових нейтронів, нейтронний гама-метод, спектрометричний нейтроний гама-метод, метод наведеної активності, метод індикації елементами з аномальними нейтронними властивостями.
Стаціонарні нейтронні методи застосовують для літологічного розчленування розрізів, виділення колекторів, оцінки пористості порід, визначення водонафтового, газоводяного і газонафтового контактів, визначення характеру насичення пластів, ступеня їх обводнення і швидкості руху пластових вод в родовищі, вивчення технічного стану свердловин, контролю гідравлічного розриву пластів, уточнення глибини перфорації колон.
Основними модифікаціями імпульсних нейтронних методів є імпульсний нейтрон-ней-тронний та імпульсний нейтронний гама-методи. За допомогою цих методів розв'язують такі ж задачі, як і стаціонарними нейтронними методами. Загальна інформативність імпульсних нейтронних методів вища порівняно зі стаціонарними. При високій мінералізації пластових вод імпульсний нейтрон-нейтронний метод дає змогу визначити коефіцієнт нафтонасичення колекторів і стежити за поточним нафтонасиченням розроблю​ваних родовищ.
3.4. Методи дослідження технічного стану свердловин
Вивчення технічного стану свердловин необхідне для оптимізації процесів буріння, вип​робувань і експлуатації свердловин, а також для інтерпретації результатів окремих ге​офізичних методів. З цею метою використовується комплекс різних геофізичних методів дослідження.
За допомогою інклінометричного методу визначають кут і магнітний азимут викрив​лення ствола незакріплених і закріплених свердловин для забезпечення заданого положен​ня вибою, його глибини, істинних глибин залягання і нормальної потужності пластів, вияв​лення ділянок різких викривлень.
Кавернометричний і профілеметричний методи дають змогу визначити усереднений діаметр і форму перерізу незакріплених і закріплених свердловин. За результатами досліджень проводиться розрахунок об'єму затрубного простору при визначенні кількості цементу, необхідного для цементування обсадних колон, контроль за станом ствола сверд​ловини в процесі буріння, уточнення свердловинних умов при інтерпретації матеріалів ок​ремих геофізичних методів, виявлення колекторів за наявністю глинистої кірки, контроль діаметра закріплених свердловин.
Термометричний метод визначення цементного кільця базується на вивченні природ​них і штучних теплових полів у незакріплених свердловинах. За допомогою методу вста​новлюються верхня межа цементного кільца і наявність цементу в затрубному просторі, розв'язуються літологотектонічні задачі, прогнозуються гідрогеологічна та мерзлотна харак​теристики досліджуваних районів шляхом визначення основних геометрічних параметрів, визначаються термо- і газогідродинамічні характеристики об'єктів, що експлуатуються.
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Метод радіоактивних ізотопів базується на реєстрації інтенсивності гама-вип​ромінювання радіоактивних ізотопів, які додаються до цементного розчину при його приго​туванні.
Цей метод дає змогу виявити наявність цементу в затрубному просторі, висоту його підйому і характер розподілу в затрубному просторі.
За допомогою гама-гама-методу реєструється інтенсивність розсіяного гама-вип​ромінювання при проходженні гама-квантів через середовища різної щільності. Він дає змо​гу знайти висоту підйому цементу, наявність і характер його розподілу в інтервалі цементу​вання, фіксувати перехідну зону від цементного каменю до розчину, виявити у цементному камені раковини і канали, визначити ексцентриситет колони.
Акустичний метод контролю цементування колон базується на вимірюванні амплітуди заломленої поздовжньої хвилі та часу пробігу пружних коливань. За допомогою цього мето​ду знаходять висоту підйому цементу, його наявність за колоною, виявляють канали, тріщини, каверни у цементному камені, визначають ступінь зчеплення цементу з колоною і породами, досліджують процес формування цементного каменю в часі.
Припливометричним методом визначають в незакріплених і закріплених свердловинах місця припливів, поглинань і затрубної циркуляції рідини з допомогою дебітомірів, термо​метрів, резистивіметрів, радіоактивних ізотопів.
Дефектометричний метод. Контроль якості обсадних труб полягає у виявленні спрацю​вання, вмятин, тріщин, місць порушення герметичності, обривів по тілу труби, роз'єднань по муфтах, зон корозії.
Ці задачі розв'язують за допомогою трубної профілеметрії, електромагнітної профілеметрії, індукційної дефектоскопії, локаторів муфт, свердловинного акустичного те​лебачення, фотографування стінок свердловини, вимірювання товщини стінки труб.
Коли не вдається виявити інтервал перфорації за даними локатора муфт, використо​вується апаратура контролю перфорації намагнічування колон.
3.5. Акустичний метод
Акустичні методи геофізичних досліджень у свердловинах основані на вивченні пруж​них властивостей гірських порід, спостерігаючи за процесами послідовного поширення у них деформацій, викликаних пружною хвилею.
У породі виникають різні типи пружних хвиль залежно від виду деформації. Інформативними є такі хвилі: повздожні (Р-хвилі), поперечні (5-хвилі), хвилі Лемба (L-хвилі) і хвилі вторинного походження.
Найважливішими характеристиками пружних хвиль є швидкість їх поширення, амплітуда і коефіцієнт згасання, а також звукові образи. Величина, обернена швидкості по​ширення пружної хвилі в породі, називається інтервальним часом.
При акустичному каротажі (АК) реєструється повне відображення сигналу, тобто його звукові образи: хвильові картини (ХК)- графічний фотозапис на кіноплівку або на фото​папір повного сигналу спільно з почасовими марками і фазокореляційні діаграми (ФКД) -запис повного сигналу у вигляді фазових ліній. ХК і ФКД використовуються для визначен​ня петрофізичних характеристик порід: щільності, пористості та ін.
Швидкість поширення і згасання пружних хвиль у гірських породах залежить від літолого-мінералогічного стану порід, об'єму і структури перового простору, типу цементу і ступеня цементації, характеру розподілу глинистого матеріалу в породі, типу насичуючої фази і ступеня насиченості пор рідиною або газом, термобаричних умов вимірювання (ефективного тиску, температури та ін.). Переважаючими факторами є пористість породи, структура перового простору і мінеральний склад породи при однаковому заповнювачі.
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При АК застосовується триелементний зонд, який складається із випромінювача і двох розташованих на деякій відстані від нього приймачів. Замість приймачів можуть бути вста​новлені два випромінювачі, а випромінювач замінений приймачем (принцип взаємності). Відстань між приймачами (випромінювачами) називається базою зонда. Довжина зонда дорівнює відстані від випромінювача до приймача.
Випромінювач посилає імпульси коливань, які складаються із трьох-чотирьох періодів. Через деякий час частинка породи починає коливатись. Перше відхилення її від рівноваги називається вступом хвилі, максимальне відхилення амплітудою, а проміжок часу між дво​ма сусідніми максимумами або мінімумами - видимим періодом Т. Частота хвилі [image: image189.png]


- 1/Т. АК розрізняють за швидкістю і за згасанням. АК за швидкістю оснований на вивченні швид​кості поширення пружних хвиль в гірських породах шляхом вимірювання інтервального ча​су[image: image190.png]


, який визначається як різниця часів вступу на другому[image: image191.png]


і першому [image: image192.png]


^ приймачах: [image: image193.png]


 Така різниця часу запобігає впливу свердловини на поширення хвилі і п реєстрацію з допомогою триелементного зонда. Швидкість поширення пружної хвилі у пласті нази​вається пластовою або інтервальною.
АК за згасанням передбачає вивчення характеристик згасання пружних хвиль у поро​дах. При поширенні хвиль кількість енергії, яка припадає на одиницю об'єму, зменшується пропорційно квадрату відстані від точки спостереження до випромі-нювача; амплітуда коли​вань зменшується обернено пропорційно до цієї відстані.
На згасання пружних коливань сильний вплив має неоднорідність середовища, яка веде до послаблення коливань і пониження амплітуди хвилі. Поглинаються пружні коливання породою внаслідок процесів перетворення їх енергії в теплову енергію, що приводить до зменшення амплітуди сигналів. Здатність гірських порід поглинати пружні коливання виз​начається інтенсивністю згасання амплітуди хвилі А. Коефіцієнт поглинання породою пружних хвиль [image: image194.png]a,



 є показником втрати їх енергії внаслідок поширення. Вираз для ко​ефіцієнта [image: image195.png]&,



 має вигляд
[image: image196.png]1

= a7 004y Ay,



 (3.5)
де А1 і А2 — амплітуди хвиль, що реєструються приймачами, розташованими на відстані [image: image197.png]


 один від одного (ця відстань називається базою зонда).
Згасання коливань зумовлено в основному неідеальністю пружного середовища, роз​повсюдженням енергії в щораз більшому об'ємі внаслідок розширення фронту хвилі, розсіюванням і дифракцією хвиль на неоднорідностях порід. В результаті поглинання енергії амплітуда всіх хвиль в інтеравлі[image: image198.png]


послаблюється в [image: image199.png]


 п  раз.
Дані АК використовуються для розчленовування геологічного розрізу, виділен-ня нафто​газових і водонасичених колекторів, вивчення пористості, тріщиноватості та фізико-механічних властивостей гірських порід, а також інтерпретації результа-тів сейсморозвідки.
АК проводять у свердловинах, заповнених рідиною у комплексі з іншими видами ге​офізичних досліджень згідно з затвердженим комплексом ГДС для даного району. Для наф​тогазових свердловин масштаб запису інтервального часу [image: image200.png]AT



 беруть 10 мкс/м/см у карбо​натному розрізі і 20 мкс/м/см в піщаноглинистому.
Для побудови геоакустичної моделі розрізу використовується широкосмуговий АК (ШАК). За даними цього методу визначають час поширення пружних хвиль у товщах порід у вертикальному напрямі, а також інтервальну і середню сейсмічні швидкості, які викори​стовуються в сейсморозвідці для побудови меж за методом відбитих хвиль.
Геоакустичні моделі середовища, одержані за даними ШАК, використовуються також при вивченні структури горизонтів, що відбивають хвилі, при виборі опти-мальних параметрів для вивчення простору між свердловинами і побудови сейсмограм.
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3.6. Термометричний метод
За допомогою термометричних методів вивчаються теплові поля у свердловинах з ме​тою розвідки корисних копалин, контролю за експлуатацією продуктивних пластів, визна​чення технічного стану свердловин, а також розв'язання задач регіональної геології і гео​термії.
Теплові поля поділяються на природні та штучні, а за зміною тепла - на стаціонарні й нестаціонарні. На теплове поле в гірських породах в основному діють два механізми перено​су теплоти: кондукція і вимушена конвекція, їх вплив на теплове поле залежить від термічних властивостей середовища: теплопровідності [image: image201.png]


 теплового опору [image: image202.png]


, масової (С) і об'ємної [image: image203.png]


 теплоємностей, температуропровідності а.
Термічні властивості гірських порід визначаються їх мінеральним складом, структурою, а також термобаричними пластовими умовами. Термічні властивості гірських порід, пла​стових флюїдів і заповнювачів стовбура свердловини, що є характерні для нафтових і газо​вих свердловин, наведені в табл.3.1.
Таблиця 3.1
	Гірські породи 
	[image: image204.png]



Вт/(мтК) 
	[image: image205.png]



х 103 кг/м3 
	с,
х103Дж/(Кгс) 
	[image: image206.png]



х10-7 м2/с 

	Осадкові гірські породи

	Алевроліт 
	0,4 — 0,6 
	1,8 — 2,8 
	0,8 — 1,7 
	5—15 

	Аргіліт 
	1,2 — 3,0 
	1,7 — 2,9 
	0,8—1,0 
	10—15 

	Глина 
	0,4—3,0 
	1,2 — 2,6 
	0,8 — 3,6 
	2—12 

	Доломіт 
	1,0 — 6,5 
	1,5 — 3,1 
	0,8 — 3,5 
	4 — 20 

	Вапняк 
	0,7 — 4,4 
	1,4 — 2,9 
	0,7 — 1,7 
	3 — 20 

	Кухонна сіль 
	1,7 — 7,2 
	2,1 —2,3 
	0,8 — 4,7 
	10 — 40 

	Крейда 
	0,8 — 2,2 
	1,5 — 2,8 
	0,8 — 3,9 
	2—15 

	Мергель 
	0,5 — 3,9 
	1,5 — 2,8 
	0,8 — 3,1 
	3 — 14 

	Пісковик 
	0,4 — 5,0 
	2,0 — 3,0 
	0,7 — 3,4 
	3 — ЗО 

	Метаморфічні гірські породи

	Глинистий сланець 
	0,3 — 3,0 
	1,7 — 2,9 
	0,7 — 1,0 
	6 — 30 

	Гнейс 
	1,0 — 5,0 
	2,6 — 3,1 
	0,8— 1,2 
	4—16 

	Кварцит 
	2,7 ^ 7,5 
	2,6 — 2,7 
	0,7 — 1,3 
	12 — 30 

	Мармур 
	1,3 — 4,0 
	2,6 — 2,7 
	0,4—1,0 
	10 — 50 

	Магматичні гірські породи

	Андезит 
	1,3 — 3,0 
	2,2 — 2,7 
	— 
	до 13 

	Базальт 
	0,5 — 4,3 
	1,7 — 3,0 
	0,6 — 2,1 
	3 — 22 

	Габро 
	1,7 — 2,9 
	2,8 — 3,1 
	0,7—1,2 
	8—13 

	Граніт 
	1,4 — 4,1 
	2,5 — 2,7 
	0,5—1,6 
	6—15 

	Діабаз 
	2,1 —2,9 
	2,6 — 3,0 
	0,8 — 2,1 
	4 — 7 

	Діоріт 
	1,4 — 2,9 
	2,6 — 2,9 
	0,6—1,2 
	3 — 12 

	Кварцевий порфір 
	біля 1 ,0 
	2,5 — 2,7 
	до 1,2 
	5 — 7 

	Пластові флюїди і заповнювачі стовбура свердловини

	Вода 
	0,37 — 0,56 
	1,04—1,18 
	3,9 — 4,8 
	0,87—1,15 

	Нафта 
	0,1 —0,14 
	0,85 — 0,87 
	1,9 — 2,4 
	0,56 — 0,86 
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Продовження табл. З.1.
	Гірські породи 
	λ,
Вт/мтК) 
	р.
х103 кг/м3 
	с,
х103 Дж/Кгс) 
	а,
х10-7 м2/с 

	Газ 
	0,02 — 0,05 
	__ 
	2,3 — 4,2 
	— 

	ПР звичайна ПР обважнена 
	0,6 — 0,9 10,6 — 0,9 
	1,1 — 1,5 1,7 — 2,2 
	2,8 — 3,6 1,5 — 2,0 
	1,5 — 2,3 1,9 — 2,6 

	Цементний камінь

	Портландцемент з бетонітовою глиною 
	0,32 — 0,34 
	1,4—1,6 
	1,3 — 2,2 
	0,9—1,4 

	з кварцевим піском 
	0,37 — 0,50 
	1,0—1,3 
	1,8 — 2,1 
	1,6 — 2,3 


Для вимірювання температури у свердловинах застосовують спеціальні електричні або електронні термометри, які опускаються у свердловину на каротажному кабелі. Температу​ра у свердловині вимірюється при двох режимах - невстановленому і встановленому. При невстановленому тепловому режимі температура вимірюється для розв'язання таких задач: вияснення температурного режиму роботи бурильного інструменту і геофізичних приладів; врахування температури при інтерпретації даних каротажу; виділення інтервалів затрубних перетоків, визначення місць притоку у свердловину газу і нафти, виявлення дебіту газу, виділення газоносних пластів, визначення висоти підйому цементу у затрубному просторі, поглинаючих і віддаючих пластів, знаходження інтервалів перетоку пластових флюїдів.
При встановленому режимі вимірюється температура порід. Вимірювання проводять через 10 і більше діб перебування свердловини у спокої. У свердловині не повинно бути пе​реливів, газопроявів, затрубного руху. Результати вимірювань представляють у вигляді діаграм зміни природної температури у свердловині з глибиною. Температурну криву запи​сують при спуску термометра. При підйомі термометра проводяться контрольні заміри. За цими даними підраховують геометричний ступінь і геотермічний градієнт для різних ділянок розрізу.
3.7. Методи дослідження свердловин у процесі буріння
Під час буріння свердловин ведуться дослідження з метою одержання необхідної інформації для розв'язання задач технологічного і геологічного характеру.
Технологічні дослідження. Буріння в оптимальному режимі можливе тільки при контролі заданих параметрів режимно-технологічної карти на інструментальній основі. Для цього у відповідних точках бурового обладнання встановлюють спеціальні датчики, з допо​могою яких візуально або через реєструючі прилади визначають такі контрольні параметри: вагу інструменту на крюку N, осьове навантаження на долото[image: image207.png]


, крутильний момент на роторі [image: image208.png]


, частоту обертання ротора [image: image209.png]


, сумарну частоту обертання долота [image: image210.png]DN,



, глибину свердловини Н, висоту розташування долота над вибоєм[image: image211.png]


, час буріння[image: image212.png]ey



, проходку на долото [image: image213.png]


, тиск ПР [image: image214.png]


, тиск у заколонному просторі [image: image215.png]


, розхід ПР на вході ([image: image216.png]


) і виході [image: image217.png]


 , об'єм ПР у мірниках V, густину ПР при вході ([image: image218.png]


) і при виході (<[image: image219.png]


), температуру ПР при вході [image: image220.png]


і виході [image: image221.png](T g ?



, питомий електричний опір ПР при вході [image: image222.png]


 і виході  [image: image223.png]



Для попередження ускладнень у процесі буріння необхідно запобігати поглинанню ПР породами, нафтогазопроявленню, обвалоутворенню, прихопленню бурового інструменту та ін. Поглинання контролюються при вивченні фільтраційного процесу у системі пласт-свер-
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дловина. Для цього під час буріння контролюють тиск на стояку, густину шламу, а також механічну швидкість буріння, густину ПР і вагу інструменту на крюку.
Методи контролю нафтогазоводопроявлень передбачають вимірювання об'ємів ПР у місткостях, густини ПР і тиску на стояку. Ознаками нафтогазопроявлень є збільшення вмісту газу у ПР, підвищення швидкості буріння, зростання швидкості потоку на виході у промивній магістралі, зменшення rf-експоненти і густини ПР на виході, а також густини шламу і тиску на стояку, збільшення маси на крюку, крутильного моменту на роторі та тем​ператури ПР на виході з магістралі. У процесі нарощення труб ознакою проявлень є рух ПР при вимкнених насосах.
Ускладнення процесу буріння і несправності інструменту контролюють за зміною тиску на стояку і насосах, швидкості та тривалості проходки, температури ПР, крутильного мо​менту на роторі та іншими ознаками.
З метою забезпечення оптимальної технології буріння при проходженні зон аномально високих пластових тисків (АВПТ), а також для своєчасного перекриття технічною колоною цих зон, визначають поровий і пластовий тиски у процесі буріння. Методи визначення і прогнозування перового тиску за даними одержаної в процесі буріння інформації викори​стовуються переважно при роторному способі буріння за достатньо високого навантаження на долото та наявності у розрізі свердловини значних інтервалів глин. Фізична суть цих ме​тодів грунтується на тенденції ущільнення глин і глинистих порід зі збільшенням глибини.
Технологічні дослідження в ході буріння дають змогу також регулювати параметри, які контролюють процес буріння з метою оптимізації технології проводки свердловини: збільшення проходки на долото, скорочення часу на спуско-підйомні операції, підвищення комерційної швидкості буріння і техніко-економічних показників будівництва нафтових і газових свердловин в цілому.
Геологічні дослідження в процесі буріння полягають у відборі та вивченні шламу. Шлам відбирають через однакові інтервали по глибині, промивають і просушують. В опера​тивному режимі проводять безперервне літологічне дослідження шламу з визначенням пет-рофізичних характеристик.
Літологічне розчленування розрізу в процесі буріння здійснюється при наявності про​гнозно-еталонної моделі, геолого-технічного наряду, результатів вимірювання карбонат-ності та густини порід, а також даних шламограм, механічного і фільтраційного каротажу. Особливу увагу приділяють виділенню основної породи у пробах шламу і визначенню зміни літологічних різновидів. Літологічну колонку на діаграмах постійно коректують за результа​тами досліджень у стаціонарних лабораторіях і даними ГДС.
Прогнозно-еталонні моделі геологічного розрізу складаються для кожної досліджуваної площі і включають в себе моделі прогнозного розрізу і еталонної колекції гірських порід. В моделі прогнозного розрізу даються глибина, дані стандартного і механічного каротажу, стратиграфії, літології, опис порід і шламограма. При наявності даних газового каротажу і випробування пластів, даних про пористість і пластовий тиск їх також наносять на прогноз​ний розріз. Детальний літологічний опис порід і межі поширення окремих літологічних різновидів приводяться у щоденному геологічному зведенні та в зведеній діаграмі гео​логічних досліджень.
У процесі буріння при ГТД колектори виділяють з використанням різних геологічних і технологічних методів, які за способом прив'язки до геологічного розрізу діляться на три групи: методи з миттєвою прив'язкою інформації до розрізу (механічний каротаж, розхід ПР, каротаж за тиском); методи з затримкою інформації на величину відставання ПР (га​зовий каротаж, відбір і дослідження шламу і ПР); методи з уточненням результатів і ко​рекцією глибини (ГДС, відбір зразків порід і пластових флюїдів, випробування колекторів). Виділення колекторів за даними механічного каротажу основується на тому, що в цьому випадку швидкість розбурювання порід при інших рівних умовах залежить від їх твердості
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(пористості). При механічному каротажі час буріння вимірюється для встановленого інтервалу заглиблення - 0,5; 1; 2 м. Інтервал вибирають залежно від швидкості буріння, при цьому він перевищує у 5-6 разів подачу бурового інструменту до вибою при відсутності ав​томатичної подачі (рекомендується їм при швидкості буріння понад 15 м/год і 0,5 м - при меншій швидкості). Мінімальна товщина літологічних прошарків, які виділяються за дани​ми механічного каротажу, дорівнює подвоєному кроку заглиблення.
На механічну швидкість буріння окрім густини порід (пористості) впливає багато інших технічних і технологічних факторів (тип долота, ступінь його стертя, режим промивки, час​тота обертання, навантаження на долото та ін.). Алгоритм виділення колекторів за даними механічного каротажу повинен враховувати ці фактори у програмі обробки результатів буріння.
Фільтраційний каротаж (диференційна розходометрія ПР) заснований на вимірюванні різниці розходів ПР[image: image224.png]AQ



 на виході і вході системи циркуляції у процесі буріння. Виділення колекторів за даними цього методу проводять шляхом вимірювання і порівняння кількості ПР, що нагнітається у свердловину [image: image225.png]Q)



, і, тієї, що вилилася із свердловини на поверхню [image: image226.png]
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 безперервно реєструють у процесі буріння; різниці' [image: image229.png]
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 харктеризують відповідно поглинання ПР при розбурюванні колектора і дебіт притоку у свердловину із пласта. При цьому допускається, що при розкритті непроникних порід розхід [image: image233.png]


 і величина [image: image234.png]


= 0. Поскільки буріння ведеться з репресією на пласт, тобто тиск[image: image235.png]Pr <Pyt



, а рідина не стискується, то кожна аномалія притоку або витоку буде відразу визначатися при розбурюванні колектора.
Орієнтовний дебіт[image: image236.png]AQ



при розкритті колектора характеризується такою залежністю:
[image: image237.png]AQ = (4rr, Koo ( Pyps — Pra)t7ss



 (3.6)
де [image: image238.png]


 — радіус свердловини; [image: image239.png]


—коефіцієнт проникнення колектора; [image: image240.png]P,
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 вибійний і пластовий тиски; [image: image242.png]


 —в'язкість ПР.
При збереженні інших умов після розкриття покрівлі в міру розбурювання колектора дебіт збільшується і його максимальне значення відповідає підошві розкритого колектора, тобто
[image: image243.png]AQ = 2xKygh ( Pyus = Pogh/bi In (,5] ,



 (3.7)
де [image: image244.png]


— товщина колектора; R—відстань від стовбура свердловини до ділянки пласта, де пластовий тиск не змінився. Із цього рівняння можна обчислити середнє значення ко​ефіцієнта [image: image245.png]Ko



.
У гранулярних колекторах поглинання ПР швидко зменшується внаслідок процесу кор-коутворення, а при розкритті тріщинних і кавернозно-тріщинних колекторів глиниста кірка утворюється повільніше і поглинання ПР при інших однакових умовах також зменшується повільніше внаслідок закупорювання тріщин у присвердловинній зоні пласта.
Виділення колекторів за даними фільтраційного каротажу можливе при безперервній реєстрації рівня ПР в приймальних місткостях і визначеній швидкості потоку ПР на виході і вході свердловини з відносною похибкою не більше 2,5%. При обробці кривих фільтраційного каротажу враховують фактори доливу, зливу, очистки ПР та інші зміни її об'єму у вимірювальних місткостях.
Фонові зміни об'єму ПР [image: image246.png]AVou



 при бурінні проникливих порід можна визначити за формулою
[image: image247.png]AVgou = (S — S,V + AQy ] AT
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—площі поперечного перерізу стовбура свердловини і труб у ньому; V — ме​ханічна швидкість буріння;[image: image250.png]


— втрати розчину при його очистці і фільтрації;
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Δt—інтервал часу спостереження.
Геохімічні дослідження свердловини складаються з газового каротажу у проце-сі та після буріння і геохімічних досліджень шламу. Мета цих досліджень – виді-лення перспек​тивних інтервалів розрізу свердловини і визначення характеру їх насичення.
Газовий каротаж у процесі буріння свердловин дає змогу визначити кількість і склад га​зу, який потрапив у ПР при розкритті пласта, що вміщує вуглеводневі гази. Газовий каро​таж після буріння виконується для визначення складу і кількості вуг-леводневого газу, який надійшов у ПР із пласта внаслідок дифузного або фільтра-ційного переміщння під час про​стою свердловини або при спуско-підйомних операціях.
Геохімічні дослідження шламу- це комплекс робіт для визначення складу та якості вуг​леводневих газів, видобутих із шламу шляхом тепловакуумної дегазації.
Газометрчні дослідження у процесі буріння свердловини дають змогу визначи-ти сума​рний вміст горючих газів в газоповітряній суміші, одержаній при дегазації ПР, повний вміст газу в окремих пробах, провести покомпонентний аналіз газів у газоповітряній суміші. Газо​вий каротаж після буріння проводиться після розкриття перспективних відкладів, поки зона проникнення фільтрату ПР не досягла великих розмірів. Він дає змогу виявити нафтові і га​зові поклади, визначити глибину розташування аномальних газопоказів. За даними деталь​ного аналізу газу, видобутого із ПР, можна прогнозувати характер покладу газовий, нафто​вий і ін.
Газовий каротаж здійснюється на свердловинах з допомогою спеціальних газокаротаж​них станцій і лабораторій. Одержані параметри реєструються як в аналоговій, так і в циф​ровій формі. Дані газового каротажу обробляються з допомогою спеціальних програм з ви​користанням ЕОМ.
3.8. Прострілювальні та вибухові роботи у свердловинах
Прострілювальні та вибухові роботи у свердловинах проводяться з метою перфорації об-садних колон і цементу для розкриття нафтогазоносних і водоносних пластів; зрізування у свердловині колон і труб для їх підняття на поверхню; відбору зразків гірських порід в не-закріплених свердловинах; відбору проб пластових рідин і газів випробувачами пластів.
Вибухові роботи проводяться з метою підвищення продуктивності експлуатаційних свердловин, відокремлення пластів, очистки фільтрів, звільнення і підняття труб зі свердло​вини під час аварій, боротьби з поглинанням ПР під час буріння, ліквідації відкритих фон​танів і погашення пожеж на свердловинах та ін.
Розкриття пластів виконується з допомогою спеціальних апаратів - перфораторів. Для перфорації свердловин використовуються комулятивні, кульові й торпедні перфоратори. Тип перфоратора і кількість перфораційних отворів на одиницю довжини свердловини виз​начається конструкцією останньої і літологією колектора. Кумулятивний заряд складається з вибухівки, детонатора, металевої воронки і захисного корпусу. Під час вибуху детонатора хвиля детонації, переміщуючись вздовж осі заряду, досягає основи кумулятивної виїмки. Продукти вибуху стискують металеву воронку, створюючи рідинний металевий струмінь вздовж осі металевої воронки. Швидкість струменя досягає 6-8 км/с, що створює тиск до 104 МПа, глибоко проникає в породу і створює канал значної довжини. Глибина каналу за​лежить від густини і механічних властивостей матеріалу і обсадної колони, гідростатичного, гірського і пластового тисків, температури та інших факторів.
Кумулятивні перфоратори діляться на дві групи - корпусні й некорпусні. До корпусних належить перфоратори багато - і одноразової дії. У таких перфораторах заряди, детоную​чий шнур і вибуховий патрон вмонтовані у стальний герметичний корпус, здатний витри-
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мати гідростатичний тиск і дію ударної хвилі під час вибуху. Кумулятивні перфоратори ба​гаторазової дії витримують від 10 до 50 залпів. Перфоратори одноразової дії типу ПКО і ПКС під час вистрілу руйнуються. Кумулятивні перфоратори типу ПНКТ, які спускаються на насосно-компресорних трубах, за принципом дії аналогічні перфораторам ПКО і ПКС, але дають змогу розкривати продуктивні пласти з використанням рідини малої густини в умовах депресії і в герметично закритій свердловині без лубрикатора.
Некорпусні кумулятивні перфоратори виготовляються у вигляді гірлянди з окремих за​рядів, кожний з яких герметизується і сприймає зовнішній гідростатичний тиск. Під час ви​буху корпус заряду руйнується. Застосовуються також некорпусні стрічкові кумулятивні перфоратори типу ПКС. Вони складаються із головки, тонких металевих стрічок (лент) із розташованими в них герметичними кумулятивними зарядами, детонуючого шнура в алюмінієвій оболонці, вибухового патрону і чавунного тягаря. Заряди запресовані у скляні або металеві оболонки.
Пробивна здатність некорпусних перфораторів типу ПКС, КПРУ і корпусних перфора​торів одноразового користування типу ПКО і ПКОС вища, ніж корпусних перфораторів ба​гаторазового використання.
Дія кульових і торпедних перфораторів основана на викиді куль і стрільн під дією енергії розширення порохових газів. У кульових перфораторах з вертикально-кри-волінійними стволами ствол складається з прямолінійної частини, паралельної осі апарату, і викривленої частини для спрямування кулі в стінку свердловини, що дає змогу одержати високу швидкість кулі. Потужні великокаліберні кульові перфоратори залпової дії з верти​кально-криволінійними стволами забезпечують високу пробивну здатність куль, які через стінку обсадних колон і цементне кільце проникають у породу, утворюючи в ній глибокий канал і систему тріщин.
Кульові й торпедні перфоратори мають стальний корпус, у якому розташовані порохові камери, стволи з зарядами і кулями і запалювальні пристрої. За послідовністю вистрілювання куль або стрільн вони поділяються на апарати залпової дії (всі кулі вистрілюють одночасно) і селективної дії (кулі і стрільна вистрілюють почергово через різні проміжки часу).
Перфоратори опускаються у свердловину на одножильному броньованому кабелі з до​помогою спеціального підйомника. Для запалювання порохових зарядів і підривання дето​наторів застосовуються електрозапали і піропатрони різних типів. Для ініціювання підривання зарядів бризантних вибухових речовин застосовуються капсули-детонатори, електродетонатори, підривні та детонуючі шнури.
Окрім кумулятивних і торпедних перфораторів застосовують гідропіскоструменеві пер​форатори. Для пробивання каналів застосовується струмінь рідини з піском, який під дією великого тиску вилітає із сопла з великою швидкістю. Такий струмінь утворює в колоні, це​ментному кільці та породі канал для сполучення пласта зі свердловиною. Гідропіскоструменевим перфоратором можна створювати канал у вигляді щілини, обрізувати колону по діаметру з метою виймання її на поверхню, а також руйнувати це​ментні мости і предмети, залишені у вибої. Дані перфоратори складаються із труби, в яку встановлено декілька сопел. Апарат опускається у свердловину на насосно-компресорних трубах, через які подається під високим тиском рідина з піском.
Залежно від розмірів насадки, перепаду тиску й інших факторів розхід робочої рідини на один канал становить 1-7 м3, піску — 50-700 кг.
Торпедування. Для виконання вибуху у свердловині використовуються так звані торпеди. Вони складаються із засобу для підривання (електрозапал, капсула-детонатор) і шашки високобризантної вибухової речовини, що підсилює початковий імпульс детонації.
Розрізняють фугасні та кумулятивні торпеди. Фугасні торпеди типу ТШ і ТШТ мають негерметичний тонкостінний корпус із алюмінію, у якому розміщений заряд із циліндричних шашок вибухової речовини ПР, або торпеди з герметичною
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оболонкою — підривник — патрон. Кумулятивні торпеди характеризуються спрямованим вибухом, застосо​вуються кумулятивні осьові торпеди типу ТКО і ТКОТ і кумулятивні труборізи ТРК.
Основна задача торпедування при розкритті пласта - утворення у ньому тріщин великої протяжності. Це здійснюється фугасними зарядами. Для максимального збільшення при​пливу пластового флюїду використовуються вибухи великих зарядів. Маса вибухівки у та​ких випадках може досягати декількох тонн.
За даними вибухових робіт ліквідуються неполадки, що трапляються при бурінні: при​хоплювання бурового інструменту внаслідок обвалу порід, "прилипання" бурильної колони до стінки свердловини під дією перепаду тиску, заклинювання долота металевими предме​тами та ін. Прихоплення труб у свердловинах ліквідується способом вигвинчування колони з використанням вибуху, звільнення колони шляхом вибуху, обриву труб вище зони при-хоплення та ін. Прихоплені труби обривають з допомогою вибуху і одночасного їх натягу. Для обриву колони використовуються фугасні торпеди і кумулятивні труборізи типу ТРК. З допомогою шнурових торпед проводиться очистка фільтрів свердловин. Заряд при цьому повинен перекривати фільтр.
Для збільшення віддачі та прийомисгості пластів-колекторів проводяться різні види робіт: гідророзрив, солянокислотна обробка, промивка гарячою водою, обробка поверхнево-активними речовинами, електронагрів, торпедування і термогазохімічна дія. Висока ефек​тивність методів термогазохімічної дії на пласт досягається з допомогою порохових генера​торів тиску. Застосовуються порохові генератори тиску, які поділяються на герметичні типу ПТ і ДБК і негерметичні - акумулятори тиску типу АДС. При згорянні порохових зарядів на пласт діють механічний, тепловий і фізико-механічний фактори. Механічний фактор спри​чиняється до значного збільшення тиску до 100 МПа і більше, в результаті чого пласт розри​вається. При цьому газорідинна суміш через сформовані канали і тріщини проникає в пласт.
Значну роль у процесі обробки пласта відіграє і тепловий фактор. Під час горіння поро​ху на поверхні заряду температура сягає 3500 °С. Частина цього тепла передається породі, що приводить до зниження в'язкості нафти, сприяє плавленню твердих бітумів, а в кінцевому результаті - збільшенню притоку нафти.
Фізико-хімічна дія продуктів горіння вуглекислого газу, азоту і хлористого водню про​являється у розчиненні карбонатних порід і цементу, зниженні в'язкості нафти і її поверх​невого натягу на контакті з гірською породою. Застосування порохових генераторів тиску ПІТ для розриву пласта найефективніше у нафтових і газових, а також у нагнітальних свердловинах при наявності ущільнених тріщиноватих карбонатних порід і піщаних негли-нистих колекторів.
Встановлення роз'єднувальних мостів у свердловинах. Під час дослідження свердловин виникає необхідність у роз'єднанні пластів, тобто в ізолюванні нижнього гори​зонту від інших, що підлягають випробуванню. Цим самим запобігається приплив флюїду в свердловину із пластів, які вже випробувані.
Найефективніше роз'єднуються пласти з допомогою вибухового пакера. Він скла​дається з товстостінного герметичного стакана із алюмінієвого сплаву, заповненого порохо​вим зарядом. Під дією порохових газів під час згоряння корпус роздувається і прилягає до внутрішньої поверхні обсадної колони, утворюючи герметичний розподільчий міст.
Вибухові пакери дають змогу надійно розділяти пласти без цементної заливки, ізолювати пласти малої товщини, що залягають близько один до одного, зберігати колек-торські властивості пласта, не забруднюючи перфораційні отвори. Розрізняють три типи вибухових пакерів: звичайний ВП, шліпсовий ВПШ і кільцевий ВПК. Для надійної герме​тизації над пакером типу ВП або ВПШ ставиться цементний міст висотою 3-5 м. Якщо умо​вами робіт застосовується солянокислотна обробка пласта або порохові генератори тиску, то заливка цементного мосту обов'язкова.
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Відбір зразків порід і проб пластових флюїдів. Зразки гірських порід та про​би рідини або газу відбирають з метою одержання даних про їх літологію і колекторські вла​стивості водо-, нафто- і газонасичених пластів.
Зразки порід відбираються із стінок свердловин з допомогою бокових свердлячих кер-новідбірників і стріляючих ґрунтоносів. До свердлячих керновідбірників належать СКО-8-9, СКМ-8-9, СКТ-1-2, а також дисковий керновідбірник ДІЖ-140. Бокові стріляючі ґрун​тоноси типу МСГ і ГБС застосовуються для відбору зразків вугілля і піщано-глинистих порід низької і середньої щільності.
Результати лабораторних досліджень зразків порід, відібраних керновідбірниками і ґрунтоносами, дозволяють встановити літологію розрізу, визначити фільтраційні та ємнісні властивості, глинистість і залишкову нафтонасиченість порід.
3.9. Точність методів ГДС
Каротаж ПС. Для запису кривої ПС в аналоговій формі використовуються масштаби 2,5; 5,0; 12,5 мВ/см. Запис проводиться у лінійному масштабі. При цифровому запису кри​вої ПС градуювальний сигнал реєструють на носії цифрової інформації. Похибка вимірювання ПС не повинна перевищувати 5% від реєструючої амплітуди.
Бокове каротажне зондування. Вимірювання всіма зондами повинні виконуватися за час, протягом якого змінюються питомий опір ПР і параметри зони проникнення. Масштаб запису кривих ПО визначається вимогами, згідно з якими забезпечується можливість відліку значень ПО проти всіх пластів, у тому числі і з низьким опором відхилення кривої від нульової лінії не менше 0,5 см.
Допустима відносна похибка[image: image251.png]


вимірювання ПО при аналогоій реєстрації
[image: image252.png]9y = (0.2n/py, + 3p)
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·100,              (3.8)
де п- масштаб запису, Ом·м/см; [image: image254.png]Poo



- вимірювальне значення ПО, Ом·м; [image: image255.png]


- відносна по​хибка   вимірювання   без   врахування   зміщення   нульової  лінії   на  діаграмі; [image: image256.png]


—мінімальне значення ПО в інтервалі вимірювання, для якого проводиться кількісна оброб​ка одержаних даних.
При цифровій реєстрації величина •[image: image257.png]


визначається за формулою
[image: image258.png]Oy = (hy/x +8y)



 100,                                             (3.9)
де[image: image259.png]


— вимірювальний параметр; [image: image260.png]


- відносна похибка реєстрації без врахування нульової лінії. Зміщення нуля цифрового запису не повинне перевищувати 1,5.
На початку і в кінці запису кривих і при кожній зміні масштабу на діаграмі повинні за​писуватися градуювальні сигнали, а також нульові лінії. Похибка вимірювання ПО не по​винна перевищувати значень, які визначаються формулами (3.8), (3.9).
Мікрокаротаж. Вимірювання градієнт-.мікрозондом А 0,025 М 0,025 N і потенціал-мікрозондом А 0,05 М проводиться тільки одночасно і в однаковому масштабі. Швидкість реєстрації - не більше 1000 м/год. Обов'язковий запис у колоні на інтервалі не менше 20 м.
Боковий каротаж. При виборі масштабів додержуються тих же правил, що і при зви​чайному каротажі. Допустима відносна похибка вимірювання визначається за формулами (3.8Ы3.9). Приймається, що при [image: image261.png]Pn



< 500 Ом м похибка[image: image262.png]


=0,07, а при [image: image263.png]Pn



> 500 Ом·м [image: image264.png]


 =0, 1. Нестабільність встановленого стандарт-сигналу на початку і в кінці запису повинна перебувати у межах 3% від номінального значення; допустиме зміщення лінії нуля не має перевищувати 2 мм.
Боковий мікрокаротаж. Масштаб реєстрації приймається таким же, як і для бокового каротажу. Швидкість переміщення зонда у свердловині не повинна перевищувати 1000
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м/год. Допустима похибка вимірювань - не більше 10% від вимірювальної величини в од​норідному пласті-колекторі; нестабільність стандарт-сигналу - у межах 3% від номінального значення; максимально допустиме зміщення нульової лінії - 2 мм.
Діаграми бокового мікрокаротажу мають задовольняти таким вимогам: зміщення нуль​ової лінії на кривій ПО, яке визначається по нуль-сигналу і показах у колоні, не перевищує 2 мм при аналоговому запису у лінійному масштабі; відмінність значень стандарт-сигналів, які фіксуються на початку і в кінці вимірів ([image: image265.png]


—[image: image266.png]


), де [image: image267.png]


 і [image: image268.png]


- температура на початку і в кінці інтервалу вимірювання), не більше 0,1%; відмінність кривих ПО основного і повтор​ного вимірів у інтервалах з постійним діаметром свердловини не перевищує 20%.
Радіоактивний каротаж. Динамічна характеристика вимірювання визначається при цьому постійною часу[image: image269.png]


- інтегруючою коміркою RC на виході вимірювальної схеми і швидкістю каротажа (підіймання приладу) [image: image270.png]



Постійна часу г визначається за формулою
[image: image271.png]T=310%J, 3%



 (3.10)
де[image: image272.png]


- середня швидкість облікування в інтервалі дослідження для порід, які можуть вміщувати корисні копалини, імп./хв; [image: image273.png]


- допустима відносна середньоквадратична по​хибка вимірювання, яка зумовлена натуральними флюктуаціями радіоактивних процесів і залежить від виду дослідження, %. При загальних дослідженнях і [image: image274.png]A i



- 3...4 м похибка [image: image275.png]


 приймається 4-7, при детальних ([image: image276.png]


= 1,5...2м) — 3-5%.
Допустима максимальна швидкість підйому приладу[image: image277.png]


повинна бути такою, щоб при аналоговому запису динамічна похибка амплітуди з мінімальною товщиною[image: image278.png]


, який підлягає кількісній оцінці, не перевищувала допустимого значення параметра[image: image279.png]


При анало​говій реєстрації вона обчислюється за формулою
[image: image280.png]ot — &
t(4-6 — In(d )]
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де [image: image281.png]


- довжина зонда (для гама-каротажу довжина детектора), м. Для загальних досліджень при [image: image282.png]


= 4... 7 м похибка [image: image283.png]


 дорівнює 20, а для детальних ([image: image284.png]


=1,5... 2м) -5%.
При цифровому запису швидкість Кд обчислюється за формулою
[image: image285.png]107362, I (hogin — &) -




Під час проведення одночасних вимірювань декількома каналами величини Vд і т виби​раються за каналом з мінімальним значенням швидкості Vд.
Похибка вимірювань при радіоактивному каротажі характеризується такими величи​нами:
відносною середньоквадратичною похибкою[image: image286.png]


, яка для аналогового запису має вигляд
[image: image287.png]oy = 100 VIOZT;




а для цифрового
[image: image288.png]Oy = 100V,




де [image: image289.png]


 крок квантування по глибині, м;
відносною систематичною інструментальною похибкою[image: image290.png]


, яка обчислюється за резуль​татами основних ([image: image291.png]


) і контрольних вимірювань за формулою
[image: image292.png]


 •100, 
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де  [image: image293.png]N N
A= 4/ b
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  N—    загальне    число    пластів    в    контрольній    виборці;
[image: image294.png]


 ; [image: image295.png]


— товщина пласта; [image: image296.png]X = EXh./zh,




відносною випадковою апаратурною похибкою[image: image297.png]


яка обчислюється за результатами ос​новного і контрольного вимірювань:
[image: image298.png]V3oL, .




де 5 - повна випадкова похибка,
[image: image299.png]3 (4 - AP 2,
1




[image: image300.png]7,



 - статистична похибка, зведена до пласта товщиною 1 м,
[image: image301.png]



апаратурною похибкою вимірювань в точці, зведеною до пласта товщиною їм,
[image: image302.png]



Похибка[image: image303.png]


визначається за результатами обробки запису в точці з нерухомим прила​дом. Для цього з діаграм на точці відраховуються N значень швидкості [image: image304.png]


 через інтервал часу [image: image305.png]


 і за цими значеннями обчислюються такі параметри: середня швидкість рахунку
[image: image306.png]



розрахункова статистична похибка, зумовлена натуральними флуктуаціями,
[image: image307.png]Oz =3 1050,




середньоквадратична похибка вимірювання в точці
[image: image308.png]



Реєстрація кривих проводиться в одиницях швидкості облікування. Масштаб запису ве​личини п вибирається так, щоб весь діапазон зміни показів був записаний на діаграмі без зсуву нуля у процесі вимірювання,
Для розширення діапазону запису допускається постійне переміщення з допомогою компенсатора нульової лінії на значення 0,8 [image: image309.png]I oin



([image: image310.png]


— мінімальна швидкість рахунку в розрізі). Його доцільно застосовувати, коли відношення [image: image311.png]{ max? {min=



4.
Криві записуються двома гальванометрами однакової чутливості. Гальванометр-дублер зміщений вліво на ширину поля. Нуль-сигнал з компенсацією і без неї і стандарт-сигнал за​писують на діаграмі при аналоговій реєстрації і на носії цифрової інформації — при циф​ровій. Контрольний запис (перекриття) проводиться у інтервалі 50-100 м.
Якість записаних діаграм перевіряється зіставленням одержаних даних з допустимими значеннями похибок[image: image312.png]Far



,[image: image313.png]L



, і[image: image314.png]


. Для кожного методу радіоактивного 

каротажу допустимі значення похибок задаються. Для перевірки діаграм гама-
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каротажу вибирають опорні пла​сти з максимальним значенням амплітуд. Різниця в показах не повинна перевищувати 0,7 • 102фА/кг (1 мкР/год). При виділенні пластів довжина детектора може не враховува​тись, якщо вона менша від половини товщини пласта.
Для запису діаграм нейтронного каротажу рекомендуються такі масштаби, ум. од./см: 0,3 - 0,4 - у пористих розрізах ([image: image315.png]


< 10 %) при [image: image316.png]


= 0,15...0,20 м; 0,2-0,3 - у низькопори-стих розрізах при[image: image317.png]


= 0,25...0,30 м; 0,1 - у високопористих розрізах ([image: image318.png]


>10 %); 0,05 - при різночасових вимірюваннях в обсадженних свердловинах. Запис ведеться гальванометрами у масштабах 1:1 і 1:5.
Масштаб реєстрацій кривих при гама-гама-каротажі вибирається таким, щоб різниця між найбільшими (але не в кавернах) і найменшими показами була близько 8-10 см. Швидкість вибирається із співвідношення Vτ < 1200 при детальних дослідженнях і Vτr < 2400 — при загальних.
При вимірюванні температури у свердловинах застосовуються масштаби реєстрації 0,5 і 0,25 °С/см. Під час досліджень за допомогою диференційних термометрів масштаб збільшується у два - п'ять разів. Похибка вимірювань оцінюється порівнянням з показами ртутного термометра. Різниця у визначенні температури пласта і геотермичного градієнту свердловинним і ртутним термометрами на поверхні не більше 0,5, в інших випадках - не більше 2 °С.
Швидкість реєстрації термограм не повинна перевищувати 1200 м. При визначенні ви​соти підйому цементного кільця, а також при вимірюванні температури у стволі свердлови​ни при невстановленому режимі швидкість запису може бути збільшена у два рази.
На діаграмах акустичного каротажу до і після дослідження мають бути записані граду-ювальні сигнали: стан нульових ліній; відхилення пишучих пристроїв реєстратора від гра-дуювальних сигналів калібратора; зміщення нульової лінії градуювального компенсатора. Після реєстрації кривих ці операції виконуються у зворотному порядку. Швидкість реєстрації діаграм не повинна перевищувати 1200 м/год; похибка вимірювань величин Т1, [image: image319.png]


 - 10, величини [image: image320.png]


 - 3, величин [image: image321.png]


, [image: image322.png]


 і [image: image323.png]o



 - 15%. Нульові покази на діаграмі, записані на початку і в кінці дослідження, не мають відрізнятися більше ніж на 1 мм. Допустиме зміщення нульової лінії - 2мм.
Інтервальний час пробігу пружних хвиль проти опорних пластів не повинен відрізнятися від номінального більше, ніж на 10%. За опорний може бути прийнятий по​тужний пласт кам'яної солі з інтервальним часом пробігу пружної хвилі 217-231 мкс/м або пласт ангідриду - відповідно 159-169 мкс/м.
Інтерпретація даних ГДС у газових і нафтових свердловинах. Результати геофізичних досліджень у свердловинах застосовуються для розв'язання геологічних задач як загального характеру (стратифікація і кореляція розрізів, уточнення літологічного складу порід, виділення колекторів), так і задач, пов'язаних з кількісними оцінками тих чи інших властивостей порід (визначення коефіцієнтів пористості, проникливості, глинистості, нафтогазонасиченості), а також для оцінки технічного стану свердловин і контролю розробки родовищ.
Для розв'язання перелічених задач проводиться інтерпретація даних ГДС з викори​станням геологічних даних (результатів випробування у відкритому стволі і колоні, аналізів керна, шламу, пластових фаз, ПР і інших), одержаних у даній свердловині, а також у свер​дловинах, розташованих у межах площі, що вивчається. Можна використовувати відповідні дані для сусідніх з подібними геолого-геофізичними умовами.
Розрізняють інтерпретацію оперативну і зведену (площинну). Головною метою опера​тивної інтерпретації даних ГДС є виділення колекторів і оцінка їх продуктивності (нафтога-
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зоносності) у процесі буріння окремих свердловин. Зведена інтерпретація виконується з ме​тою визначення параметрів, необхідних для підрахунку запасів і проектування розробки і подальшої (детальної) розробки родовищ.
На пошуковому етапі розвідки оперативна інтерпретація проводиться у всьому пошуковому інтервалі розрізу свердловини. Встановлюються перспективні інтервали розрізу, в яких прогно​зується одержання промислових притоків нафти і газу. У розвідувальних свердловинах оператив​на інтерпретація здійснюється у виявлених на пошуковому етапі перспективних інтервалах.
За результатами оперативної інтерпретації складається висновок про нафтогазо​носність розрізу і доцільність випробування окремих пластів або проведення додаткових досліджень у свердловині.
Для успішної інтерпретації у розрізі свердловини виділяються перспективні інтервали, які можуть бути розділені на окремі пласти з приблизно однаковою геофізичною характери​стикою. Класифікуються пласти за літологічними ознаками, а також за приналежністю до колекторів чи неколекторів. Виявляються покришки і перемички нафтогазоносних пластів.
Пласти, які за геофізичною характеристикою не можуть бути визначені як колектори чи неколектори, належать до класу з невизначеною характеристикою.
При виділенні пластів-колекторів використовуються такі ознаки: наявність глинистої кірки навпроти пласта; наявність у пласті зони проникнення фільтрату ПР; відповідність визначених геофізичних параметрів виявленому для колекторів діапазону їх поширення. Для цього статистичним або петрофізичним способом визначається сукупність параметрів для двох класів пластів: колекторів і неколекторів.
Для підтвердження наявності колекторів у розрізі проводять випробування пластів з до​помогою випробувачів на трубах або поточкове їх випробування приладами на кабелі.
Стратифікація відкладів здійснюється способом кореляційного порівняння розрізу, який вивчається, з типовим літолого-стратиграфічним розрізом даного району. Для цього вико​ристовуються регіональні та локальні репери, а також маркуючі поверхні.
Покришки і перемички характеризуються відмінними щодо колекторів питомим елект​ричним опором і інтенсивністю природного і вторинного гама-випромінювання, перемінним діаметром свердловини і ін. Покришками можуть служити потужні пласти глин, щільних непроникливих вапняків, пласти галогенних осадків; перемичками — витримані по площі малопотужні пласти глин (мергелів), щільні пласти вапняків, пісковиків, доломіту або гало​генних осадків.
Перспективні інтервали визначаються за апріорними відомостями про поширення наф-тогазонасичених порід того чи іншого комплексу і при наявності порід-колекторів. Стра​тифікація комплексу здійснюється на основі детальної кореляції даних ГДС з геолого-ге-офізичним розрізом цих відкладів у сусідніх свердловинах. За даними ГДС може бути виз​начена місткість пустотного простору породи, об'єм цього простору, заповнений пластовими фазами, а також тип колектора.
Для оцінки місткісних характеристик порід і типу колекторів проводиться кількісна інтерпретація даних ГДС з використанням необхідних петрофізичних залежностей. По​ристість визначається з врахуванням особливостей літологічного складу порід, властивостей флюїдів і ПР. Тип колектора знаходять з допомогою аналізу геолого-геофізичної інформації для пластів, що вивчаються. Для карбонатного розрізу необхідно проводити аналіз співвідношення різних видів пористостей і загальної міжзернової вторинної ефективності пористості. Для теригенних колекторів основними характеристиками є літотип і характер розподілу глинистого матеріалу у породі (тип глинистості). Для карбонатних порід основ​ною характеристикою є тип вторинної ємності (кавернозна, тріщинна, каверново-тріщинна).
Виділення нафтогазоносних пластів-колекторів за даними ГДС здійснюється з враху​ванням зміни коефіцієнта водонасичення у радіальному напрямку пласта. При цьому вико-
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ристовуються параметри, пов'язані з властивостями вуглеводнів і їх об'ємним вмістом в по​роді: питомий опір, час життя теплових нейтронів, інтервальний час і ін.
фазовий стан вуглеводнів у пласті визначається з врахуванням компонентного складу вуглеводневих газів у ПР за даними газового каротажу і в пробах пластових фаз, відібраних приладами на кабелі. Використовується також зміна показів в деяких геофізичних методах, зумовлена наявністю вільного газу у зоні дослідження.
Після завершення буріння у пошукових і розвідувальних свердловинах для кожної свер​дловини складається оперативне обгрунтування, у якому крім відомостей про повноту і якість виконаних геофізичних досліджень вміщуються геолого-геофізична характеристика виділених пластів-колекторів і рекомендація щодо випробування пластів або проведення до​даткових досліджень.
В обгрунтуванні наводиться характеристика здатності порід вміщувати і віддавати флюїди - колектор, неколектор, можливо, колектор, а також характеристика їх за складом і вмістом рухливих флюїдів — продуктивний (нафтогазоносний) пласт, водоносний пласт, перехідна зона нафто- або газоносного пласта, з невизначеним характером насичення. При наявності даних випробування пласти розділяються на нафто- і газоносні.
На основі наведених характеристик за даними ГДС можна очікувати приток флюїду: нафти із нафтоносного пласта; газу із газоносного пласта, нафти або газу із продуктивного пласта; води із водоносного пласта; нафти або води із перехідної зони нафтового пласта (по​кладу) ; газу або води із перехідної зони газоносного пласта (покладу). При невизначеності ха​рактеру насиченості за даними ГДС приплив флюїдів із колектора не прогнозується.
Рекомендації для випробування пластів геофізичною службою супроводжуються розг​лядом методів випробування. У відкритому стовбурі для цього використовуються випробу​вачі на кабелі або на трубах. Однозначно охарактеризовані за насиченням колектори реко​мендуються для випробування у пошукових свердловинах, а в розвідувальних свердловинах - тільки в інтервалах, які залягають нижче від гіпсометричної відмітки пластів, випробува​них в інших свердловинах.
Випробування пластів в обсадженій свердловині рекомендується для розв'язання за​вдань: визначення розташування ВНК (ГВК) і ГНК; виявлення колекторських властивостей породи (колектор, неколектор); підвищення ефективності (однозначності) інтерпретації да​них ГДС і ін.
Додаткові дослідження розрізу у відкритому стовбурі свердловини можуть рекоменду​ватись для уточненя колекторських властивостей пластів з невизначеною характеристикою. Так, випробування пласта з допомогою випробувачів дає змогу оцінити характер його наси​чення, а відбір зразків порід керновідбірниками і ґрунтоносами - визначити тип і уточнити літологію пласта.
На підставі висновків за даними ГДС й інших геолого-гесфізичних досліджень геологічною службою замовника і спеціалістами геофізичних експедицій приймається рішення про доцільність випробування свердловини, розглядаються кількість і глибини залягання меж пластів, які підлягають випробуванню, визначається глибина спуску колони і висота підняття цементу.
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Глава 4
Проектування конструкцій свердловин та інструмент для їх буріння
4.1. Бурові долота
Бурові долота класифікуються за двома основними ознаками: призначенням і характе​ром дії на породу. За призначенням бурові долота діляться на долота для суцільного буріння і для колонкового буріння. Долота можуть бути лопатеві (рис. 4.1., табл.4.1), шарошкові (табл. 4.1. - 4.3), алмазні (табл. 4.4, 4.5) і фрезерні. За характером дії на породу розрізняють дробильні бурові долота - шарошкові долота та бурильні головки без зміщення
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Рис.4.1. Схеми бурових лопатевих доліт:
а — пікоподібного; б. в — дво- і трилопатевих; г, д — три— шестилопатевихст ираючо—ріжучих
вісей цапф типів СТ, Т, ТЗ, ТК, ТКЗ, К, ОК (табл. 4.6. - 4.8. ); дробильно-сколюючі - ша​рошкові долота та бурильні головки зі зміщеними вісями цапф типів М, МЗ, МС, МСЗ, С, СЗ; різально-стираючі - алмазні і фрезерні долота та бурильні головки; різально-сколюючі -лопатеві долота і бурильні головки. Нижче наведені типи шарошкових доліт для різних опор:

	Тип опо​ри
	Діаметр,
мм
	Тип долота
	Тип опори
	Діаметр, мм
	Тип долота

	(Н)
	139,7;
	СЗ
	ГАУ
	139.7; 161,0;
	СЗ

	
	161,0;
	
	
	269,9
	

	
	190,5;
	
	
	190,5
	мз.сз.тз

	
	215,9; 244,5
	
	
	
	

	(ЦВ)
	59,0
	(К)
	ГАУ
	215,9
	мз.сз

	
	76,0
	СТ, (К)
	
	295,3
	м,сз

	
	93,0
	С.(К)
	
	
	

	
	112,0 118,0
	(М),С
С,Т
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	Тип 

опо​ри 
	Діаметр, мм 
	Тип долота 
	Тип опори 
	Діаметр, мм 
	Тип долота 

	ЦВ
	112,0 
	Т,К 
	ГАУ 
	139.7:161,0; 
	СЗ 

	 
	139,0 
	С, М, Т, К 
	 
	269,9; 190,5; 
	М3, С3,  Т3 

	 
	140,0 
	С, Т 
	 
	215,9:295,3 
	МЗ,СР,М 

	 
	145,0 
	Т, К 
	 
	 
	 

	 
	151,0 
	С, Т, К
	гв 
	190,5 
	м, с,сз 

	 
	161,0 
	С, Т
	 
	215,9 
	м.мз.мс.с, 

	 
	190,5 
	с,ст, т, тз 
	 
	 
	сз.т.ткз 

	 
	 
	ТКЗ, К 
	 
	 
	 

	цв 
	215,9 
	С, Т, ТКЗ 
	гв 
	244,5 
	с 

	 
	269,9 
	СТ, Т. ТЗ 
	 
	269,5 
	М, МЗ, С, СЗ 

	 
	295,3 
	м, с,ст,т,тз 
	 
	295,3 
	М, МС,С, СЗ 

	 
	 
	 
	 
	320.0 
	м,с 

	цв 
	349,2 
	м, с 
	гв, пгв 
	145,0:161,0 
	Т, К, ОК 

	 
	393,7 
	м,с,т 
	 
	215,9 
	М, МЗ, Т, ТЗ 

	 
	445,0; 490,0 
	с 
	 
	 
	к.ок 

	 
	 
	 
	 
	244,5 
	т.тз, к.ок 

	 
	 
	 
	 
	269.9 
	т.тз.ок 

	 
	 
	 
	 
	320,0 
	Т.ТЗ, К, ОК 

	ГНУ 
	190.5 
	с,сз,тз,ткз 
	гн 
	190,5 
	мз.с.сздкз 

	 
	215,9 
	мз,с, сз,тз,к 
	 
	215,9 
	М, МЗ, МС, 

	 
	269,9 
	мз.с.сз 
	 
	 
	МСЗ, С, СЗ, 

	 
	 
	тз.ткз 
	 
	 
	тз.ткз 

	 
	295,3 
	м.с.сз.тз 
	 
	244,5:265,3 
	М, С, СЗ 

	 
	 
	 
	 
	269,9 
	с,сз,ст,тз 


Таблиця 4.1
	Тип долота 
	Висота, мм 
	Різьба А 
	Допустиме на-вантаження, кН 
	Допустимий момент, Н • м 
	Маса, кг 

	Пікоподібні долота (рис. 4.1, а)

	П-98,4 
	240 
	3-66 
	10 
	220 
	4,5 

	П-108,0 
	240 
	3-66 
	10 
	220 
	4,8 

	П-112,0 
	240 
	3-66 
	20 
	380 
	5,0 

	П-120,6 
	270 
	3-76 
	20 
	460 
	6,5 

	П-132,0 
	290 
	3-88 
	25 
	540 
	8,0 

	П-139,7 
	310 
	3-88 
	25 
	540 
	9,5 

	П-142,9 
	310 
	3-88 
	30 
	720 
	10,0 

	П- 146,0 
	310 
	3-88 
	35 
	800 
	10,5 

	П-149,2 
	315 
	3-88 
	35 
	900 
	10,5 

	П-151,0 
	315 
	3-88 
	35 
	900 
	10,5 

	П-158,7 
	330 
	3-88 
	35 
	1020 
	11,0 

	П- 165,1 
	330 
	3-88 
	40 
	1020 
	11,0 

	П-171,4 
	330 
	3-88 
	50 
	1020 
	14,5 

	П-187,3 
	350 
	3-88 
	50 
	1020 
	14,5 

	П- 190,5 
	360 
	3-117 
	50 
	1550 
	20,5 

	П-196,9 
	360 
	3-117 
	50 
	1550 
	21,0 

	П-200,0 
	360 
	3-117 
	50 
	1550 
	22,0 

	П-212,7 
	430 
	3-117 
	50 
	2040 
	28,5 

	П-215,9 
	430 
	3-117 
	60 
	2040 
	29,0 

	П-222,3 
	430 
	3-117 
	60 
	2040 
	30,5 

	П-228,6 
	430 
	3-117 
	60 
	2040 
	30,5 
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Продовження табл. 4.1
	Тип долота
	Висота, мм
	Різьба А
	Допустиме навантаження, кН
	Допустимий момент, Н • м
	Маса, кг

	П-244,5
	530
	3-152
	70
	2700
	41,0

	П-250,8
	530
	3-152
	70
	2700
	42,0

	П-269,9
	540
	3-152
	80
	3200
	45,0

	П-295,3
	570
	3-152
	100
	4600
	50,0

	П-311,1
	590
	3-152
	100
	4600
	52,0

	П-320,0
	590
	3-152
	110
	5400
	54,0

	П-349,2
	600
	3-152
	120
	6400
	59,0

	П-374,6
	650
	3-177
	130
	7400
	82,0

	П-380,0
	650
	3-177
	130
	9300
	83,0

	П-393,7
	670
	3-177
	130
	9300
	88,0

	П-444,5
	720
	3-177
	170
	11900
	97,0

	Дволопатеві   долота  (рис. 4. 1 , б)

	2Л-76,0
	170
	3-42
	15
	185
	2,3

	2Л-93,0
	170
	3-66
	20
	200
	3,7

	Л-93,0
	170
	3-50
	-
	-
	-

	2Л-98.4
	210
	3-66
	20
	320
	4,0

	Л-98,4
	180
	3-50
	-
	-
	-

	2Л-108,0
	210
	3-66
	20
	220
	4,3

	2Л-112Д)
	210
	3-66
	30
	380
	4,5

	Л- 11 2,0
	200
	3-50
	-
	-
	-

	2Л120,6
	245
	3-76
	35
	450
	5,0

	Л-120,6
	220
	3-50
	-
	-
	-

	2Л-132Д)
	270
	3-88
	40
	540
	7,0

	Л-132,0
	230
	3-63,5
	-
	-
	-

	2Л-139.7
	270
	3-88
	45
	720
	7,5

	Л-139,7
	240
	3-63,5
	-
	-
	-

	2Л-142.9
	270
	3-88
	45
	720
	7,8

	2Л-146.0
	270
	3-88
	45
	720
	8,0

	2Л-149.2
	270
	3-88
	45
	720
	8,5

	2Л-151.0
	270
	3-88
	50
	880
	8,8

	Л-151,0
	270
	3-63,5
	-
	-
	-

	2Л-158,7
	270
	3-88
	4     55
	1020
	9,0

	2Л- 165,1
	270
	3-88
	55
	1020
	9,5

	Трилопатеві долота (рис. 4.1, б)

	ЗЛ-120,6 
	240 
	3-76 
	50 
	650 
	8,0 

	ЗЛ-132,0 
	260 
	3-88 
	55 
	800 
	9,5 

	ЗЛ-139,7 
	260 
	3-88 
	70 
	820 
	10,6 

	ЗЛ-142,9 
	260 
	3-88 
	70 
	1090 
	10,8 

	ЗЛ- 146,0 
	260 
	3-88 
	75 
	1210 
	11,0 

	ЗЛ-149,2 
	260 
	3-88 
	80 
	1340 
	11,2 

	ЗЛ- 151,0 
	260 
	3-88 
	80 
	1340 
	11,5 
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	Тип долота 
	Висота, мм 
	Різьба А 
	Допустиме навантаження, кН 
	Допустимий момент, Н • м 
	Маса, кг 

	ЗЛ-158,7
	260
	3-88
	80
	1340
	12,0

	ЗЛ- 165,1
	260
	3-88
	85
	1520
	13,0

	ЗЛ-171,4
	260
	3-88
	85
	1520
	14,0

	ЗЛ-187,3
	320
	3-88
	130
	2320
	14,5

	ЗЛ- 190,5
	320
	3-117
	130
	2320
	23,0

	ЗЛ- 196,9
	320
	3-117
	130
	2320
	23,5

	ЗЛ-200,0
	320
	3-117
	130
	2320
	24,0

	ЗЛ-212,7
	320
	3-117
	130
	2320
	25,5

	ЗЛ-215,9
	320
	3-117
	150
	3070
	25,5

	ЗЛ-222,3
	320
	3-117
	150
	3070
	26,0

	ЗЛ-228,6
	356
	3-117
	150
	3070
	27,0

	ЗЛ-244,5
	356
	3-152
	180
	4050
	36,5

	ЗЛ-250,8
	356
	3-152
	180
	4050
	37,0

	ЗЛ-269,9
	356
	3-152
	200
	4800
	40,0

	ЗЛ-295,3
	430
	3-152
	240
	6900
	43,0

	ЗЛ-311,1
	430
	3-152
	240
	6900
	45,5

	ЗЛ-320,0
	430
	3-152
	240
	8150
	46,5

	ЗЛ-349,2
	430
	3-152
	270
	9600
	51,0

	ЗЛ-374,6
	455
	3-177
	270
	11000
	70,0

	ЗЛ-381,0
	455
	3-177
	320
	14000
	71,0

	ЗЛ-393,7
	455
	3-177
	320
	14000
	74,0

	ЗЛ-444,5
	455
	3-177
	360
	17800
	83,0

	ЗЛ-469,9
	455
	3-177
	360
	17800
	95,0

	Трилопатеві стираючо-ріжучі   долота (рис. 4.1, г)

	ЗИР-190,5
	320
	3-117
	130
	2320
	23,0

	ЗИР-196,9
	320
	3-117
	130
	2320
	23,5

	ЗИР-200,0
	320
	3-117
	130
	2320
	24,0

	ЗИР-212,7
	320
	3-117
	130
	2320
	25,5

	ЗИР-215,9
	320
	3-117
	150
	3070
	26,0

	ЗИР-222,3
	320
	3-117
	150
	3070
	26,0

	ЗИР-228,6
	356
	3-117
	150
	3070
	27,0

	ЗИР-244,5
	356
	3-152
	180
	4050
	36,5

	ЗИР-250,8
	356
	3-152
	180
	4050
	37,0

	ЗИР-269,9
	356
	3-152
	200
	4800
	40,0

	Шестилопатеві стираючо-ріжучі   долота
	(рис. 4.1,6)
	

	6ИР-76.0
	142
	3-42
	ЗО
	1180
	2,0

	6ИР-93,0
	180
	3-66
	45
	1180
	2,5

	6ИР-98,4
	180
	3-66
	45
	1180
	3,0

	бИР-108,0
	200
	3-66
	60
	1180
	3,5

	бИР-112,0
	200
	3-66
	60
	1180
	4,0

	6ИР-120.6
	220
	3-76
	60
	1180
	6,0
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	Тип долота
	Висота, мм
	Різьба А
	Допустиме навантаження, кН
	Допустимий момент. Н • м
	Маса, кг

	6ИР- 132,0
	250
	3-88
	80
	1180
	8,0

	6ИР-139,7
	260
	3-88
	90
	1340
	8,5

	6ИР- 142-9
	260
	3-88
	100
	1550
	9,0

	6ИР- 146,0
	260
	3-88
	100
	1550
	9,5

	6ИР-149,2
	270
	3-88
	120
	1550
	10,0

	6ИР-151,0
	270
	3-88
	120
	1550
	12,5

	6ИР-158,7
	275
	3-88
	120
	1550
	13,0

	6ИР- 165,1
	275
	3-88
	130
	1550
	14,0

	6ИР-171,4
	310
	3-88
	130
	1550
	14,5

	бИР-187,3
	310
	3-88
	130
	1550
	16,0

	6ИР-190,5
	300
	3-117
	180
	3800
	19,0

	6ИР-196,9
	300
	3-117
	180
	3800
	19,5

	6ИР-200,0
	300
	3-117   .
	180
	3800
	20,0

	бИР-212,7
	330
	3-117
	180
	3800
	21,0

	6ИР-215,9
	330
	3-117
	220
	4700
	21,5

	бИР-222,3
	330
	3-117
	220
	4700
	22,0

	6ИР-228,6
	345
	3-117
	220
	4700
	23,0

	бИР-244,5
	365
	3-152
	280
	5650
	37,0

	6ИР-250,8
	365
	3-152
	280
	5650
	37,0

	бИР-269,9
	390
	3-152
	280
	5650
	40,0

	Одношарошкові долота

	СЗ-Н- 165,1
	350
	3-88
	150
	_
	18,0

	СЗ-Н- 190,5
	350
	3-117
	200
	-
	38,3

	СЗ-Н-215,9
	350
	3-117
	250
	-
	51,0

	Три шарошкові долота
	

	С-165,1;СЗ-165,1;
	310
	3-88
	150
	
	15,0

	Т-165,1;К-165,1
	
	
	
	
	

	МГ- 1 90,5; МЗГ- 190,5;
	330
	3-121
	200
	-
	28,0

	С-190,5;СГ-190,5;
	
	
	
	
	

	СЗГ-1 90,5; СТ-1 90,5;
	
	
	
	
	

	Т-190,5;ТЗ-190,5;
	
	
	
	
	

	ТКЗ-1 90,5; К-1 90,5;
	
	
	
	
	

	ОКП- 190,5
	
	
	
	
	

	МГ-215,9;МЗГ-215,9;
	350
	3-121
	250
	.
	40,0

	МСГ-215,9;СГ-215,9;
	
	
	
	
	

	СЗГ-215,9; СТ-215,9;
	
	
	
	
	

	Т-215,9;ТГ-215,9;
	
	
	
	
	

	ТК-215,9; ТКЗ-215,9;
	
	
	
	
	

	К-215,9; ОКП-215,9
	
	
	
	
	

	С-244,5; Т- 244,5;
	390
	3-152
	320
	_
	58,0


	ТЗ-244,5; ТК-244,5;
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Продовження табл 4.1
	Тип долота
	Висота, мм
	Різьба А
	Допустиме навантаження, кН
	Допустимий момент, Н • м
	Маса, кг

	ОКП-244,5
	
	
	
	
	

	МН-269,9;
	410
	3-152
	350
	-
	65,0

	МЗГ-269,9; С-269,9;
	
	
	
	
	

	СГ-269,9; СЗГ-269,9;
	
	
	
	
	

	СТ-269,9; Т-269,9;
	
	
	
	
	

	ТЗ-269,9; ТКЗ-269,9;
	
	
	
	
	

	К-269,9
	
	
	
	
	

	М-295,3; МГ-295,3;
	420
	3-152
	400
	-
	76,0

	С-295,3; СГ-295,3;
	
	
	
	
	

	СЗГ-295,3; СТ-295,3;
	
	
	
	
	

	Т-295,3; ТЗ-295,3;
	
	
	
	
	

	ТК-295,3; К-295,3
	
	
	
	
	

	МГ-320,0; СГ-320,0;
	440
	3_152
	450
	-
	92,0

	К-320,0; ОКП-320,0
	
	
	
	
	

	М-349,2; С-349,2;
	450
	3-152
	450
	-
	115,0

	Т-349,2
	
	
	
	
	

	М-393,7; МГ-393,7;
	530
	3-177
	470
	-
	148,0

	С-393,7; Т-393,7
	
	
	
	
	

	М-444,5; С-444,5
	600
	3-177
	500
	-
	248,0

	М-490,0; С-490,0
	630
	3-201
	500
	-
	320,0


Таблиця 4.2
	Порода
	Опора
	Типи шарошкових доліт фірми

	
	
	"Х'юз Тул"
	"РІД Тул"
	"СмгтТул"
	"Сек'юрт"

	Шарошкові долота

	М'яка
	ГАУ
	J1,J2,J3, JD3
	FP12, FP13
	FDS, FDT, FDG
	S33SF, S33F, S44SF

	
	ГНУ
	ХЗ, ХЗА,
	S11,S12,S13
	SDS, SDT, SDG,
	S33S, S33, S44,

	
	
	X1G, XDG
	
	SDGH
	S44TG

	
	ГВ,ЦВ
	OSC-3AJ, OSC-3J, OSC-1GJ
	Vll, V12,V13, VI ЗТ
	DS, DT, DTT, DG, DGT
	S3S, S3, S4

	Середньої
	ГАУ
	J4, JD4
	F21
	
	M44NF, M44LF

	твердості
	
	
	
	
	

	
	ГНУ
	XV, XDV
	S21.S23G
	SVH, ST2, S72H
	M44N, M44L

	
	ГВ,ЦВ
	OWV-4,
	V21, V22
	VI, V2.T2
	M4N, M4L

	
	
	OW4-J, WO
	
	
	

	Тверда
	ГАУ
	J7,J8,JD8
	F316, F34
	-
	HM77F, Н77СР

	
	ГНУ
	-
	316
	SL4, SL4H
	Н77, H77S

	
	ГВ,ЦВ
	W7C, W7-J,
	V31
	L4
	Н7, Н7Т, H7SG

	
	
	W7P-2J
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	Порода
	Опора
	Типи шарошкових доліт фірми

	
	
	"Х'юз Тул"
	"Рід Тул"
	"СмітТул"
	"Сек'юргті"

	
	
	
	Штирьові долота

	М'яка
	ГАУ
	J11,J22,J33
	FP51,FP52, FP53
	A1,F2,F3
	S84f, S86F, S88F

	 
	ГНУ 
	ХЗЗ 
	S53 
	2JS, 3JS 
	S84, S86, S88 

	 
	ГВ,ЦВ 
	- 
	- 
	- 
	- 

	Середньої твердості 
	ГАУ 
	J44, J55P, J55 
	FP62, FP62X, FP62B, FP63, 
	F4, F45, F47, F5, F57 
	M84F, M88F, M89F, M89FF 

	 
	 
	 
	FP64 
	 
	 

	 
	ГНУ 
	Х44 
	S62, S63, S64 
	4JS, 5JS 
	М84, М88 

	 
	гв,цв 
	- 
	• 
	- 
	- 

	Тверда 
	ГАУ 
	J77, J99 
	FP72, Fp73, FP74, FP83 
	F6, F7, F9 
	H84F, H88F, H99F, H100F 

	 
	ГНУ 
	- 
	S72, S73, S74 
	6JS, 7JS, 9JS 
	Н88 

	 
	гв.цв 
	- 
	- 
	- 
	- 


Таблиця 4.3
	Діаметр тришарошко-вого долота фірми "Дрессер", мм
	Типи доліт з опорою

	
	ГАУ
	ГНУ
	гн
	гв

	190,5
	МСЗ, СЗ, К
	мз, мсз, сз, т,
	м, ст
	м

	
	
	тз, к, ок
	
	

	215,9
	мз, мсз, сз, к
	мз, мсз, сз, тз, к, ок
	ст, тз
	ст

	244,5
	-
	мсз,сз
	м, ст
	-

	269,9
	мсз, сз
	мсз, сз,к
	-
	-

	295,3
	-
	мсз, сз
	-
	-


Таблиця 4.4
	Тип алмазного долота 


	Модель 


	Діаметр 
	Ви-сота 
	Приєд​нувальна різьба (ніпельна) 


	Тип алмазного долота 


	Модель 


	Діаметр 
	Висота 
	Приєд​нувальна різьба (ніпельна) 



	
	
	ММ 
	
	
	
	мм 
	

	ДР 
	СТ1 
	138,1 
	250 
	3-88 
	ДК.ДКС 
	С6 
	138,1 
	250 
	3-88 

	 
	 
	157,1 
	270 
	3-88 
	 
	 
	157,1 
	270 
	3-88 

	 
	 
	188,9 
	320 
	3-117 
	 
	 
	188,9 
	320 
	3-117 

	 
	 
	214,3 
	335 
	3-117 
	 
	 
	214,3 
	335 
	3-117 

	ДК,ДКС 
	М6 
	189,9 
	320 
	3-117 
	Д1 
	М2.С2 
	214,3 
	335 
	3-117 

	 
	 
	214,3 
	335 
	3-117 
	Д1 
	С6 
	188,9 
	320 
	3-117 

	 
	 
	242,1 
	330 
	3-152 
	 
	 
	214,3 
	335 
	3-117 
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Продовження табл. 4.4
	Тип алмазного долота

	Модель

	Діаметр
	Висота
	Приєд​нувальна різьба (ніпельна)

	Тип алмазного долота

	Модель

	Діа-метр
	Висота
	Приєд​нувальна різьба (ніпельна)

	
	
	мм 
	
	
	
	мм 
	

	 
	 
	267,5 
	385 
	3-152 
	 
	 
	267,5 
	385 
	3-152 

	 
	 
	292,9 
	385 
	3-152 
	ДУ, ДУС, 
	С2, СЗ 
	188,9 
	320 
	3-117 

	 
	 
	 
	 
	 
	дл, длс, длн 
	 
	214,3 
	335 
	3-117 


Таблиця 4.5
	Долото, армоване
синтетичними
полікристалічни
алмазами
	Висота

	Діаметр корпуса
	Кількість різців

	Різьба

	Тип породи


	
	 ми
	
	
	

	
	
	
	
	

	ДАП-214,ЗМЗ 
	480 
	171 
	25 
	3-117 
	м 

	ДАП-214.3МС4 
	495 
	171 
	зо 
	3-117 
	м, мс 

	ДАП-214,ЗМ2 
	495 
	171 
	46 
	3-117 
	м, мс 

	ДАП-214,ЗМ4 
	500 
	171 
	зо 
	3-117 
	м 

	ДАП-214,ЗМ1 
	580 
	200 
	96 
	3-152 
	м, мс 


Таблиия 4.6
	Шарошкові бурильні головки (ГОСТ 21210-75)
	Діаметр, мм
	Висота долота,
	Приєд​нуваль​на різьба
	Шарошкові бурільні головки (ГОСТ 212 10-7)
	Діаметр, мм
	Висота долота, мм
	Приєд​нуваль​на різьба

	
	долота
	керна
	
	
	
	долота
	керна
	
	

	 
	 
	 
	мм 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	м.мсз, с, сз, 
	 
	 
	 
	 
	м.мсз, сз, 
	 
	 
	 
	 

	ткз 
	139,7 
	52 
	260 
	3-110 
	ст, ткз 
	212,7 
	80 
	320 
	3-150 

	м, с, сз, ткз 
	149,2 
	52 
	260 
	3-110 
	мсз, сз, ткз 
	269,9 
	100 
	380 
	3-189 

	м, мсз, с, сз, 
	 
	 
	 
	 
	м, мсз, сз 
	295,3 
	100 
	400 
	3-189 

	ткз.ст 
	183,7 
	80 
	300 
	3-150 
	ст, ткз 
	212,7 
	60 
	320 
	3-161 

	ст 
	295,3 
	60 
	400 
	3-171 
	ст 
	269,9 
	60 
	380 
	3-171 


Таблиця 4.7
	Алмазна бурильна головка
	Модель
	Діаметр, мм
	Приєд​нувальна різьба (муфтова)
	Алмазна бурильна головка
	Модель
	Діаметр, мм
	Приєд​нувальна різьба (муфтова)

	
	
	долота
	керна
	
	
	
	долота
	керна
	

	КР 
	С2 
	188,9 214,3 
	80 80 
	3-150 
3-150 
	 
	МЗ 
	138,1 188,9 214,3 
	52 80 80 
	3-110
 3-150 
3-150 

	 
	СТ2 
	157,1 
	67 
	3-133 
	кт 
	С2 
	188,9 
	40 
	3-150 

	 
	 
	188,9 
	40 
	3-150 
	 
	 
	214,3 
	60 
	3-150 

	 
	 
	188,9 
	80 
	3-150 
	 
	 
	242,1 
	80 
	3-189 

	 
	 
	214,3 
	80 
	3-150 
	 
	 
	267,5 
	80 
	3-189 
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	Алмазна бурильна головка 


	Модель 


	Діаметр, мм 
	Приєд​нувальна різьба (муфтова) 


	Алмазна бурильна головка 


	Модель 


	Діаметр, мм 
	Приєд​нувальна різьба (муфтова) 



	
	
	долота 
	керна 
	
	
	
	долота 
	керна 
	

	КТ 
	М2 
	188,9 
	40 
	3-150 
	КТ 
	сз 
	138,1 
	62 
	3-110 

	 
	 
	214,3 
	60 
	3-150 
	 
	 
	188,9 
	80 
	3-150 

	 
	 
	242,1 
	80 
	3-189 
	 
	 
	214,3 
	80 
	3-150 

	 
	 
	267,1 
	80 
	3-189 
	КІ 
	сз 
	188,9 
	80 
	3-150 

	 
	 
	267,5 
	100 
	3-189 
	 
	 
	214,3 
	80 
	3-150 


Таблиця 4.8
	Роторний керно-
приимальнии пристрій
	Діаметр, мм
	Допусти-
ме наван​таження,
кН
	Маса, кг
	Роторний керно-
приимальнии пристрій
	Діаметр, мм
	Допусти-
ме наван​таження,
кН
	Маса, кг


	
	бурил ь-  

головки 
	керна 

 
	
	
	
	буриль-  

головки 
	керна 


	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	СКУ 
	295,3 
	100 
	160 
	3700 
	УКР 164/80 
	212,7; 
	 
	 
	 

	203/100 
	 
	 
	 
	 
	 
	190,5 
	80 
	120 
	775 

	СКУ
172/100 
	212,7 
	80; 100 
	120 
	1630 
	СКУ 138/67 
	158,7 
	67 
	80 
	1470 

	КД11-М 
	212,7; 
	 
	 
	 
	СКУ 122/52 
	132,0; 
	52 
	50 
	1330 

	"Недра" 
	190,5 
	80 
	120 
	1555 
	 
	139,7 
	 
	 
	 


Необхідність використання різних конструкцій і типів доліт зумовлена фізико-ме-ханічними властивостями порід, глибиною їх залягання і способами буріння (табл. 4.9, 4.10). Для буріння порід середньої твердості з низькою абразивністю застосовуються бурові долота різально-сколюючого типу, армовані сплавом "Славутич". Вони випускаються висо​тою від 106,4 до 446 мм трьох моделей і двох типів.

Таблиця 4.9
	Група породи
	Категорія буримості
	Твердість породи, МПа
	Абразивність породи, мг
	Типи шарошкових доліт

	М'яка
	II
	100-150
	До 2
	м

	Середньої твердості
	НІ IV
	250-500 500-1000
	2-5 3-Ю
	м, мс мсз, с

	Тверда
	V VI
	1000-1500 1500-2000
	10-18 15-25
	ст, т, мсз сз,тз,т

	Міцна
	VII VIII IX X
	2000-3000 3000-4000 4000-5000 5000-6000
	20-35 30-40 40-50 Більше 60
	тз, ткз ткз
К, ТКЗ К, ОК

	Дуже міцна
	XI
	6000-7000
	''
	ок

	
	XII
	Більше 7000
	''
	-
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Таблиця 4.10
	Тип опори
	Спосіб буріння
	Діаметри долгт, мм
	Типи долгг

	К-Кз-К
	Турбінний
	190,5; 215,9; 244,5; 269,9; 295,3
	м, мз, мс, мсз, с, сз

	К-Кз-Р
	"
	190,5; 215,9
	ст, т, тз, тк, ткз

	р-кз-р
	"
	215,9; 244,5; 269,9; 295,3; 320-490
	СТ, Т, ТЗ, ТК, ТКЗ, К, ОК

	Р-Кз-К™
	Роторний
	161-295,3
	Всі


Примітка: К, Кз, Ков, Р - підшипники кульковий, кульковий замковий, кочення з опорною п'ятою і роликовий.
Останнім часом щораз ширше застосовуються полікристалічні алмазні долота. Це доло​та ріжучого типу з різцями з алмазно-твердосплавними пластинами. Різці можуть кріпитись як безпосередньо в корпусі долота, так і на його лопастях. Оскільки ці долота ма​ють безопорну конструкцію, їх можна довільно розміщувати і змінювати конфігурацію ро​бочої поверхні.
Швидкість буріння полікристалічними алмазними долотами в 2 - 5 разів перевищує швидкість буріння шарошковими долотами. Одне таке долото заміняє 16-20 шарошкових доліт. При всіх режимах буріння, за винятком дуже низьких осьових навантажень, полікристалічні долота за швидкістю проходки перевищують алмазні долота при високих частотах обертання в 2,5 - 3 рази, а при низьких - в 5 разів. Область застосування полікристалічних доліт охоплює діапазон частот обертання, що відповідає всім існуючим спо​собам буріння.
Марки доліт включають їх розміри, тип ріжучої поверхні: І - імпрегновані, Р - радіальні одношарові, Т - ступінчасті, К - ступінчасті з торовидними виступами, Л - лопатеві, С - ар​мовані синтетичними алмазами; тип опори: В - негерметизована на підшипниках кочення при частоті обертання до 800 об/хв, У - герметизована, НУ - герметизована з одним підшипником ковзання при частоті обертання до 250 об/хв, АУ - герметизована на двох і більше підшипниках ковзання при частоті обертання до 200 об/хв; систему промивки: Ц -центральна, Г - гідромоніторна периферійна, ЦГ - комбінована (центральна і пери​ферійна), П, ПГ - продувка повітрям. Наприклад, марка Ш-295, 3-СЗ-ГВ означає, що до​лото тришарошкове діаметром 295,3 мм, армоване зубками з твердого сплаву, має гідромоніторні насадки й опору кочення, що відповідає умовам турбінного буріння.
Спрацювання шарошкових доліт кодується такими позначеннями: В - спрацювання ро​бочої поверхні (В1, В2, ВЗ, В4); П - спрацювання опори (ПІ, П2, ПЗ, П4); Д - зменшення діаметру долота; С - скол зуба; У - пошкодження вузла герметизації опори; Г - пошкоджен​ня гідромоніторної насадки; Р - заокруглення зубців шарошок; Ц - зачеплення зубців; К -заклинювання опори; АВ, АШ, АС - злом і залишення відповідно на вибою вершин шаро​шок, шарошки і секції.
4.2. Бурильні колони
Бурильна колона (рис.4.2) передає обертовий момент від ротора до долота; створює на​вантаження на долото; дає змогу піднімати і спускати долото і вибійний двигун; підводити промивальну рідину (ПР) до турбобура при турбінному способі як до долота, так і до вибою свердловини при всіх способах буріння; виконувати монтаж секцій струмопідводу при бурінні з електробуром; сприймати реактивний момент вибійного двигуна; проводити до-
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Рис.4.2. Схема бурильної колони.



роботи (проробка, розширювання,  промивка і випро​бування свердловини, ловильні роботи та ін.).
Бурильна колона з'єднує долото (вибійний двигун і долото) з поверхневим обладнанням (вертлюгом) і складається з ведучої труби 4, бурильних труб 8 і об​важнених труб (ОБТ) 12 і 13. Верхня частина буриль​ної колони, яка закінчується ведучою трубою 4, з'єднується з вертлюгом 1 за допомогою перехідників З ведучої труби і 2 вертлюга. Ведуча труба 4 сполу​чається з бурильною трубою 8 за допомогою пе-рехідника J, муфти 7 бурильного замка і запобіжного перехідника 6. Бурильні труби 8 з'єднуються між со​бою за допомогою бурильних замків, які складаються з муфти 7 і ніпеля 9, або за допомогою з'єднувальних муфт 10. Обважені бурильні труби 12 і 13 сполучають​ся між собою за допомогою замкової різьби, яка нарізана на їх кінцях. Труба 12 приєднується до бу​рильної труби за допомогою перехідника 11. До труби 13 за допомогою перехідника 14 прикручується долото (при роторному способі буріння).
Ведучі бурильні труби призначені для передачі обертового моменту від ротора до бурильної колони. Вони звичайно мають квадратний або шестигранний переріз і виготовляються збірними або цільними (без додаткових деталей) згідно з ТУ 14-3-755-78, ТУ 51-276-86 (рис.4.3, табл.4.11). Збірні труби складаються з власне труби (штанги) і верхнього і нижнього пе​рехідників для з'єднання з вертлюгом і бурильною ко​лоною. Для попередження швидкого спрацювання замкової різьби нижнього перехідника до останнього прикручують запобіжний перехідник.
Бурильні труби (ГОСТ 631-75) випускають чо​тирьох типів:
тип І-з висадженими всередину кінцями і муфта​ми (рис.4.4, а,б, табл. 4.12);
тип 2-з висадженими назовні кінцями і муфтами (рис. 4.4, в, г; табл.4.12);
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Рис.4.3. Схеми ведучих бурильних труб
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Таблиця 4.11
	Ведуча труба з квадрат​ним перерізом 
	а, мм 
	d, мм 
	L, мм 
	Маса 1 м, кг 
	DS,.мм
	Верхня різьба 
	Dw ,мм 
	Нижня різьба 

	Труби-штанги (рис.4.3, а)

	65x65 
	65 
	30
	8000 
	24,2 
	92 
	- 
	92 
	- 

	80x80 
	80 
	33 
	8000 
	31,4 
	102 
	- 
	102 
	- 

	Труби з конічним пояском (рис. 4.3, б)

	ТВКП-112 
	112 
	74 
	13500 
	69,8 
	146 
	3-121 
	146 
	3-121 

	ТВКП-140 
	140 
	85 
	16000 
	113,0 
	203 
	3-171 
	178 
	3-147 

	ТВКП-150 
	150 
	100 
	16000 
	131,0 
	203 
	3-171 
	203 
	3-171 


тип З-з висадженими всередину кінцями і конічними стабілізуючими поясками (рис.4.4 д табл. 4.13);
тип 4-з висадженими назовні кінцями і конічними стабілізуючими поясками (рис. 4.4.,г; табл. 4.13).
Труби всіх чотирьох типів виготовляються довжиною 6, 8 і 11,5 м при умовному діаметрі від 114 до 168 мм, звичайної точності, але за узгодженням труби типів 1 і 2 можуть бути виготовлені підвищеної точності.
Бурильні труби і з'єднувальні муфти виготовляються зі сталей різних груп міцності (табл. 4.14). Муфти для труб типів 1 і 2 з умовним діаметром 114 мм і менше виконують зі сталі наступної групи міцності, а труби з умовним діаметром 140 мм і більше та муфти до них - зі сталі однієї і тієї ж групи міцності. Труби і муфти повинні бути термічне оброблені.
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Рис.4.4. Схеми бурильних труб
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	Умовний діаметр труби, мм 
	D
	S
	d
	d1
	/1
	/2
	d1

	
	мм

	60 
	60,3 
	7 
	46,3 
	-/67,46 
	90/110 
	40/65 
	32/- 

	 
	 
	9 
	42,3 
	 
	 
	 
	24/- 

	73 
	73,0 
	7 
	59,0 
	-/81,76 
	100/120 
	40/65 
	45/- 

	 
	 
	9 
	55,0 
	 
	 
	 
	34/- 

	 
	 
	11 
	51,0 
	 
	 
	 
	28/- 

	89 
	89,0 
	7 
	75,0 
	-/97,13 
	100/120 
	40/65 
	60/- 

	 
	 
	9 
	71,0 
	 
	 
	 
	49/- 

	 
	 
	11 
	67,0 
	 
	 
	 
	45/- 

	102 
	101,6 
	7 
	87,6 
	_ 
	 
	 
	74/- 

	 
	 
	8 
	85,6 
	-/114,30 
	115/145 
	55/65 
	70/- 

	 
	 
	9 
	83,6 
	 
	 
	 
	66/- 

	 
	 
	10 
	81,6 
	 
	 
	 
	62/- 

	114 
	114,3 
	7 
	100,3 
	_ 
	 
	55/65 
	82/- 

	 
	 
	8 
	98,3 
	-/127,0 
	130/145 
	 
	78/- 

	 
	 
	9 
	96,3 
	 
	 
	 
	74/- 

	 
	 
	10 
	94,3 
	 
	 
	 
	70/- 

	 
	 
	11 
	92,3 
	 
	 
	 
	68/- 

	127 
	127,0 
	7 
	113,0 
	_ 
	130/- 
	55/- 
	95/- 

	 
	 
	8 
	111,0 
	 
	 
	 
	91/- 

	 
	 
	9 
	109,0 
	 
	 
	 
	87/- 

	 
	 
	10 
	107,0 
	 
	 
	 
	83/- 

	140 
	139,7 
	8 
	123,7 
	~-/154,0 
	130/154 
	55/65 
	105/- 

	 
	 
	9 
	121,7 
	 
	 
	 
	101/- 

	 
	 
	10 
	119,7 
	 
	 
	 
	100/- 

	 
	 
	11 
	117,7 
	 
	 
	 
	91/- 

	168 
	168,3 
	9 
	150,3 
	_ 
	130/ 
	55/- 
	128/- 

	 
	 
	10 
	148,3 
	 
	 
	 
	124/- 


	Умовний діаметр труби з конічним стабілізуючим пояском
	D 
	s
	d
	d1

	мм

	-/73 
	-/73 
	-/9 
	-/55 
	-/52,0 

	 
	 
	-/11 
	-/51 
	/48,0 

	89 
	89,0 
	9 
11 
	71,0/71,0 67,0/67,0 
	57/68 
54/64 
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Таблиия4.12
	d'1
	D M
	Lм
	d0
	s
	Маса, кг

	MM 
	1 м гладкої труби 
	висадженої ча​стини труби 
	муфти 

	40/- 
	80/86 
	140/140 
	63,5/70,6 
	5/5 
	9,15 
	1,2/1,5 
	2,7/2,7 

	32/- 
	 
	 
	 
	 
	11,3 
	1,4/1,5 
	 

	54/- 
	95/105 
	166/165 
	76,2/84,9 
	6/6 
	11,4 
	1,6/2,5 
	4,2/4,7 

	43/- 
	 
	 
	 
	 
	14,2 
	2,4/2,5 
	 

	37/- 
	 
	 
	 
	 
	16,8 
	2,2/2,5 
	 

	69/- 
	108/118 
	166/165 
	92,0/100,3 
	6/7 
	14,2 
	2,4/3,5 
	4,4/5,2 

	58/- 
	 
	 
	 
	 
	17,8 
	3,4/3,5 
	 

	54/- 
	 
	 
	 
	 
	21,2 
	3,2/3,5 
	 

	83/- 
	 
	 
	 
	7/7 
	16,4 
	3,0/4,5 
	 

	79/- 
	127/140 
	184/204 
	104,8/117,5 
	 
	18,5 
	3,4/4,5 
	7/9 

	75/- 
	 
	 
	 
	 
	20,4 
	3,8/4,5 
	 

	71/- 
	 
	 
	 
	 
	22,4 
	4,0/4,5 
	 

	91/- 
	 
	204/204 
	 
	7/7 
	18,5 
	4,6/5,0 
	9/11 

	87/- 
	140/152 
	 
	117,5/130,2 
	 
	20,9 
	5,8/5,0 
	 

	83/- 
	 
	 
	 
	 
	23,3 
	6,0/5,0 
	 

	79/- 
	 
	 
	 
	 
	25,7 
	6,6/5,0 
	 

	77/- 
	 
	 
	 
	 
	28,0 
	6,4/5,0 
	 

	104/- 
	152/- 
	204/- 
	130,2/- 
	11- 
	20,7 
	5,8/- 
	10/- 

	100/- 
	 
	 
	 
	 
	23,5 
	6,4/- 
	 

	96/- 
	 
	 
	 
	 
	26,2 
	7,0/- 
	 

	92/- 
	 
	 
	 
	 
	28,9 
	7,6/- 
	 

	114/-110/- 
	171/185 
	215/215 
	144,5/157,2 
	8/8 
	26,0 29,0 
	7,0/7,0 7,6/7,0 
	14/15 

	106/- 
	 
	 
	 
	 
	32,0 
	8,2/7,0 
	 

	100/- 
	 
	 
	 
	 
	35,0 
	9,6/7,0 
	 

	137/- 
	197/- 
	229/- 
	171,5/- 
	8/- 
	35,3 
	9,8/- 
	16,7/- 

	133/- 
	 
	 
	 
	 
	39,0 
	10,8/- 
	 


Примітки: 1. В чисельнику наведені розміри для бурильнихтруб з висадженими всередину кінцями, в знаменнику - для труб з висадженими назовні кінцями. 2. Допускається виготовляти труби з меншим розміром S; розмір d1 може дорівнювати розміру d' . 3. При обчисленні маси густина сталі прийнята 7850 кг/м3.
Таблиця 4.13
	D min

	Lmin

	l'min

	Маса,
кг

	 
	мм 
	1 м гладкої труби 
	висаджених кінців 

	-/85,9 
	-/150 
	-/155 
	-/14,2 
	-/3,7 

	 
	 
	 
	-/16,8 
	 

	89,9/101,9 
	150/150 
	145/155 
	17,8 
	3,9/4,5 

	 
	 
	 
	21,2 
	3,4/4,5 
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	Умовний діаметр труби з конічним стабілізуючим пояском
	D
	S
	d
	d1

	MM

	102
	101,6
	9
	83,6/83,6
	68/80,6

	
	
	10
	81,6/-
	66/-

	
	
	11
	-/81,6
	-/78,6

	114
	114,3
	9
	96,3/96,3
	78/93,3

	
	
	10
	94,3/94,3
	76/91,3

	
	
	11
	92,3/92,3
	74/89,3

	127
	127,0
	9
	109,0/-
	92/-

	
	
	10
	107,0/-
	90/-

	140
	139,7
	9
	121,7/-
	102/-

	
	
	10
	119,7/-
	100/-

	
	
	11
	117,7/-
	100/-


Примітка. В чисельнику наведені розміри для труб з висадженим всередину кінцями, в знаменнику - для труб з висадженими назовні кінцями.
Таблиця 4.14
	Група міцності сталі (ГОСТ 632-80)
	Відносне видовження, %
	Тимчасовий опір розриву
	Межа текучості
	Група міцності сталі (ГОСТ 632-80)
	Відносне видовження,
%
	Тимчасовий опір розриву
	Межа текучості

	
	
	МПа
	
	
	МПа

	Д 
	14,3 
	655 
	379 
	М 
	10,8 
	862 
	758 

	Є 
	13,0 
	689 
	552 
	Р 
	9,5 
	1000 
	930 

	л 
	12,3 
	758 
	655 
	Т
	8,5 
	1103 
	1034 


Нижче наведені параметри різьби для труб різних типів і муфт до них (рис. 4.5)
	Параметр 
	Труби типів 1,2 (рис.45,а)
	Труби типів 3, 4 (рис.45,б)

	Крок різьби р, мм 
	3,175
	5,08

	Глибина різьби [image: image330.png]


, мм 
	—
	1,7 ±0,05

	Робоча висота профіля [image: image331.png]


мм 
	1,734
	-

	Ширина площадки, мм: 
	
	

	вершини профіля[image: image332.png]


 
	—
	1,99

	впадини[image: image333.png]


 
	-
	2,18±0,05

	Радіус закруглення, мм: 
	
	

	вершини профіля[image: image334.png]


 
	0,508
	0.3+0,1

	впадини [image: image335.png]


 
	0,432
	0,3-0,05

	Зазор t, мм 

Кут нахилу [image: image336.png]


 
	0,076 1°47'24"
	0°53'42"

	Конусність 2[image: image337.png]


 
	1:16
	1:32


Для прискорення спуско-підйомних операцій використовують декілька з'єднаних бу​рильних труб. Комплект таких труб називають свічею. Вона має різну довжину, яка зале​жить від висоти вишки. При висоті вишки 41 - 45 м загальна довжина свічі досягає 25, а
98
Продовження таблиці 4.13
	D min

	Lmin

	l'min

	Маса, кг 

	мм
	1 м гладкої труби
	висаджених кінців

	101,9/115,2
	150/160
	145/165
	20,4/20,4
22,4/--
/22,4
	5,1/5,7
5,0/--/5,7

	115,2/130,2
	160/160
	155/165
	23,3/23,3 25,7/25,7 28,0/28,0
	7,3/7,9
7,1/7,9
6,9/7,9

	130,2/-
	160/-
	155/-
	26,2/-28,9/-
	7,8/-
7,6/-

	140,2/-
	160/-
	155/-
	29,0/-32,0/-35,0/-
	11,0/-
10,2/-
9,2/-


при висоті 53 - 58м - близько 37 м. Для з'єднання труб в двотрубки застосовують з'єднуючі муфти (див. рис. 4.4, б, г ), адвотрубки і свічі з'єднують бурильними замками (рис, 4.6).
Для з'єднання бурильних труб типу 1 використовується два типи бурильних замків (ГОСТ 5286-75): ЗШ - з діаметром прохідного перерізу, близьким до діаметру прохідного перерізу висаджених кінців бурильних труб; 3Н - з діаметром прохідного перерізу, значно меншим від діаметра прохідного перерізу висаджених кінців бурильних труб. Звуження прохідного перерізу в замках типу 3Н значно збільшує затрати тиску при циркуляції буро​вого розчину. Тому такі замки не використовуються при турбінному бурінні.
Для з'єднання бурильних труб типу 2 створені бурильні замки зі збільшеним прохідним перерізом (ЗУ), які забезпечують нормальні умови буріння при турбінному бурінні та бурінні з електробуром.
Ніпель і муфта бурильних замків ЗШ, 3Н і ЗУ з'єднуються між собою за допомогою конічної замкової різьби трикутного профілю з великим кроком (табл. 4.15), а з бурильни​ми трубами - з допомогою конічної трубної різьби трикутного профілю з малим кроком.
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Рис.4.5. Профілі різьби бурильних труб типів 1, 2 (а) і 3, 4 (б)
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Рис.4.6. Схеми бурильних замків
Застосування конічної замкової різьби з великим кроком дає змогу багаторазово з'єднувати і роз'єднувати свічі з незначною втратою часу.
Для з'єднання бурильних труб типу 3 створені бурильні замки ЗШК, а для бурильних труб типу 4 -замки ЗУК (рис. 4.6.) Вони мають такі особливості порівняно з бурильними замками ЗШ і ЗУ: висадка труб на 15% довша; на кінцях труби нарізається трапецеїдна різьба, а не конічна трубна різьба трикутного профілю; за збігом різьби на кінцях різьби виточується поверхня з конусністю 1:32, яка зменшує змінні напруження в різьбовому з'єднанні; при накручуванні бурильних замків ЗШК і ЗУК торець труби впирається у внутрішню торцеву поверхню муфти (ніпеля), що підвищує міцність і герметичність з'єднання.
На рис. 4.6, а також в табл. 4.16 наведені розміри муфт і ніпелів бурильних замків. Ти​порозміри бурильних труб і замків до них подані в табл. 4.17.
	заготовок з замковими. Після цього муфту і ніпель обробляють таким чином, щоб після нарізки замкової різьби згідно з ГОСТ 5286-75 можна було одержати упорне з'єднання. Бу​рильні труби з привареними замками виготовляють довжиною 8,7 і 12,7 м. їх основні розміри наведені на рис. 4.7 і в табл. 4.18.



Бурильні труби з привареними замками (ТУ-14-3-577-77). Бурильні труби цього типу мають рівнопрохідний канал по всій довжини труби, що зумовлює, як і при застосуванні бурильних труб з висадженими назовні кінцями (типи 2 і 4), мінімальні гідравлічні втрати при русі бурового розчину по бурильній колоні. Виготовляють ці труби шляхом зварки трубних 
Таблиця 4.15
	Кількість витків різьби надовжіні25,4мм
	Крок, мм
	Кут нахилу
	Конус-ність

	5
	5.08
	7°7'30"
	1:4

	4
	6,35
	7°7'30"
	1:4

	4
	6,35
	4°45'48"
	1:6


100

Таблиця 4.16
	Замок

	Різьба

	0!±0,5
	£>2±1
	</1±0,5
	d2
	d3±0.6
	d4±0,
	t1 + 30-10
	l1 ±0,5
	l2±8
	Маса, кг


	
	
	мм
	

	ЗН-80
	3-66
	76,5
	-/70
	63,5
	57,451
	-/25
	36/-
	240
	77
	87
	6,5/5,5

	ЗН-95
	3-76
	91,0
	-/86
	76,2
	70,151
	-/32
	45/-
	260
	90
	100
	8,5/7,5

	ЗН-108
	3-88
	103,5
	-/102
	92,0
	86,026
	-/38
	58/-
	275
	
	
	11,0/9,0

	ЗН-113
	3-88
	108,5
	-/102
	
	
	
	
	
	
	
	12,5/10,5

	ЗН-140
	3-117
	134,5
	-/127
	117,5
	111,426
	-/58
	78/-
	305
	ПО
	120
	19,0/16,0

	ЗН-172
	3-140
	164,5
	-/154
	144,5
	138,426
	-/70
	98/-
	340
	115
	125
	31,0/27,0

	ЗН-197
	3-152
	186,0
	-/181
	171,5
	165,401
	-/89
	122/-
	365
	121
	131
	41,0/35,0

	ЗШ-108
	3-86
	103,5
	-/86
	76,2
	70,151
	-/54
	54/-
	260
	90
	100
	1 1 ,0/9,0

	ЗШ-118
	3-101
	114,0
	-/102
	92,0
	86,026
	-/62
	62/-
	275
	
	
	12,5/10,5

	ЗШК-118
	
	
	-/100
	-
	
	
	
	
	—
	—
	12,0/10,0

	ЗШ-133
	3-108
	127,5
	-/116
	104,8
	98,726
	-/72
	72/-
	300
	100
	100
	20,0/17,0

	ЗШК-133
	
	
	-'/115
	-
	
	
	
	310
	—
	—
	17,0/15,0

	ЗШ-146
	3-121
	140,5
	-/127
	117,5
	111,426
	-/80
	80/-
	305
	110
	120
	20,5/17,5

	ЗШ-178
	3-147
	170,5
	-/154
	144,5
	138,426
	-/101
	101/-
	350
	115
	125
	33,0/28,0

	ЗШК-178
	
	
	-/156
	-
	
	
	
	
	—
	—
	32,0/29,0

	ЗШ-203
	3-171
	196,0
	-/181
	171,5
	165,401
	-/127
	127/-
	365
	121
	131
	40,0/33,0

	ЗУ-86
	3-73
	82,5
	-/78
	70,6
	64,588
	-/44
	44/-
	240
	77
	87
	8,0/7,0

	ЗУ-108
	3-86
	103,5
	-/98
	84,9
	78,889
	-/54
	54/-
	260
	
	
	11,0/9,0

	ЗУ К- 108
	
	
	-/94
	-
	
	
	
	
	—
	—
	9,0/8,0

	ЗУ- 120
	3-102
	116,0
	-/108
	100,3
	94,256
	-/70
	78/-
	285
	83
	93
	13,5/11,5

	ЗУ К- 120
	
	
	-/ПО
	-
	
	
	70/-
	
	—
	—
	11,0/9,0

	ЗУ- 146
	3-122
	140,6
	-/130
	117,5
	111,426
	-/82
	95/-
	305
	ПО
	120
	20,0/17,0

	ЗУ К- 146
	
	
	-/125
	-
	
	
	82/-
	310
	—
	—
	20,0/16,0

	ЗУ- 155
	3-133
	150,5
	-/140
	130,2
	124,126
	-/95
	105/-
	320
	по
	120
	21,5/17,5

	ЗУ К- 155
	
	
	
	-
	
	
	95/-
	325
	—
	—
	21,0/17,0

	ЗУ- 185
	3-161
	180,0
	-/167'
	157,2
	151,126
	-/120
	132/-
	340
	115
	125
	29,0/24,0


Примітка. У чисельнику наведені дані для муфти, у знаменнику — для ніпеля.
Таблиця 4.17
	Діаметр гладкої частини бурильної труби, мм
	Типорозмір бурильного замка для бурильної труби

	
	типу 1 (ТБВ)
	типу 2 (ТБН)
	тьпу 3 (ТБВК)
	типу 4 (ТБН К)

	
	Замок
	Замкова різьба
	Замок
	Замкова різьба
	Замок
	Замкова різьба
	Замок
	Замкова різьба

	60,3
	ЗН-80
	3-66
	ЗУ-86
	3-73
	-
	-
	-
	-

	73,0
	ЗН-95
	3-76
	-
	-
	-
	-
	_
	_

	
	ЗШ-108
	3-86
	ЗУ- 108
	3-86
	-
	-
	ЗУК-108
	3-86

	89,0
	ЗН-108
	3-88
	-
	.
	_
	_
	_
	_

	
	ЗШ-118
	3-101
	ЗУ- 120
	3-102
	ЗШК-118
	3-101
	ЗУК-120
	3-102

	101,6
	ЗШ-Ш
	3-108
	ЗУ-146
	3-122
	ЗШК-133
	3-108
	ЗУК-146
	3-122

	114,3
	ЗН-140*
	3-117
	-
	-
	-_
	
	-
	-

	
	ЗШ-146*
	3-121
	-
	_
	ЗУ К- 146
	3-122
	-
	_

	
	ЗУ-155
	3-133
	ЗУ-155
	3-133
	_
	_
	ЗУ К- 155
	3-133

	127,0
	ЗУ- 155
	3-133
	-
	-
	ЗУ К- 155
	3-133
	-
	-

	139,7
	ЗН-172*
	3-140
	-
	-
	_
	-
	-
	-

	
	ЗШ-178
	3-147
	ЗУ- 185
	3-161
	ЗШК-178
	3-147
	-
	-

	168,3
	ЗШ-203
	3-171
	-
	-
	-
	
	-
	-


* При бурінні вибійними двигунами застосовувати не рекомендується
Таблиця 4.18
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з'єднання
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	Площа поперечного  перерізу**, см2

	Маса 1 м гладкої частини труби
	Зведена маса  1 м труби***

	им4
	
	
	мм
	
	кг

	73,0
	6
	81
	40
	ЗПН-108
	3-86
	54
	240
	12,6/29,2
	9,9
	12,4/11,6

	
	7
	
	
	
	
	
	
	14,5/27,3
	11,4
	13,8/13,0

	
	8
	
	
	
	
	
	
	16,3/25,5
	12,8
	15,1/14,4

	89,0
	6
	97
	40-60
	ЗПН-120
	3-102
	72
	240
	15,6/46,5
	12,3
	14,9/14,1

	
	7
	
	
	
	
	
	
	18,0/44,2
	14,2
	16,7/15,9

	
	8
	
	
	
	
	
	
	20,4/41,8
	16,6
	18,9/18,2

	114,3
	7
	122
	40-70
	ЗПН-155
	3-133
	94
	260
	23,6/79,0
	18,5
	23,0/21,6

	
	8
	
	
	
	
	
	
	26,7/75,9
	20,9
	25,2/23,9

	
	9
	
	
	
	
	
	
	29,8/72,8
	23,3
	27,5/26,2

	
	10
	
	
	
	
	
	
	32,8/69,8
	25,6
	29,8/28,5

	127,0
	7
	135
	40-70
	ЗПН-170
	3-147
	105
	260
	26,4/100,2
	20,7
	26,3/24,5

	
	8
	
	
	
	
	
	
	29,9/96,7
	23,5
	28,9/27,2

	
	9
	
	
	
	
	
	
	33,4/93,3
	26,2
	31,5/29,8

	
	10
	
	
	
	
	
	
	36,7/89,9
	28,9
	34,0/32,4


*Lн= 230 мм.      ** У чисельнику - тіла труби, у знаменику - її канапа.  *** У чисельнику - короткої, у знаменику - довгої.
Таблиця 4.19

	Зовнішній діаметр алюмінієвої буриль​ної труби, мм (ГОСТ 23786-79)*
	Товщина стінки**, мм
	Маса 1 м тру​би***, кг
	Зовнішній діаметр замка, мм
	Діаметр прохідного отвору замка, мм
	Маса замка, кг

	114
	10/15
	9,6/11,2
	140
	80
	23,7

	129
	9/15 11/17
	10,2/12,2 12,0/14,0
	152
	95
	29,0

	
	9/15
	11,7/14,4
	
	
	

	
	11/17
	13,9/16,5
	
	
	

	147
	13/17
	16,1/18,6
	172
	ПО
	37,5

	
	16/22
	18,2/20,6
	
	
	

	
	17/24
	20,1/22,5
	
	
	

	170
	11/17
	16,2/19,2
	197
	127
	51,3


* Номінальна довжина труби з замком - 12,4; без замка - 12,0 м: довжина потовщених кінців збоку муфти -1300, збоку ніпеля - 250 мм.
** В чисельнику - тіла труби, 8 знаменнику - їі потовщених кінців. *** В чисельнику - без замка, в знаменнику - з замком.
Таблиця 4.20
	Бурильний замок
	Діаметр труби
	Довжина
замка
	Діаметр прохідного отвору*
	Різьба
	Маса, кг

	
	мм
	трубна
	замкова
	

	ЗЛ-140
	114
	455
	80/80
	По ГОСТ 631 -75
	3-121
	23,7

	ЗЛ-152
	129
	455
	95/100
	Те саме
	3-133
	30,3

	ЗЛ-172
	147
	465
	110/122
	По ГОСТ 632-80
	3-147
	37,5

	ЗЛК-197
	170
	470
	134/142
	Те саме
	3-171
	51,3

	ЗЛК-146
	114
	470
	84/84
	ТТ107х5,08х1:32
	3-122
	31,0

	ЗЛК-155
	129
	470
	95/95
	ТТ122х5,08х1:32
	3-133
	32,0

	ЗЛК-172
	147
	470
	110/110
	ТТ 138x5,08x1: 32
	3-147
	43,0

	ЗЛК-178
	147
	510
	107/110
	Те саме
	3-147
	48,0


* В чисельнику - ніпеля, в знаменнику - муфти.
Таблиця 4.21
	Діаметр труби беззамкової конструкциі з потовщеною стінкою, мм
	З'єд​нувальна замкова різьба
	Довжина муфти
	Зовнішній діаметр муф​ти
	Зовнішній діаметр проточки під елеватор
	Довжина проточки під елеватор
	Внутрішній діаметр труби
	Маса їм труби,
кг

	
	
	мм
	

	146
	3-122
	500
	146
	129
	400
	80
	32

	159
	3-133
	600
	159
	140
	-
	80
	41

	180
	3-147
	600
	180
	158
	500
	92
	52


Бурильні  труби  з  алюмінієвих  сплавів. Найбільше застосовуються при бурінні нафтових і газових свердловин алюмінієві бурильні труби, які виготовляються із
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сплаву Д16-Т. Вони випускаються двох типів: з внутрішніми кінцевими потовщеннями (табл. 4.19) зі стальними бурильними замками полегшеної конструкції типу ЗЛ або ЗЛК (табл. 4.20); з потовщеною стінкою по всій довжині труби і з проточкою під елеватор з боку муфти, в якій нарізана замкова різьба (табл. 4.21).
Обважнені бурильні труби (ОБТ) збільшують жорсткість нижньої частини бурильної колони і створюють навантаження на долото. Вони виготовляються зі сталей груп міцності Д і К шляхом прокату без наступної термічної обробки, що зумовлює їх недо​статню міцність і незначну стійкість проти спрацювання, особливо різьбових з'єднань. Крім цього, такі труби мають значні допуски на кривину, різностінність і овальність. Все це зумовлює під час роботи долота на вибої биття бурильної колони і, як правило, виникнен​ня динамічних навантажень і можливого руйнування колони.
Названі недоліки відсутні в збалансованих ОБТ (ОБТЗ). Випускають ОБТЗ зі хромнікельмолібденових сталей згідно з ТУ 39-076-74 і ТУ 51-774-77. Внутрішній отвір в цих трубах просвердлюють, що забезпечує його прямолінійність, а механічна обробка по​верхні, обкатка різьби роликом, термічна обробка труб і фосфатування різьби піднімає їх міцність. Конструктивні особливості і технологія виготовлення ОБТЗ забезпечує їх меншу кривину, різностінність і овальність, що поліпшує експлуатаційні якості таких труб. Особ​ливо відчутні переваги ОБТЗ-2, які мають більш зносостійку різьбу і зарізьбові розванта​жувальні канавки, які стабілізують напруження. Основні розміри ОБТ і ОБТЗ показані на рис.4.8 і в табл.4.22.
Перехідники для бурильних труб. Всі переходники (крім штангових) розділяють на три типи (рис.4.9): перехідні (ПП), які застосовуються для переходу від од​ного типу різьби до іншого (наприклад, від труб з замками ЗШ до труб з замками ЗУ), для з єднання елементів бурильної колони різних діаметрів і для приєднання до неї інструменту (наприклад, ловильного) іншого розміру, а також ведучої труби; муфтові ЩМ) і ніпельні (ПН), які служать для з'єднання елементів бурильної колони ніпелями або муфтами. Ос​новні розміри перехідників наведені в табл.4.23 [3].
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Рис.4.7. Схема бурильної труби з привареним замком
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Рис.4.8. Схеми обважнених бурильних труб

 104
Таблиця 4.22
	ОБТ* (ТУ 14-3-835-79]
	d, mm
	L,m
	Маса 1 м. кг
	Різьба
	Сталь для виготов​лення труби

	ОБТ- 146
	74
	8,0
	97,6
	3-121
	Груп міцності

	ОБТ- 178
	90
	12,0
	145,4
	3-147
	Д,К

	ОБТ-203
	100
	12,0
	193,0
	3-171
	

	ОБТ-219
	112
	8,0
	225,0
	3-171
	

	ОБТЗ- 1-120
	64
	6,5
	63,5
	3-101
	40ХН2МАабо

	ОБТЗ-1-133
	64
	
	84,0
	3-108**
	38ХНЗМФА

	ОБТЗ-1-146
	68
	
	103,0
	3-121
	

	ОБТЗ-1-178
	80
	
	156,0
	3-147
	

	ОБТЗ- 1-203
	80
	
	215,0
	3-161
	

	ОБТЗ- 1-229
	90
	
	273,0
	3-171
	

	ОБТЗ-2-120
	64
	6,0
	63,5
	3-101
	Те саме

	ОБТЗ-2-133
	64
	
	84,0
	3-108**
	

	ОБТЗ-2- 146
	68
	
	103,0
	3-121
	

	ОБТЗ-2- 178
	80
	
	156,0
	3-147
	

	ОБТЗ-2-203
	80
	
	215,0
	3-161
	

	ОБТЗ-2-229
	80
	
	273,0
	3-171
	


* ОБТ поставляються без проточки під елеватор, ОБТЗ - з проточкою; гарантійний термін роботи ОБТЗ 2 при роторному бурінні — 1500 год. ** 3 вкороченим профілем.
Таблиця 4.23
	Переходник (ГОСТ 7360-82)
	D
	d
	L
	Різьба
	Маса, кг

	
	мм
	А
	Б
	

	
	Перехідні перехідники (рис.4.9.а)

	П-76/76
	95
	32
	300
	3-76
	3-76
	-

	П-76/88
	113
	38
	395
	
	3-88
	22

	П-76/101
	118
	44
	300
	
	3-101
	-

	П-76/121
	146
	44
	300
	
	3-121
	-

	П-76/147
	178
	44
	350
	
	3-147
	-

	П-76/152
	197
	44
	350
	
	3-152
	-

	П-86/66
	108
	25
	356
	3-86
	3-66
	17

	П-86/73
	108
	44
	356
	
	3-73
	16

	П-86/76
	108
	32
	369
	
	3-76
	17

	П-86/88
	113
	38
	395
	
	3-88
	21

	П-86/101
	118
	54
	420
	
	3-101
	23

	П-88/76
	108
	32
	300
	3-88
	3-76
	-

	П-88/88
	113
	38
	395
	
	3-88
	21
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Продовження табл. 4.23
	Перевідник (ГОСТ 7360-82) 
	D
	d
	L
	Різьба
	Маса, кг

	
	мм
	А
	Б
	

	П-88/101 
	118
	58
	420
	
	3-101
	22

	П-88/117 
	140
	58
	300
	
	3-117
	-

	П-88/121 
	146
	58
	500
	
	3-121
	38

	П-88/147 
	178
	58
	350
	
	3-147
	-

	П-88/152 
	197
	58
	350
	
	3-152
	-

	П-88/171 
	203
	58
	350
	
	3-171
	-

	П-101/88 
	118
	38
	420
	3-101
	3-88
	24

	П-101/102 
	120
	62
	437
	
	3-102
	22

	П-101/117 
	140
	58
	500
	
	3-117
	35

	П-101/127 
	146
	62
	497
	
	3-127
	37

	П-102/88 
	120
	38
	430
	3-102
	3-88
	24

	П-102/101 
	120
	62
	430
	
	3-101
	21

	П-102/117 
	140
	58
	499
	
	3-117
	35

	П-102/121 
	146
	78
	496
	
	3-121
	31

	П-108/88 
	133
	38
	451
	3-108
	3-88
	27

	П-108/101 
	133
	62
	459
	
	3-101
	25

	П- 108/ 102 
	133
	70
	465
	
	3-102
	24

	П-108/117 
	140
	58
	463
	
	3-117
	36

	П-108/121 
	146
	72
	490
	
	3-121
	35

	П-117/121 
	146
	78
	457
	3-117
	3-121
	34

	П-1 17/147 
	178
	78
	523
	
	3-147
	56

	П- 121 /86 
	146
	54
	489
	3-121
	3-86
	29

	П-121/101 
	146
	62
	490
	
	3-101
	31

	П-121/102 
	146
	70
	496
	
	3-102
	ЗО

	П-121/108 
	146
	72
	502
	
	3-108
	33

	П-121/121 
	146
	80
	457
	
	3-121
	32

	П-121/122 
	146
	80
	469
	
	3-122
	34

	П-121/133 
	155
	80
	484
	
	3-133
	43

	П-121/147 
	178
	80
	524
	
	3-147
	56

	П-121/152 
	197
	80
	350
	
	3-152
	-

	П-121/161 
	203
	80
	537
	
	3-161
	73

	П-121/171 
	203
	80
	350
	
	3-171
	-

	П-122/101 
	146
	62
	490
	3-122
	3-101
	29

	П-1 22/ 102 
	146
	70
	496
	
	3-102
	28

	П-1 22/ 108 
	146
	72
	502
	
	3-108
	32

	П-122/117 
	146
	58
	463
	
	3-117
	37

	П-122/121 
	146
	80
	457
	
	3-121
	31

	П-1 22/ 133 
	155
	95
	484
	
	3-133
	36

	П-1 22/ 147 
	178
	95
	524
	
	3-147
	48

	П-133/101 
	155
	62
	495
	3-133
	3-101
	31

	П-1 33/ 108 
	155
	72
	506
	
	3-108
	34

	П-133/117 
	155
	58
	497
	
	3-117
	40
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Продовження табл. 4.23
	Переходник (ГОСТ 7360-82) 
	D
	d
	L
	Різьба
	Маса, кг

	
	мм
	А
	Б
	

	П-133/121 
	155
	80
	482
	
	3-121
	36

	П-133/122 
	155
	82
	484
	
	3-122
	37

	П-133/140 
	172
	70
	510
	
	3-140
	59

	П- 133/ 147 
	178
	101
	520
	
	3-147
	46

	П-133/152 
	197
	89
	529
	
	3-152
	63

	П-133/161 
	203
	105
	532
	
	3-161
	61

	П-147/121 
	178
	80
	516
	3-147
	3-121
	45

	П- 147/ 122 
	178
	82
	528
	
	3-122
	45

	П-147/133 
	178
	95
	524
	
	3-133
	44

	П-147/140 
	178
	70
	510
	
	3-140
	60

	П-147/147 
	178
	101
	517
	
	3-147
	51

	П- 147/ 152 
	197
	89
	517
	
	3-152
	74

	П-147/161 
	'     203
	101
	517
	
	3-161
	60

	П-147/171 
	203
	101
	521
	
	3-171
	63

	П-152/121 
	197
	80
	526
	3-152
	3-121
	55

	П- 152/ 147 
	197
	101
	517
	
	3-147
	67

	П-152/171 
	203
	122
	517
	
	3-171
	68

	П-161/147 
	203
	101
	517
	3-161
	3-147
	53

	П-161/171 
	229
	127
	538
	
	3-171
	91

	П-161/177 
	225
	102
	523
	
	3-177
	97

	П-171/147 
	203
	101
	538
	3-171
	3-147
	61

	П-171/171 
	203
	127
	517
	
	3-171
	60

	П-171/177 
	229
	101
	523
	
	3-177
	99

	П-171/201 
	254
	121
	518
	
	3-201
	115

	П-177/171 
	225
	102
	517
	3-177
	3-171
	93

	П-201/177 
	254
	101
	533
	3-201
	3-177
	118

	П-201/201 
	254
	120
	537
	
	3-201
	122

	Муфтові перехідники (рис.4.9, б)

	М-76/66 
	86
	36
	300
	3-76
	3-66
	9

	М-76/76 
	95
	45
	300
	
	3-76
	-

	М-76/86 
	108
	45
	363
	
	3-86
	15

	М-76/88 
	108
	45
	300
	
	3-88
	14

	М-76/101 
	118
	45
	300
	
	3-101
	-

	М-76/117 
	140
	45
	350
	
	3-117
	-

	М-76/121 
	146
	45
	350
	
	3-121
	20

	М-88/86 
	113
	54
	325
	3-88
	3-86
	16

	М-88/101 
	118
	58
	325
	
	3-101
	17

	М-88/108 
	133
	58
	366
	
	3-108
	20

	М-88/117 
	108
	58
	300
	
	3-117
	-

	М-88/121 
	146
	58
	398
	
	3-121
	26

	М-88/147 
	178
	58
	350
	
	3-147
	-
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Продовження табл. 4.23
	Перехідних (ГОСТ 7360-82) 
	D
	d
	L
	Різьба
	Маса, кг

	
	мм
	A
	Б
	

	М-88/152 
	197
	58
	350
	
	3-152
	_

	М-88/171 
	203
	58
	350
	
	3-171
	_

	М-88/177 
	203
	58
	400
	
	3-177
	_

	М-88/201 
	230
	58
	400
	
	3-201
	-

	М-117/121 
	146
	78
	356
	3-117
	3-121
	25

	М-И7/147 
	178
	78
	400
	
	3-147
	34

	М-121/152 
	197
	80
	350
	3-121
	3-152
	_

	М-121/171 
	203
	80
	350
	
	3-171
	_

	М-121/177 
	203
	80
	400
	
	3-177
	_

	М-121/201 
	230
	80
	400
	
	3-201
	-

	М- 152/ 147 
	197
	101
	391
	3-152
	3-147
	44

	М-152/161 
	203
	122
	400
	
	3-161
	53

	М-152/171 
	229
	122
	400
	
	3-171
	78

	М-152/201 
	254
	122
	469
	
	3-201
	82

	М-177/161 
	225
	102
	400
	3-177
	3-161
	72

	М-177/171 
	229
	101
	400
	
	3-171
	73

	М-177/201 
	254
	101
	420
	
	3-201
	99

	Ніпельні перехідники (рис.4.9,в)

	Н-76/76 
	95
	32
	300
	3-76
	3-76
	10

	Н-88/88 
	108
	38
	350
	3-88
	3-88
	_

	Н-101/171 
	203
	62
	400
	3-101
	3-171
	_

	Н-121/121 
	146
	80
	525
	3-121
	3-121
	36

	Н-121/147 
	178
	70
	400
	
	3-147
	

	Н-121/171 
	203
	70
	400
	
	3-171
	-

	Н- 147/ 147 
	178
	101
	550
	3-147
	3-147
	51

	Н-147/152 
	197
	89
	550
	
	3-152
	70

	Н-147/171 
	203
	101
	707
	
	3-171
	93

	Н-171/177 
	225
	101
	550
	3-171
	3-177
	94

	Н-171/201 
	254
	120
	670
	
	3-201
	114


[image: image348.png]



[image: image349.png]-




Рис.4.9. Схеми перехідників для бурильних труб
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Стандартами передбачено виготовлення перехідників і бурильних трубних замків з од​ного і того ж матеріалу і з однаковим зовнішнім діаметром. Діаметр прохідного отвору пе-рехідника повинен дорівнювати найменшому внутрішньому діаметру бурильного замка. Виготовляють перехідники зі сталі 40ХН або з інших сталей, які вміщують нікель.
Перехідники для ведучих бурильних труб випускають згідно з ТУ 26-02-625-75. Ос​новні їх розміри наведені в табл. 4.24.
Таблиця 4.24
	Перехідник для веду​чої бурильної труби
	D
	d
	L
	Сторона квадрата
	Різьба
	Маса, кг

	
	мм
	А (ГОСТ 631-75)
	Б (ГОСТ 5286-75)
	

	 
	Beрхні перехідники

	ПВ 65x3-76 
	95 
	38 
	260 
	65 
	73Л 
	3-76Л 
	10 

	ПВ 80x3-88 
	108 
	45 
	275 
	80 
	89Л 
	3-88Л 
	13 

	ПВ 11 2x3- 121 
	146 
	80 
	330 
	112 
	114Л 
	3-121Л 
	23 

	ПВ 11 2x3- 152 
	197 
	89 
	350 
	112 
	114Л 
	3-152Л 
	60 

	ПВ 112x3-171 
	203 
	101 
	375 
	112 
	114Л 
	3-171Л 
	48 

	ПВ 140x3-147 
	178 
	101 
	350 
	140 
	140Л 
	3-147Л 
	36 

	ПВ 140x3-152 
	197 
	89 
	350 
	140 
	140Л 
	3-1 52Л 
	55 

	ПВ 155x3-152 
	197 
	89 
	357 
	155 
	168Л 
	3-152Л 
	54 

	Нижні перехідники

	ПН 65x3-76 
	95 
	32 
	260 
	65 
	73 
	3-76 
	9 

	ПН 80x3-88 
	108 
	38 
	275 
	80 
	89 
	3-88 
	12 

	ПНІ 12x3-1 17 
	140 
	58 
	305 
	112 
	114 
	3-117 
	18 

	ПН 112x3-121 
	146 
	80 
	330 
	112 
	114 
	3-121 
	22 

	ПНІ 12x3- 133 
	155 
	95 
	335 
	112 
	114 
	3-133 
	24 

	ПН 140x3-140 
	178 
	70 
	340 
	140 
	140 
	3-140 
	ЗО 

	ПНІ 40x3- 147 
	178 
	101 
	350 
	140 
	140 
	3-147 
	35 

	ПН 155x3-152 
	197 
	89 
	375 
	155 
	168 
	3-152 
	50 

	ПН 155x3-171 
	203 
	127 
	375 
	155 
	168 
	3-171 
	39 


Розрахунок бурильної колони. Бурильна колона сприймає комплекс різних наванта жень, характер і значення яких залежать від способу буріння, профілю свердловини різновиду породоруйнівного інструменту і властивостей гірських порід, а також від тип; технологічної операції, яка виконується в свердловині (буріння, спуско-підйомні операції ліквідація аварій та ін).
У найбільш складному напруженому стані перебуває бурильна колона при роторном; способі буріння. Тоді вона сприймає навантаження від власної ваги, крутного моменту знакозмінних напружень згину і динамічних знакозмінних зусиль, які визначаються ха рактером роботи долота на вибої свердловини, а також інерційністю і пружністю бурильне колони.
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Всі зусілля, які діють на бурильну колону, неможливо врахувати, оскільки деякі з них навіть не піддаються точному визначенню. Тому при розрахунку бурильної колони врахо​вуються лише основні види навантажень: розтягуючі зусилля, крутні та згинальні момен​ти. Другорядні види навантажень враховуються коефіцієнтом запасу міцності.
Розрахунок при бурінні вибійними двигунами. З метою спрощення роз​рахунків дотичними напруженнями нехтують, оскільки при цьому способі буріння вони незначні. При розрахунку бурильної колони на міцність спочатку визначають довжину ОБТ і при необхідності - довжину наддолотного комплекту бурильних труб (наприклад, при застосуванні ЛБТ).
Довжину ОБТ ([image: image350.png]loBT



), які забезпечують задане навантаження на долото, визначають за формулою
[image: image351.png]1,257, ~ 4G, ,

&osT



 (4.1)
де[image: image352.png]


— осьове навантаження на долото, Н; 

[image: image353.png]


— прискорення вільного падіння, м/с2;
[image: image354.png]020



 — маса вибійного двигуна, кг; [image: image355.png]SoBT



- маса 1м ОБТ, кг.
Довжину наддолотного комплекту, який складається зі стальних бурильних труб групи міцності Д з максимальною товщиною стінки, найчастіше приймають рівною 500 м.
Вибравши товщину і групу міцності матеріалу для першої секції бурильних труб, виз​начають її допустиму довжину:
[image: image356.png]


 (4.2)
для другої і наступних секцій бурильної колони довжини знаходять за формулами
[image: image357.png]



[image: image358.png]_ G ~ Gapom1)
b= 2dn ’




де [image: image359.png]Cyay Gear Con



— допустимі розтягуючі навантаження відповідно для першої, другої і n-ї секцій, Н;[image: image360.png]I B0 by



— допустимі довжини першої, другої і п-ї секцій бурильної колони, м;[image: image361.png]


— вага бурильної колони, яка знаходиться нижче першої секції, Н;[image: image362.png]


— додаткове розтягуюче зусилля, яке виникає внаслідок перепаду тиску в турбобурі та долоті, Н;[image: image363.png]dy



, [image: image364.png]


 — маса 1 м бурильних труб відповідно для першої, другої і п - ї секцій, кг. Допустиме розтягуюче навантаження визначають за формулою
[image: image365.png]G,
oy = L2




де [image: image366.png]Oy (s)



— межа текучості матеріалу труб n-ї секції, Па;[image: image367.png]Fiy



— площа поперечного пе​рерізу бурильної колони, м2;[image: image368.png]


— коефіцієнт запасу міцності, який приймають рівним 1,3 для вертикальних свердловин, 1,35 - для похилонапрямлених свердловин і 1,4 - для ускладнених умов.
Розрахунок при роторному способі буріння. Методика в цьому випадку передбачає спочатку розрахунок труб на статичну міцність, а потім перевірку на витри​валість.
При розрахунку на статичну міцність довжину ОБТ і наддолотного комплекту виз​начають аналогічно, як і при бурінні вибійними двигунами. Тільки у формулі (4.1) прий-
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мають [image: image369.png]


= 0. Основою для розрахунку є збереження в будь-якому перерізі бурильної ко​лони умови
[image: image370.png]7; +A; =4




де[image: image371.png]


- межа текучості матеріалу труб, Па;[image: image372.png]


— напруження в тілі труби, які виникають під дією розтягуючих навантажень, Па; А — коефіцієнт анізотропії матеріалу труб, для сталі А-4,0; для алюмінієвих сплавів А-4,77;[image: image373.png]


— дотичне напруження, яке виникає під дією крутного моменту, Па;[image: image374.png]


— коефіцієнт запасу міцності, який приймають 1,4 для вертикаль​них свердловин, 1,45 - для похилонапрямлених свердловин 11,5 — для ускладнених умов. Величину [image: image375.png]O



 визначають за формулою
[image: image376.png]Tac

|



 (4.3)
де [image: image377.png]Ug.x



— вага бурильної колони, яка розміщена нижче розрахункового перерізу, Н; F - пло​йці розрахункового поперечного перерізу бурильної колони, м2. Дотичні напруження шукають за формулою
[image: image378.png]


 (4.4)
де[image: image379.png]


— крутний момент в розрахунковому перерізі бурильної колони, Н • м.
[image: image380.png]=M_,+M,




де[image: image381.png]


— момент, який витрачається на холосте обертання бурильної колони довжиною від розрахункового перерізу до долота, Н-м;[image: image382.png]


— момент, який реалізується на долоті для руйнування гірських порід, Н-м;[image: image383.png]


—полярний момент опору розрахункового перерізу, м3,
[image: image384.png]Ay - )
16d;




де[image: image385.png]


— зовнішній і внутрішній діаметри бурильних труб, м.
Момент на холосте обертання колони визначають за формулою Федорова [9]:
[image: image386.png]M, =cpdiaL,




де с - дослідний коефіцієнт, який залежить від ступеню викривлення свердловин, для ку​та викривлення свердловини 3-5° він становить (10 ÷13,5) • 10-3; для кута 6-9° - (14,5 ÷ 16,0) 10-3; для кута 10-16° - (16,5 ÷19) • 10-3;[image: image387.png]


— густина бурового розчину, кг/м3 ; [image: image388.png]


 — кутова швидкість обертання колони, с-1; [image: image389.png]


— сума довжини бурильної колони, розміщеної нижче розрахункового перерізу, і довжини проектної секції, м,
[image: image390.png]



де[image: image391.png]


— довжина проектної секції, м;[image: image392.png]


— сумарна довжина долота, ОБТ і наддолотного комплекту, м.
У зв'язку з тим, що довжина[image: image393.png]


невідома при роторному способі буріння, вона спочатку визначається з надлишком за формулою (4.2), а потім уточнюється з врахуванням дотич​них напружень методом послідовного наближення.
Момент на долоті знаходять за формулою
[image: image394.png]M, =MP +M

2 = MaPy
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де [image: image395.png]


— питомий момент, який залежить від осьового навантаження, Н • м/кН;[image: image396.png]


- осьо​ве навантаження на долото, кН;[image: image397.png]


— момент, який витрачається на холосте обертаннг долота, Н-м.
Питомий момент долота Мп залежить від його типу, розміру, якості виготовлення, діапазону навантажень і частоти обертання, густини і пластичності розбурюваних порід. У кінці довбання питомий момент збільшується в 2-3 рази порівняно з початковим. З достат​ньою для практичних розрахунків точністю питомий момент шарошкових доліт можна визначити за формулою
[image: image398.png]M, =B+ 120D,




де В — дослідний коефіцієнт, який коливається в межах 1 -2 Н • м/кН;[image: image399.png]


— діаметр доло​та, м. Для доліт фрезерного типу питомий момент в 1, 5-2 рази більший, ніж для шарош​кових доліт того ж діаметру.
Розрахунок продовжують до тих пір, поки сума довжин всіх секцій не дорівнюватиме або перевищить L. Довжину останньої секції шукають за формулою
[image: image400.png]o=l

W=L= 1y~ b
]




де[image: image401.png]


—загальна довжина бурильної колони, м;[image: image402.png]a—1
RS
<



| — сума довжин всіх попередніх
секцій, м;[image: image403.png]


— довжина ОБТ і наддолотного комплекту, м.
Розрахунок на витривалість проводиться при роторному бурінні після розрахунку на міцність для найбільш навантажених перерізів: над долотом, над ОБТ, в місцях переходу від однієї секції бурильної колони до іншої, в місцях викривлення свердловини.
Розрахунок проводиться по тілу труби для труб з привареними замками або по перерізу біля першої повної нитки трубної різьби для труб зі стандартним різьбовим з'єднанням. Розрахунковими змінними напруженнями прийнято вважати напруження згину, які ви​никають при обертанні колони навколо власної осі.
Загальний коефіцієнт міцності а у перерізах визначають за формулою
[image: image404.png]



де[image: image405.png]00/ (0,0, + 0T, O



— межа текучості під дією осьових навантажень, Па; [image: image406.png]


 — межа витривалості при симетричному циклі навантаження, Па;[image: image407.png]


—нормальні напруження згину, Па;[image: image408.png]


— статичне напруження розтягу (стиснення) в розрахунково​му перерізі, Па.
[image: image409.png]@ =171,




де[image: image410.png]


— межа текучості під дією дотичних навантажень, Па;[image: image411.png]


- дотичні напруження в розрахунковому перерізі, які визначають за формулою (4.4), Па.
Величину [image: image412.png]


 знаходять за формулою (4 3), в яку підставляють вагу розтягнутої або стисненої частини бурильної колони, що. розміщена нижче розрахункового пе​рерізу.
Значення межі витривалості[image: image413.png]


стальних бурильних труб для вузла труба-замок наве​дені в табл. 4. 25. Для АБТ величина[image: image414.png]gy



приблизно в два рази менша, ніж для СБТ групи міцності Д.
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Таблиця 4.25
	Тип труби 
	[image: image415.png]


 , МП а, при групі міцності труби 

	
	Д 
	К 
	Е 

	3 безупорним з'єднанням 
	72 
	63 
	80 

	ТБПВ   (з  привареними  по  висадці замками) 
	100 
	90 
	90 

	3 трапецеїдною різьбою 
	140 
	ПО 
	120 


Нормальні напруження згину[image: image416.png]


в вертикальній ділянці при обертанні навколо осі свер​дловини шукають за формулою
[image: image417.png]



де £ — модуль пружності матеріалу труби, Па;[image: image418.png]


— стріла прогину бурильної колони, м
[image: image419.png]Ff=(,1D, - dy))/2,




[image: image420.png]



— діаметр долота, м;[image: image421.png]


— довжина півхвилі, яку визначають за формулою Саркісова:

[image: image422.png]HE

o
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де[image: image423.png]


— відстань від нульовогоперерізу (основні напруження в ньому дорівнюють нулю) до розрахункового, позитивне її значення береться для розтягнутої частини колони, від'ємне — для стиснутої, м; / - осьовий момент інерції поперечного перерізу, м4. Якщо величина[image: image424.png]


 близька до відстані між бурильними замками, то її числове значення приймається рівним цій відстані.
Напруження згину при обертанні бурильної колони на викривленій ділянці свердловини
[image: image425.png]4, E/2R,





де [image: image426.png]


— радіус кривини викривлення, м.
Значення R в першому наближенні визначають за формулою
[image: image427.png]Alay — ),




де[image: image428.png]


— довжина викривленої ділянки, м; «j, a2 — зенітні кути на початку і в кінці вик​ривлення, рад.
4.3. Розмежування пластів
Проектування конструкції свердловин. Проектування конструкції свердловини здійснюється на основі суміщеного графіку тисків і передбачає визначення кількості обсад-них колон для несумісних зон буріння, глибини спуску колон і їх розмірів та висоти підйому тампонажного розчину в заколонному просторі.
Суміщений графік тисків (рис.4.10) будується на основі розрахованих еквівалентів градієнта пластового (перового) тиску ([image: image429.png]


) і тиску гідророзриву (поглинання) С[image: image430.png]


) для кожного літологічного підрозділу за формулами
[image: image431.png]Ko = Poa/pagH; Ko, =P o/pgH,





113
[image: image432.png]Exbibarenm spadiema mucxy Tnubuna

rube- SOyeRy
,1:5,;’ W0 L 42 43 G 45 18 17 18 19 20 21 22| posowan

1

=
w0 27 g
P e 7

800 24

1200

1660

20004 7 26

2400

LS
1

10 N2 1 1

3200

3600

44004

4800

5200





Рис.4.10. Суміщений графік тисків:
1-19; 20-38 - Ліни градієнтів пластового тиску і тиску гідророзриву; заштриховані області відповідають зонам зі сумісними умовами буріння
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де [image: image433.png]


і[image: image434.png]


— пластовий тиск і тиск гідророзриву, Па; [image: image435.png]Pe



— густина прісної води, кг/м3;[image: image436.png]



— прискорення вільного падіння, м/с2; Н — глибина, на якій визначається тиск, м. При відсутності промислових даних тиск гідророзриву визначається за формулами:
[image: image437.png]


 = 0.0083Я + (0,665 + 1,0)[image: image438.png]


;  [image: image439.png]rp



= 0,87[image: image440.png]



[image: image441.png]Pop = TP Po) + Poa s




де [image: image442.png]


— тиск порід на глибині Н, МПа; [image: image443.png]Pr



— середньозважена густина порід, кг/м3; [image: image444.png]


— коефіцієнт Пуассона. Для розрахунку приймається значення [image: image445.png]


 менше із визначених за цими формулами.
Тиск поглинання[image: image446.png]


приймається на основі промислових даних, а при їх відсутності визначається зі співвідношення
[image: image447.png]


 = (0,75...0,95)[image: image448.png]e’




На побудованому суміщеному графіку межі зміни еквівалентів тисків бурового розчину є глибинами спуску обсадних колон (рис. 4.10).
Розміри обсадних колон і доліт вибираються знизу вверх, починаючи з експлуа​таційної колони, діаметр якої визначається замовником. Мінімально необхідний радіальний зазор між муфтою обсадної колони і стінкою свердловини вибирають із вра​хуванням жорсткості колони, глибини її спуску, викривлення стовбура і стійкості стінок свердловини та інших факторів. Для вертикальних свердловин приймаються такі радіальні зазори:
Зовнішній діаметр обсадноі колони,                      Радіальний зазор, мм
мм
114; 127; 140; 146                                                                  10-15
168; 178; 194                                                                          15-20
219;245                                                                                    20-25
273;299                                                                                    25-35
324:340:351                                                                             35-45
377:406:426                                                                             45-50
Висота підйому тампонажного розчину в затрубному просторі визначається на основі діючих методик та інструкцій.
З'єднання обсадних труб. Обсадні труби для кріплення нафтових і газових свердловин з'єднуються між собою за допомогою нарізних (ГОСТ 632-80) і зварних (ТУ 14-3-1599-88, ТУ 14-3-1068-88) з'єднань (табл. 4.26, 4.27). В нарізних з'єднаннях використовуєься різьба трикутного і трапецеподібного профілю.
Розрахунок обсадних колон проводиться, виходячи з максимальних значень надлиш​кових зовнішніх і внутрішніх тисків, а також з осьових навантажень, що діють на обсадну колону на різних стадіях (під час буріння, випробування, експлуатації, ремонту свердло​вин).
Розрахунок експлуатаційних обсадних колон для нафтових свердловин. Внутрішній тиск[image: image449.png]


 в свердловині у період введення її в експлуатацію при закритому усті (рис. 4.11 ,а, тиск на гирлі[image: image450.png]


> 0) визначається за формулою
[image: image451.png]Py — 1078 p (L — 2)



 при  0[image: image452.png]


,                         (45)
де [image: image453.png]‘sl



 - пластовий тиск на глибині[image: image454.png]


мПа; [image: image455.png]


- густина рідини в колоні, кг/м3; z, [image: image456.png]


-відстань від гирла свердловини до розрахункового перерізу і башмака колони, м.
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Розрахунок колон нафтових свердловин при виклику припливу, випробуванні на гер​метичність зниженням рівня рідини і при закінченні експлуатації (рис.4.11, б, в) прово​диться за формулами
[image: image457.png]


 = 0  при[image: image458.png]


            [image: image459.png]


= КГ6[image: image460.png]pe8(z — H)



 при [image: image461.png]H=zs L,



    (4.6)
де Н - відстань від гирла до рівня рідини в колоні, м.
[image: image462.png]



Рис.4.11. Схеми положення рівнів в нафтових (а - в), газових (г) і газорідинних (д) свердловинах
Внутрішній тиск в колоні на глибині z при виконанні робіт, які пов'язані з нагнітанням рідини в свердловину (інтенсифікація, гідророзрив, ремонтні роботи і інші), знаходиться за формулою
[image: image463.png]‘+ AP - 10~
AL T AP — 1078 (L' — 2) + P,




 при  [image: image464.png]0<z=<L,



         (4.7)
де [image: image465.png]


- відстань від гирла до перерізу, в якому рідина, що нагнітається, виходить із коло​ни, м;[image: image466.png]P

L’



- пластовий тиск на глибині[image: image467.png]


, МПа; [image: image468.png]


- додатковий тиск для  забезпечення

	Зовнішній діаметр обсадної труби з різьбою три​кутного профілю, мм
	Товщина стінки, мм
	Маса 1 м, кг
	Зрушуюче навантаження, кН, для труби зі сталі групи міцності

	
	
	
	Д
	Е
	Л
	М

	114,3 
	6,4 
	16,9 
	500 
	725 
	860 
	1000 

	 
	7,4 
	•19,4 
	600 
	870 
	1040 
	1200 

	 
	8,6 
	22,3 
	725 
	1050 
	1240 
	1440 

	 
	10,2 
	26,7 
	- 
	- 
	1520 
	1750 

	127,0 
	6,4 
	19,1 
	560 
	825 
	970 
	1130 

	 
	7,5 
	22,1 
	685 
	1000 
	1190 
	1380 

	 
	9,2 
	26,7 
	880 
	1280 
	1520 
	1760 

	 
	10,2 
	30,7 
	1050 
	1520 
	1800 
	2090 

	139,7 
	7,0 
	22,9 
	795 
	1010 
	1200 
	1390 

	 
	7,7 
	21,1 
	785 
	1140 
	1350 
	1570 

	 
	9,2 
	29,5 
	970 
	1410 
	1680 
	1940 
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виходу рідини з колони при закачуванні, МПа; [image: image469.png]


- втрати тиску на тертя при русі рідини в колоні, МПа.
Тиск[image: image470.png]


визначають на довжині [image: image471.png]r'



-[image: image472.png]


 при   0[image: image473.png]


;
[image: image474.png]


 = 0  [image: image475.png]L'sz=< L.



                               (4.8)
Тиск на гирлі при [image: image476.png]


= 0
[image: image477.png]


 =[image: image478.png]


      [image: image479.png]P



+[image: image480.png]


       [image: image481.png]1076, gl + P,



                  (4.9)
де тиск [image: image482.png]


 визначають на довжині[image: image483.png]



У незацементованій зоні зовнішній тиск [image: image484.png]


 на колону на відрізку від гирла до рівня цементу шукають за формулою
[image: image485.png]


 = 10ID"6[image: image486.png]


 при    0[image: image487.png]£z<h,




де [image: image488.png]o



- густина бурового розчину за колоною, кг/м3; h - відстань від гирла до рівня цемен​тного розчину, м.
У зацементованій зоні в інтервалі, який закріплений попередньою колоною, зовнішній тиск визначається за тиском стовпа бурового розчину і гідростатичним тиском стовпа води з густиною[image: image489.png]


 = 1,1 • 103 кг/м3 :
[image: image490.png]


 = 10-6[image: image491.png]8logn + pec(z — 1))



  при [image: image492.png]h=sz=sl



           (4.10)
де [image: image493.png]


- відстань від гирла до башмака попередньої колони, м. У зацементованій зоні відкритого стовбура зовнішній тиск на колону визначається з врахуванням пластового і гірського тисків, а при відсутності їх впливу - за формулою (4.10). В інтервалі пластів з відомим тиском зовнішній тиск
[image: image494.png]P. = Panz



 (4.11)
а в інтервалі порід, схильних до текучості, він розраховується за гірським тиском
[image: image495.png]


 (4.12)
де[image: image496.png]Pn



- середня густина верхніх порід, кг/м.3
Таблиця. 4.26
	Зминальнийтиск. МПа, для труби із сталі групи міцності
	Внутрішній тиск, МПа, при якому виникає межа текучості матеріалу, для труби зі сталі групи міцності

	Д 
	Е 
	Л 
	м 
	Д 
	Е 
	Л 
	М 

	27,0 
	35,2 
	38,9 
	41,7 
	37,1 
	54,0 
	64,2 
	74,2 

	34,2 
	46,2 
	52,2 
	57,3 
	42,9 
	62,4 
	74,2 
	85,8 

	42,4 
	59,0 
	68,0 
	76,1 
	50,0 
	72,5 
	86,2 
	99,8 

	- 
	- 
	88,1 
	100,2 
	- 
	- 
	102,2 
	118,3 

	22,3 
	28,1 
	30,6 
	32,4 
	33,4 
	48,6 
	57,7 
	66,8 

	29,5 
	39,0 
	43,5 
	47,1 
	39,2 
	56,9 
	67,6 
	78,3 

	40,3 
	55,7 
	63,9 
	71,1 
	48,1 
	69,8 
	83,0 
	96,0 

	49,3 
	69,7 
	81,1 
	91,7 
	56,0 
	81,2 
	96,5 
	111,7 

	22,1 
	27,8 
	30,2 
	31,9 
	33,2 
	48,3 
	57,4 
	66,4 

	26,3 
	34,1 
	37,5 
	40,3 
	36,6 
	53,1 
	63,1 
	73,1 

	35,1 
	47,5 
	53,9 
	59,3 
	43,7 
	63,5 
	75,5 
	87,3 
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	Зовнішній діаметр об-садної труби з різьбою трикутного профілю, ми
	Товщина стінки, мм
	Маса 1 м, кг
	Зрушуюче навантаження, кН, для труби зі сталі групи міцності

	
	
	
	Д
	Е
	Л
	М

	
	10,5
	33,6
	1130
	1640
	1950
	2250

	146,0
	7,0
	24,0
	735
	1070
	1260
	1460

	
	7,7
	26,2
	825
	1200
	1430
	1660

	
	8,5
	28,8
	930
	1350
	1610
	1860

	
	9,5
	32,0
	1060
	1540
	1830
	2130

	
	10,7
	35,7
	1210
	1760
	2100
	2440

	168,3
	7,3
	29,0
	880
	1280
	-
	-

	
	8,9
	33,1
	1130
	1640
	1950
	2250

	
	10,6
	41,2
	1380
	2010
	2380
	2760

	
	12,1
	46,5
	1600
	2320
	2760
	3190

	177,8
	8,1
	33,7
	1070
	1550
	1870
	-

	
	9,2
	38,2
	1230
	1800
	2140
	2480

	
	10,4
	42,8
	1430
	2080
	2470
	2850

	
	11,5
	47,2
	1600
	2320
	2760
	3190

	
	12,7
	51,5
	1780
	2590
	3080
	3570

	
	13,7
	55,5
	_
	2810
	3340
	3870

	
	15,0
	60,8
	-
	-
	3680
	4250

	193,7
	8,3
	38,1    •
	1190
	1720
	2060
	2380

	
	9,5
	43,3
	1400
	2030
	2410
	2790

	
	10,9
	49,2
	1640
	2380
	2830
	3270

	
	12,7
	56,7
	1940
	2820
	3350
	3880

	
	15,1
	66,5
	-
	-
	4040
	4670

	219,1
	8,9
	46,3
	1470
	2130
	2540
	2930

	
	10,2
	52,3
	1720
	2500
	2970
	3440

	
	11,4
	58,5
	1960
	2840
	3380
	3910

	
	12,7
	64,6
	2200
	3200
	3800
	4410

	
	14,2
	71,5
	-
	3630
	4300
	4980

	245,5
	8,9
	51,9
	1630
	2370
	2810
	3250

	
	10,0
	58,0
	1870
	2710
	3230
	3740

	
	11,1
	63,6
	2110
	3070
	3650
	4210

	
	12,0
	68,7
	2300
	3350
	3980
	4610

	
	13,8
	78,7
	2780
	3900
	4640
	5370

	
	15,9
	89,5
	-
	-
	5400
	6250

	273,1
	7,1
	46,5
	1160
	.-
	-
	-

	
	8,9
	57,9
	1660
	2400
	2860
	3310

	
	10,2
	65,9
	1940
	2820
	3350
	3880

	
	11,4
	73,7
	2200
	3200
	3810
	4410

	
	12,6
	80,8
	2470
	3590
	4260
	4930

	
	13,8
	88,5
	2720
	3960
	4710
	5450

	
	15,1
	96,1
	_
	4370
	5190
	6010

	
	16,5
	104,5
	
	-
	5700
	6600
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Продовження табл. 4.26
	Зминальний тиск, МП а для труби із сталі групи міцності
	Внутрішній тиск, МПа, при якому виникає межа текучості матеріалу, для труби зі сталі групи міцності

	Д 
	Е 
	Л 
	М 
	Д 
	Е 
	Л
	М

	42,4 
	58,9 
	67,9 
	75,9 
	49,9 
	72,4 
	86,1 
	99,7 

	20,3 
	25,2 
	27,1 
	28,6 
	31,8 
	46,2 
	54,8 
	63,5 

	24,3 
	31,1 
	34,0 
	36,3 
	35,0 
	50,8 
	60,4 
	69,9 

	28,8 
	37,9 
	42,1 
	45,6 
	38,6 
	56,1 
	66,6 
	77,1 

	34,4 
	46,6 
	52,6 
	57,8 
	43,1 
	62,7 
	74,5 
	86,2 

	40,9 
	56,6 
	65,1 
	72,6 
	48,6 
	70,6 
	83,9 
	97,1 

	16,6 
	19,9 
	_ 
	- 
	28,8 
	41,8 
	- 
	- 

	24,4 
	31,3 
	34,2 
	36,6 
	35,1 
	51,0 
	60,6 
	70,1 

	32,7 
	44,0 
	49,5 
	54,2 
	41,8 
	60,7 
	72,1 
	83,5 

	39,9 
	55,0 
	63,0 
	70,2 
	47,8 
	69,3 
	82,3 
	95,4 

	18,3 
	22,3 
	24,1 
	_ 
	30,3 
	43,9 
	52,2 
	- 

	23,5 
	29,9 
	32,5 
	34,6 
	34,3 
	49,9 
	59,3 
	68,6 

	29,1 
	38,3 
	42,6 
	46,2 
	38,8 
	56,3 
	67,0 
	77,5 

	34,1 
	46,1 
	52,1 
	57,2 
	42,9 
	62,3 
	74,1 
	85,7 

	39,5 
	54,4 
	62,3 
	69,4 
	47,4 
	68,9 
	81,8 
	94,7 

	-
	61,2 
	70,7 
	79,3 
	-
	74,3 
	88,3 
	102,1 

	- 
	- 
	81,2 
	91,9 
	- 
	- 
	96,6 
	111,8 

	16,2 
	19,3 
	20,5 
	21,4 
	28,4 
	41,3 
	49,1 
	56,8 

	21,3 
	26,6 
	28,7 
	30,4 
	32,5 
	47,2 
	56,2 
	65,0 

	27,2 
	35,5 
	39,3 
	42,2 
	37,3 
	54,2 
	64,5 
	74,6 

	34,5 
	47,2 
	53,5 
	58,8 
	43,5 
	63,2 
	75,1 
	86,9 

	- 
	- 
	72,0 
	80,8 
	- 
	- 
	89,3 
	103,4 

	14,4 
	17,0 
	17,8 
	18,5 
	27,0 
	39,2 
	46,5 
	53,8 

	19,2 
	23,5 
	25,3 
	26,5 
	30,9 
	44,9 
	53,3 
	61,7 

	23,7 
	30,2 
	33,0 
	35,1 
	34,5 
	50,2 
	59,6 
	69,0 

	28,6 
	37,6 
	41,8 
	45,2 
	38,5 
	55,9 
	66,4 
	76,8 

	- 
	46,3 
	52,3 
	57,4 
	- 
	62,4 
	74,3 
	85,9 

	10,0 
	11,7 
	12,3 
	12,8 
	24,2 
	35,1 
	41,7 
	48,2 

	12,9 
	15,6 
	16,7 
	17,5 
	27,1 
	39,4 
	46,8 
	54,2 

	16,2 
	20,0 
	21,7 
	22,8 
	30,1 
	43,7 
	32,0 
	60,2 

	18,8 
	23,8 
	26,0 
	27,7 
	32,5 
	47,3 
	56,3 
	63,1 

	24,4 
	31,9 
	35,5 
	38,5 
	37,4 
	54,4 
	64,7 
	74,9 

	- 
	- 
	47,5 
	52,0 
	- 
	- 
	74,5 
	86,2 

	4,3 
	_ 
	_ 
	_ 
	17,2 
	_ 
	- 
	- 

	7,6 
	8,8 
	9,2 
	9,5 
	21,7 
	31,5 
	37,3 
	43,2 

	10,6 
	12,4 
	13,1 
	13,8 
	24,8 
	36,0 
	42,8 
	49,5 

	13,9 
	16,4 
	17,5 
	18,4 
	27,7 
	40,3 
	47,8 
	55,4 

	16,7 
	20,7 
	22,4 
	23,8 
	30,6 
	44,5 
	52,8 
	61,2 

	19,9 
	25,4 
	27,8 
	29,8 
	33,5 
	48,7 
	57,9 
	67,0 

	_ 
	30,6 
	34,0 
	36,7 
	_ 
	53,3 
	63,3 
	73,3 

	-     • 
	- 
	40,9 
	44,7 
	- 
	- 
	69,2 
	80,1 
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Розрахунок за формулами (4.11), (4.12) проводиться для інтервалу, який дорівнює по​тужності пласта плюс 100 м (50 м вище покрівлі та 50 м нижче підошви пласта).
Зовнішній тиск на всій довжині колони знаходиться з врахуванням тиску стовпа буро​вого і тампонажного розчинів у момент закінчення продавлювання останнього:
[image: image497.png]


 = 10-6[image: image498.png]Pp 82



  при    0[image: image499.png]



[image: image500.png]


 = 10-6 [image: image501.png]glpph + pyu(z — M



 при  [image: image502.png]



де :[image: image503.png]Pu



- густина цементного розчину за колоною, кг/м3.
В усіх випадках зовнішній тиск не може бути нижчим від гідростатичного тиску стовпа води з густиною [image: image504.png]Prc



= 1100 кг/м3.
Надлишковий зовнішній тиск[image: image505.png]


в загальному випадку визначається як різниця між зовнішнім і внутрішнім тисками
[image: image506.png]



При цьому тиски [image: image507.png]


 і [image: image508.png]


 знаходяться для одного і того ж моменту часу: при закінченні цементування, при випробуванні колони на герметичність зниженням рівня і при закінченні експлуатації.
У момент закінчення цементування тиск
[image: image509.png]3

EXT]



 = 10~6[image: image510.png]


  при    0[image: image511.png]



і
[image: image512.png]Pone = 107° gllpy — pu)z — (py — £p)A



 при  [image: image513.png]hszs L,




Під час випробування колон на герметичність зниженням рівня рідини в незацементо-ваній зоні при h < Н (рис. 4.2,6) тиск
[image: image514.png]


 при    0[image: image515.png]


                  (4.13)
а при h > Н (рис. 4.2,в) .
[image: image516.png]


 при    О[image: image517.png]


Н                                 (4.14)
і
[image: image518.png]Pz = 1078 glpg; = py(z — H))



 при    Н[image: image519.png]


;                     (4-15)
у зацементованій зоні при Л < Н (рис.4.2,6,) тиск
[image: image520.png]


 при  [image: image521.png]


                       (4.16)
і
[image: image522.png]Pimz

Py — 1078 pg(z - H)



 при  [image: image523.png]


             (4.17)
а при Л > Н (рис. 4.2в) -
[image: image524.png]Py — 107 %p,g(z — H)



 при  [image: image525.png]


             (4.18)
де тиск [image: image526.png]"1z



 визначається за формулами (4.6-4.8).
Під час випробування нафтових свердловин тиск [image: image527.png]


~ в незацементованій зоні шука​ють за допомогою формул (4.9-4.11), в зацементованій (4.16) - (4.18), де тиск [image: image528.png]


 обчис-
120
люється за формулами (4.10-4.12) для початкового моменту експлуатації. У момент закінчення експлуатації свердловин тиск [image: image529.png]Piuz



 в незацементованій зоні знаходять за фор​мулами (4.13) - (4.15), а в зацементованій - (4.16) - (4.18).
Якщо зовнішній тиск на колону визначають за тиском стовпа бурового розчину, то над​лишковий зовнішній тиск - за формулами
[image: image530.png]Pyuz = 107%pogz



   при    0[image: image531.png]



[image: image532.png]Py = 1070 glppz — po(z ~ H)]



 при  [image: image533.png]



В інтервалі залягання порід, схильних до текучості, тисІсР3 нг знаходять за формулою
[image: image534.png]P:uz



 = 10~6[image: image535.png]PoBZ — Py




де значення тиску [image: image536.png]‘sz



 приймають мінімальним "Із визначених за формулами (4.1-4.5).
При розрахунках колон приймають максимальне значення тиску[image: image537.png]Pz



Для труб він не повинен перевищувати допустимий тиск:
[image: image538.png]Py, = P/




де [image: image539.png]xp



- критичний тиск, який визначається за відомою формулою Саркісова; [image: image540.png]fmy



- ко​ефіцієнт запасу міцності. Для труб, які розміщені в межах експлуатаційного об'єкта п1 = 1,0,..., 1,3 (залежно від стійкості колекторів); для інших секцій- [image: image541.png]


= 1,0.
Надлишковий внутрішній тиск в загальному випадку визначається як різниця між внутрішнім і зовнішнім тисками, розрахованими для одного і того ж моменту часу:
[image: image542.png]


 (4.19)
де [image: image543.png]


- внутрішній тиск під час випробування колони на герметичність, МПа.
[image: image544.png]—6 ,
1,1 Py + 1076 p,, 22



 (4.20)
де [image: image545.png]Pps



- густина рідини для випробування колони на герметичність, кг/м3.
В незацементованій зоні (0[image: image546.png]


) тиск[image: image547.png]


розраховується за формулами
[image: image548.png](]



 = 1,1[image: image549.png]


- 10~6[image: image550.png]8Py
'» —p,
pn)”



  при    1,1 [image: image551.png]


>[image: image552.png]


,              (4.21)
[image: image553.png]Pon = 1075 glog — p, )2



   при    1,1[image: image554.png]


 < [image: image555.png]


,               (4.22)
де [image: image556.png]


— мінімальний допустимий тиск при випробуванні колони на герметичність, МПа. Нижче наведені значення тиску[image: image557.png]


залежно від діаметру колони при випробуванні її на герметичність:
Зовнішній діаметр колони, мм                                         Роп, МПа
114-127                                                                   15.0
140-146                                                                   12,5
168                                                                          11,5
178-194                                                                   9,5
219-245                                                                   9,0
273-351                                                                    7.5
377-508                                                                   6.5
У зацементованій зоні тиск
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	Зовнішній діаметр об-садної труби з різзю трикутного профілю, мм
	Товщини стінки, мы
	Маса 1 м. кг
	Змивальний тиск, МП а, для труби зі сталі

	
	
	
	С-75
	N-80
	С-95
	Р-110
	Y-150

	114,3
	6,35
	17,2
	42,3
	43,7
	48,4
	52,1
	-

	
	7,37
	20,1
	56,3
	58,9
	66,5
	73,6
	-

	
	8,56
	22,5
	-
	-
	-
	98,8
	124,9

	127,0
	7,52
	22,3
	48,1
	50,0
	55,8
	60,9
	70,7

	
	9,19
	26,8
	68,0
	72,3
	82,8
	92,7
	116,2

	
	10,72
	31,2
	_
	-
	-
	-
	157,6

	
	12,70
	34,5
	-
	-
	-
	-
	186,2

	139,7
	7,72
	25,3
	41,9
	43,3
	47,8
	51,4
	-

	
	9,17
	29,8
	58,2
	60,9
	69,0
	76,4
	93,0

	
	10,54
	34,2
	72,1
	76,9
	89,1
	100,1
	126,8

	168,3
	8,94
	35,7
	38,4
	39,7
	43,4
	46,3
	-

	
	10,59
	41,7
	53,9
	56,3
	63,5
	69,9
	-

	
	12,06
	47,6
	67,8
	71,1
	81,4
	91,0
	-

	177,8
	8,05
	34,2 .
	26,0
	26,4
	28,6
	_
	-

	
	9,19
	38,7
	36,2
	37,3
	40,5
	42,8
	-

	
	10,36
	43,2
	46,6
	48,4
	54,0
	58,7
	67,6

	
	11,50
	47,6
	56,8
	59,3
	67,1
	74,2
	89,8

	
	12,65
	52,1
	67,0
	70,2
	80,2
	89,8
	111,9

	
	13,72
	56,5
	73,7
	78,6
	92,5
	104,2
	132,7

	193,7
	8,33
	39,3
	22,7
	23,4
	25,6
	-
	-

	
	9,52
	44,2
	32,2
	33,1
	35,3
	36,8
	-

	
	10,92
	50,1
	43,6
	45,2
	50,0
	54,2
	61,1

	
	12,70
	58,0
	58,2
	60,7
	68,8
	76,2
	92,7

	
	15,11
	67,4
	-
	-
	-
	-
	135,7

	219,1
	10,16
	53,6
	27,7
	28,2
	30,0
	-
	-

	
	11,43
	59,5
	36,9
	38,1
	41,4
	43,9
	-

	
	12,70
	65,5
	46,0
	47,9
	53,3
	57,9
	66,5

	
	14,15
	72,9
	56,5
	59,1
	66,8
	74,0
	89,3

	244,5
	10,03
	59,5
	20,5
	21,3
	23,0
	-
	-

	
	11,05
	64,7
	25,8
	26,3
	28,4
	30,5
	-

	
	11,9
	69,9
	31,9
	32,8
	35,0
	36,6
	-

	
	13,84
	79,6
	43,9
	45,6
	50,5
	54,6
	61,8

	
	15,11
	86,9
	_
	-
	-
	-
	79,8

	
	15,87
	90.9
	_
	-
	-
	-
	90,5

	
	19,05
	106,4
	-
	-
	-
	-
	135,5

	273,0
	11,43
	75,9
	21,4
	22,7
	24,0
	25,3
	-

	
	12,57
	82,6
	27,7
	27,7
	29,6
	31,9
	-

	
	13,84
	90,3
	_
	-
	-
	40,4
	-

	
	15,11
	97,8
	_
	-
	-
	51,6
	57,4

	
	16.51
	103.7
	-
	-
	-
	64,0
	75.0
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Таблиця 4.27
	Внутрішний тиск. М Па для труби зі сталі 
	Розтягуюче навантаження, кН, при якому виникає межа текучості матеріалу, для труби зі сталі 

	С-75 
	N-80 
	С-95 
	Р-110 
	У- 150 
	С-75 
	N-80 
	С-95 
	Р-110 
	У-150 

	50,2
	53,7
	63,7
	73,7
	_
	942
	991
	1040
	1236
	-

	58,4
	62,2
	73,9
	85,5
	_
	Н38
	1197
	1265
	1501
	-

	
	
	
	99,5
	135,6
	-
	-
	-
	1805
	2305

	53,6
	57,2
	67,9
	78,6
	107,1
	1314
	1383
	1452
	1726
	2207

	65,5
	69,9
	83,0
	96,1
	131,1
	1668
	1766
	1854
	2197
	2815

	_
	_
	_
	_
	139,9
	_
	-
	-
	-
	3355

	-
	-
	-
	-
	139,9
	-
	-
	-
	-
	4022

	50,0
	53,4
	63,4
	73,4
	_
	1452
	1550
	1668
	1982
	-

	59,3
	63,4
	75,2
	87,2
	118,8
	1795
	1903
	2040
	2433
	3120

	63,9
	68,2
	80,9
	93,7
	127,7
	2099
	2237
	2403
	2864
	3659

	48,1
	51,3
	60,9
	70,5
	_
	2011
	2139
	2423
	2855
	-

	57,0
	60,7
	72,1
	83,6
	_
	2452
	2609
	2953
	3473
	-

	64,8
	69,3
	82,2
	95,2
	-
	2835
	3012
	3424
	4022
	-

	40,9
	43,8
	51,9
	_
	_
	1844
	1962
	2246
	-
	-

	46,8
	49,9
	59,3
	68,7
	,
	2178
	2305
	2639
	3080
	-

	52,8
	56,3
	66,8
	77,4
	105,6
	2502
	2658
	3041
	3541
	4670

	58,6
	62,5
	74,2
	85,9
	117,1
	2815
	2992
	3414
	3993
	5248

	59,7
	63,8
	75,6
	87,6
	119,5
	3129
	3316
	3796
	4434
	5827

	59,7
	63,8
	75,6
	87,6
	119,5
	3414
	3620
	4140
	4836
	6357

	38,9
	41,5
	49,3
	1
	-
	2050
	2178
	2492
	-
	-

	44,4
	47,5
	56,4
	65,3
	,
	2413
	2560
	2933
	3424
	-

	51,0
	54,4
	64,6
	74,8
	102,0
	2852
	3002
	3433
	4002
	5366

	54,9
	63,3
	75,1
	87,0
	118,7
	3345
	3551
	4061
	4738
	6357

	-
	-
	-
	-
	135,7
	-
	-
	-
	-
	7652

	42,0
	44,7
	53,2
	_
	-
	2884
	3061
	3512
	-
	-

	47,2
	50,3
	59,7
	69,3
	-
	3296
	3502
	4022
	4689
	-

	52,5
	56,0
	66,5
	76,9
	105,0
	3708
	3944
	4522
	5278
	7073

	58,5
	62,3
	74,1
	85,7
	116,9
	4179
	4434
	5091
	5935
	7956

	37,2
	39,6
	47,0
	_
	-
	3090
	3276
	3767
	-
	-

	40,9
	43,7
	51,8
	59,9
	-
	3453
	3669
	4218
	4915
	-

	44,4
	47,4
	56,2
	65,1
	_
	3787
	4022
	4630
	5395
	-

	51,2
	54,6
	64,8
	75,1
	102,5
	4444
	4728
	5425
	6327
	8495

	_
	_
	_
	_
	110,9
	_
	.
	-
	-
	9329

	_
	_
	_
	_
	117,5
	_
	_
	-
	-
	9839

	-
	-
	-
	-
	124,6
	-
	-
	-
	-
	11890

	37,9
	40,4
	48,0
	55,5
	_
	3365
	3751
	4120
	4807
	-

	41,6
	44,4
	52,8
	61,1
	-
	3747
	3983
	4591
	5346
	-

	_
	_
	_
	67,3
	_
	-.
	-
	-
	5955
	-

	_
	_
	_
	73,5
	100,2
	-
	-
	-
	6543
	8800

	-
	-
	-
	77.5
	105.8
	-
	-
	-
	7200
	9673
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	Зовнішній діаметр об-садноі труби з різзю три​кутного профілю,
MM 
	Товщини стінки,
MM 
	Маса 1 м, кг 
	Змивальний тиск, МПа, для труби зі сталі 

	
	
	
	С-75 
	N-80 
	С-95 
	Р-110 
	Y-150 

	298,5 
	12,42 
	89,3 
	21,2 
	21,9 
	23,7 
	- 
	- 

	339,7 
	13,05 
	107,1 
	17,9 
	18,4 
	19,4 
	19,8 
	- 

	
	13,97 
	111,6 
	20,6 
	21,4 
	- 
	
	19,8 

	
	15,44 
	123,5 
	26,3 
	26,7 
	- 
	
	- 

	
	18,26 
	144,3 
	39,4 
	40,7 
	- 
	- 
	- 

	406,4 
	16,66 
	159,2 
	20,5 
	21,2 
	- 
	- 
	- 


(4.3) [image: image558.png]Pas B

Po= LIPy 41076 py 8z — [Py + —T(Z-lo)l



 при  [image: image559.png]Ly 258,




і
[image: image560.png]P= =
w= L1Pgy + 1076 pg 0z — [Pryii—) +




(4.24) 
[image: image561.png]Payi — P
8 = S-1)

1
(2~ 5G-1)



 при  [image: image562.png]S(i—)) S zs§;



,
де і = 2,3,... - номери пластів від башмака проміжної колони; [image: image563.png]


- відстань від гирла до середини найближчого (першого) до башмака проміжної колони пласта з тиском[image: image564.png]P,

nxt



, м ; [image: image565.png]S(i-1)



- віддаль від гирла до середини наступних від башмака проміжної колони пластів
з тиском[image: image566.png]


(І-1), м.
Якщо  1,1 .[image: image567.png]


< [image: image568.png]Pons



 то у формулу  (4.23)  або  (4.24)  замість величини  1,1[image: image569.png]



підставляють значення тиску[image: image570.png]


. Під час випробування колони з пакером тиск.[image: image571.png]


 в фор​мулі (4.15) визначають як
[image: image572.png]



де [image: image573.png]


- максимальне значення тиску, яке визначається за формулами (4.5 - 4.9). При цьому мінімально необхідний тиск на гирлі обсадної колони під час випробування на гер​метичність будь-якої П секції з верхньою межею на глибині z визначається з виразу
 [image: image574.png]



Тиск [image: image575.png]


 розраховують як різницю тисків[image: image576.png]


 і [image: image577.png]


 за формулами (4.20-4.24). Надлишковий внутрішній тиск не повинен перевищувати  допустимий:
[image: image578.png]Popz 5 P/my,




де[image: image579.png]


- надлишковий внутрішній тиск, при якому напруження в тілі труби досягають межі текучості, [image: image580.png]


знаходять за формулою Барлоу (з коефіцієнтом 0,875, який враховує відхилення товщини стінки труби по ГОСТ 632-80);[image: image581.png]


- коефіцієнт запасу міцності при діаметрі труби типів А, Б 114-219 мм, він становить 1,15, а при діаметрі більше 219 мм для труби типу А - 1,15, для труби типу Б - 1,45.
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Продовження табл. 4.27

	Внутрішний тиск, М П а для труби зі сталі 
	Розтягуюче навантаження, кН, при якому виникає межа текучості матеріалу, для труби зі етапі 

	С-75 
	N-80 
	С-95 
	Р-110 
	У-150 
	С-75 
	N-80 
	С-95 
	Р-110 
	У-150 

	37,7 
	40,2 
	47,7 
	_ 
	- 
	3865 
	4110 
	4738 
	- 
	- 

	34,1 
	37,1 
	44,0 
	51,0 
	69,6 
	4346 
	4620 
	5356 
	6239 
	8397 

	37,2 
	39,7 
	_ 
	- 
	- 
	4689 
	4993 
	- 
	- 
	- 

	41,2 
	43,9 
	- 
	- 
	- 
	5239 
	5572 
	- 
	- 
	- 

	43,3 37,1 
	46,0 39,5 
	" 
	" 
	-
	6259 6671 
	6661 7093 
	-
	- 
	- 


Осьове навантаження на колону від власної ваги[image: image582.png]


визначається з врахуванням теоре​тичної ваги колони:
[image: image583.png]=Yg,
T




де п - кількість секцій в обсадній колоні;[image: image584.png]


- довжина gі-ї секції, м; [image: image585.png]


- зведена маса їм і-ї секції в повітрі, кН/м.
Маса колони [image: image586.png]


не повинна перевищувати допустиму:
[image: image587.png]Q= [Pl




де [Р] =[image: image588.png]P /n,



, [image: image589.png]


- коефіцієнт запасу міцності; [image: image590.png]3



- зрушувальна осьова розтягуючи сила, при якій в найбільш небезпечному перерізі нарізного з'єднання напруження досяга​ють межі текучості. Сила [image: image591.png]3p



 для труб з нарізкою трикутного профілю визначається за формулою Яковлева-Шумілова і міститься в довідниках.
Нижче наведеш значення коефіцієнта, [image: image592.png]


 для вертикальної  сверд-ловини:
Діаметр труби, ми  Довжина колони, м
n3
114-168
До 3000
1,15
Більше 3000
1.30
178-245
До 1500
1.30
Більше 1500
1.45
273 - 324
До 1500
1,45
Більше 1500
1,60
Більше 324
До 1500
1.60
Більше 1500
1,75
Розрахунок на розтяг колони з нарізкою трапецеподібного профілю (ГОСТ 632-80) проводять за значенням руйнуючого навантаження, мінімального зі обчислених, виходячи з умов руйнування по тілу труби, виходу різьби і з спряження і руйнування по муфтовій частині з'єднання.
Руйнуюче навантаження по тілу труби в небезпечному перерізі
[image: image593.png]


 = 0,785 [(.[image: image594.png]


- 0,022)2 -[image: image595.png](D — 28)*16, wini



              (4.25)
при виході різьби зі спряження -
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[image: image596.png]by AE;
4 =t
Py =m(d - 7){"":1.#: o




              (4.26)
по муфтовій частині з'єднання в небезпечному перерізі -
[image: image597.png]


 = 0,785[image: image598.png](D — d})) 9, min-



                      (4.27)
Для колон, які зібрані з труб ОГ з товщиною стінки до 10 мм включно, руйнуюче наванта​ження визначається, виходячи з міцності ніпельної частини:
[image: image599.png]


 = 0,785 [([image: image600.png]


- 0,09)2 - (-[image: image601.png]


- 2<$)г][image: image602.png]Py min:



                (4.28)
Для труб ОГ з товщиною стінки 11 мм і більше руйнуюче навантаження визначається, виходячи з міцності муфтової частини:
[image: image603.png]Pou = 0785 [(D® — (D ~ L,19)°] 9, min-



                                     (4.29)
У формулах (4.20)—(4.29) прийняті такі умовні позначення: [image: image604.png]


- зовнішній діаметр труби, мм; [image: image605.png]


- товщина стінки, мм; [image: image606.png]


- мінімальна межа міцності при розтягу, МПа;[image: image607.png]


 -висота профілю різі,[image: image608.png]


- 1,6 мм; [image: image609.png]Oy min



- мінімальна межа текучості при розтягу МПа;[image: image610.png]


 -середній діаметр тіла труби, мм.
[image: image611.png]d.=D—-(+h/2);




[image: image612.png]


 - діаметральний натяг згвинчуваного з'єднання, мм; [image: image613.png]


- модуль зміцнення, який дорівнює 4900 МПа для сталі групи міцності Д, 3430 МПа для сталей групи міцності К і Е і 2450 МПа-для сталей груп міцності Л і М;[image: image614.png]#



- коефіцієнт Пуассона, [image: image615.png]ty



- 0,5;[image: image616.png]


- робоча висота профілю різьби, Л = 1,2 мм; l - довжина різьби, яка перебуває в спряженні,[image: image617.png]


- 14 мм; φ- кут тертя,[image: image618.png]


= 11°;[image: image619.png]


- кут нахилу сторони профілю, [image: image620.png]


= 3°;[image: image621.png]


- загальна довжина різі, мм; [image: image622.png]


- зовнішній діаметр муфти, мм; [image: image623.png]


- зовнішній діаметр різьби муфти в небез​печному перерізі, мм; [image: image624.png]d,=D



- 0,0125 -[image: image625.png]


/16, [image: image626.png]


- довжина зовнішньої різьби з повним профілем, мм.
Допустиме розтягуюче навантаження [Р] визначається за формулою
[image: image627.png][P) =Pyns,




де[image: image628.png]


- руйнуюче навантаження, яке визначається за наведеними формулами, [image: image629.png]


=1,75...1,8,
Особливості розрахунку проміжної обсадної колони для нафтових свердловин. Максимальний внутрішній тиск при закритому гирлі ([image: image630.png]


> 0) під час ліквідації відкритого фонтанування за формулою
[image: image631.png]=Py = 10780, (1 - 2)




 при [image: image632.png]0=z L



             [image: image633.png]


 при [image: image634.png]


= 0,
де [image: image635.png]


- відстань від гирла до покрівлі пласта, в якому можливе нафтогазоводопроявлення, м;[image: image636.png]


- середня густина пластових фаз, кг/м3.
Під час буріння під наступну за розрахунковою колоною з застосуванням обважненого розчину ( відсутні поглинання, проявлення, тиск [image: image637.png]


= 0) максимальний внутрішній гідростатичний тиск дістають за формулою
[image: image638.png]=107%p, g2




 при [image: image639.png]=
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Під час цементування наступної колони максимальний внутрішній тиск на розрахункову колону визначається в інтервалі від 0 до.[image: image640.png]


за гідростатичним тиском складового стовпа бу​рового і тампонажного розчинів. За мінімальний внутрішній тиск в розрахунковій колоні (ведеться розрахунок на міцність при зовнішньому'тиску) під час буріння під наступну колону приймається мінімальний тиск, під час поглинання бурового розчину або газо-нафтоводопроявлення при відкритому усті.
При можливості поглинання внутрішній тиск знаходять з урахуванням часткового ви​порожнювання колони ([image: image641.png]


=0):
[image: image642.png]


 = 0    при[image: image643.png]=z=xs H,




[image: image644.png]107 %o, g(z ~ H)




 при[image: image645.png]H<z=xL




У випадку переливання при відкритому гирлі (.[image: image646.png]


= 0)
[image: image647.png]


 при[image: image648.png]0=z=<L




При розрахунку проміжних колон на зовнішній надлишковий тиск приймають ко​ефіцієнт запису міцності n1 = 1,0.
Розрахунок експлуатаційних обсадних колон для газових сверд​ловин. Внутрішній тиск в період введення свердловини в експлуатацію (Н = L) при за​критому гирлі (див рис. 4,11 ,г)
[image: image649.png]P,

=Py, /e



 при [image: image650.png]0szs L,



                       (4.30)
[image: image651.png]es=Q2+8)/2-5),




де
[image: image652.png]003415 5(L — 7) |

s= T e




[image: image653.png]Tep = (Ty + T,)/2;



 (4.31)
[image: image654.png]


 - густина газу відносно повітря, для перших двох-трьох свердловин [image: image655.png]


- 0,6; т - ко​ефіцієнт стискання;[image: image656.png]


- температури газу (середня, на гирлі, на вибої), К. Величина 5 визначається також за формулою
[image: image657.png]§=10"45(L - 2).



 (4.32)
Розподіл тиску по довжині колони допустимо приймати лінійним (за даними тисків [image: image658.png]


 і   [image: image659.png]


):
[image: image660.png]Py =Py + [Py~ Poy)/Liz,




де тиски [image: image661.png]P,

sy L



визначаються за формулою (4.26) відповідно при [image: image662.png]


=0   і [image: image663.png]


 При [image: image664.png]L=



 1000 м і[image: image665.png]


10 МПа, а також при[image: image666.png]PoaL =



4,0 МПа і будь-якому[image: image667.png]


можна допускати, що внутрішній тиск по всій глибині свердловини дорівнює пластовому. При закінченні експлуатації свердловини ([image: image668.png]


) за внутрішній тиск Ртіп приймаютуь гирловий і вибійний тиски (див. рис. 4.11, е).
В розрахунках колон газонафтових і газових свердловин, в яких при закритому гирлі є одночасно стовп нафти і газу (рис. 4.11,д), на всіх стадіях експлуатації внутрішній тиск визначається за формулами
[image: image669.png]Pp=Puy — 10 %p, (L - 2)



     при[image: image670.png]HszsL
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(4.33) [image: image671.png]Pas ~ 107%p5 82 - H)
3




 при[image: image672.png]0sz<H,




де величина s визначається за формулою (4.31) або (4.32), підставляючи в них замість[image: image673.png]


 значення Н.
Величину Н при[image: image674.png]


<[image: image675.png]P,

nal



(за наявності в пласті тільки нафти з розчиненим газом) шукають за формулою                       
[image: image676.png]


 (4.34)
де[image: image677.png]wac



- тиск насичення, МПа.
Якщо за формулою (4.34) одержано від'ємне значення величини, то його приймають рівним нулю і розрахунок проводять за формулою (4.33).
В інтервалі від гирла до глибини Н розподілення тиску допустимо приймати лінійним:
[image: image678.png]=Py + [(Poy ~ Poy)/Hlz,




де тиски[image: image679.png]


визначають за формулою (4.33) відповідно при[image: image680.png]


=0,[image: image681.png]


= Н. При [image: image682.png]H<



 1000м  і [image: image683.png]P,

s



10 МПа, а також при [image: image684.png]Pon

=



4 МПа і будь-яких значеннях глибини Н тиск в цьому інтервалі приймають постійним і рівним [image: image685.png]



При[image: image686.png]Pua Z Py



приймають[image: image687.png]


 (колона заповнена газом). Під час робіт, пов'язаних з нагнітанням рідини в свердловину (інтенсифікація, гідророзрив, ремонтні роботи та інші), внутрішній тиск в газових свердловинах визначається так, як для нафтових свердло​вин.
Зовнішній, надлишковий зовнішній і внутрішній тиски, а також осьове навантаження від власної маси для газових свердловин визначають так, як для нафтових.
Оснащення обсадних колон. Для спуску обсадних колон та цементування свердловин застосовується комплекс пристроїв: башмаки, зворотні клапани, упорні кільця, центрато-ри.
Башмаки з напрямною насадкою призначенні для обладнання низу обсадної колони з метою підвищення її прохідності по стовбуру свердловини та попередження пошкодження нижньої труби при посадках (табл.4.28).
Таблиця 4.28
	Типорозмір башмака
	Умов​ний ді-аметр колони
	Зов-нішний діаметр
	Діаметр отвору насадки ба-шмака
	Висота
	Маса, кг, не
більше
	Типорозмір башмака
	умов​ний діа-метр колони
	Зов-нішний ді-аметр
	Діаметр отвору насадки башмака
	Ви-сота
	Маса, кг, не більше

	
	мм
	
	
	мм
	

	БКМ-114 
	114 
	133 
	50 
	274 
	14 
	БКМ-299 
	299 
	324 
	150 
	385 
	73 

	БКМ-127 
	127 
	146 
	60 
	274 
	15 
	БКМ-324 
	324 
	351 
	160 
	390 
	85 

	БКМ-140 
	140 
	159 
	70 
	296 
	16 
	БКМ-340 
	340 
	365 
	170 
	395 
	90 

	БКМ-146 
	146 
	166 
	70 
	298 
	17 
	БКМ-351 
	351 
	376 
	180 
	405 
	98 

	БКМ-168 
	168 
	188 
	80 
	303 
	23 
	БКМ-377 
	377 
	402 
	190 
	405 
	112 

	БКМ-178 
	178 
	198 
	90 
	330 
	30 
	БКМ-406 
	406 
	432 
	200 
	400 
	125 

	БКМ-194 
	194 
	216 
	100 
	350 
	40 
	БКМ-426 
	426 
	451 
	220 
	425 
	145 

	БКМ-219 
	219 
	245 
	110 
	360 
	50 
	БКМ-473 
	473 
	508 
	250 
	425 
	160 
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Продовження табл. 4.28
	Типо-розмір
Баш-мака

	Умов-
ний
діаметр
колони
	Зов-
нішний
діаметр

	Діаметр
отвору
насадки
баш-мака
	Ви-сота

	Маса,
кг,
не
бі-льше
AM
	Типо-розмір
башмака

	Умов-
ний
діаметр
колони
	Зов-
нішній
діаметр

	Діаметр
отвору
насадки
башмака
	Вис-ота

	Маса,
кг.
не
більше


	
	мм
	
	
	 
	
	

	БКМ-245
	245
	270
	120
	378
	53
	БКМ-508
	508
	533 
	280 
	425 
	180 

	БКМ-273
	273
	299
	130
	382
	60
	
	
	 
	 
	 
	 


Таблиця 4.29
	Тип клапана
	Умов-
ний
діаметр
труби,
мм
	Робо-
чий
"тиск,
МПа
	Габаритний розмір,
мм
	Маса,
кг
	Тип клапана
	Умов-
ний
діаметр
труби,
мм
	Робо-
чий
тиск,
МПа
	Габаритний
розмір, мм
	Маса,
кг

	
	
	
	діаметр
	доржина
	
	
	
	
	діаметр
	Д08ЖИ-
	

	02-127 
	127 
	6,4 
	146 
	226 
	Із 
	02-245 
	245 
	4,0 
	270 
	335 
	40 

	02-140 
	140 
	6,4 
	159 
	233 
	14 
	02-273 
	273 
	4,0 
	299 
	315 
	46 

	02-146 
	146 
	6,4 
	166 
	245 
	15 
	02-299 
	299 
	4,0 
	324 
	32,5 
	52 

	02-168 
	168 
	6,4 
	188 
	255 
	17 
	02-324 
	324 
	4,0 
	351 
	345 
	61 

	02-194 
	194 
	6,4 
	216 
	280 
	27 
	02-351 
	351 
	4,0 
	476 
	360 
	67 

	02-219 
	219 
	4,0 
	245 
	300 
	33 
	02-377 
	377 
	4,0 
	402 
	365 
	71 


Таблиця 4.30
	Типорозмір клапана
	Умовний діа-метр об-садноі колони, мм
	Робочий тиск, МПа

	Діаметр кулі
	Зовнішній діаметр клапана
	Висота клапана
	Маса клапана, кг

	
	
	
	мм
	

	ЦКОД-114-1 
	114 
	15,0 
	45 
	133 
	290 
	11,0 

	ЦКОД- 127-1 
	127 
	15,0 
	45 
	146 
	330 
	14,0 

	ЦКОД- 140-1 
	140 
	15,0 
	76 
	159 
	350 
	16,4 

	ЦКОД- 146-1 
	146 
	15,0 
	76 
	166 
	350 
	19,4 

	ЦКОД- 168-1 
	168 
	15,0 
	76 
	188 
	350 
	25,0 

	ЦКОД-178-1 
	178 
	15,0 
	76 
	198 
	325 
	29,5 

	ЦКОД- 194-1 
	194 
	15,0 
	76 
	216 
	310 
	26,0 

	ЦКОД-219-1 
	219 
	10,0 
	76 
	245 
	318 
	39,0 

	ЦКОД-245-2 
	245 
	10,0 
	76 
	270 
	365 
	57,2 

	ЦКОД-273-2 
	273 
	7,5 
	76 
	299 
	340 
	58,6 

	ЦКОД-299-2 
	299 
	7,5 
	76 
	324 
	345 
	66,3 

	ЦКОД-324-2 
	324 
	7,5 
	76 
	351 
	350 
	76,5 

	ЦКОД-340-2 
	340 
	7,5 
	76 
	365 
	350 
	82,0 

	ЦКОД-351-2 
	351 
	5,0 
	76 
	376 
	365 
	86,4 

	ЦКОД-377-2 
	377 
	5,0 
	76 
	402 
	370 
	96,0 
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Продовження табл.4.30
	Типорозмір клапана
	Умовний діаметр об​садної колони, мм
	Робочий тиск, МПа
	Діаметр кулі
	Зовнішній діаметр клапана
	Висота клапана
	Маса клапана,
кг

	
	
	
	мм
	

	ЦКОД-426-2 
	426 
	5,0 
	76 
	451 
	380 
	115,0 

	ЦКОДМ-114 
	114 
	25,0 
	45 
	133 
	313-340 
	11,8-13,0 

	ЦКОДМ-127 
	127 
	25,0 
	45 
	146 
	318-352 
	13,7-15,2 

	ЦКОДМ-140 
	140 
	25,0 
	76 
	159 
	360-395 
	17,8-19,3 

	ЦКОДМ-146 
	146 
	25,0 
	76 
	166 
	360-395 
	19,4-21,0 

	ЦКОДМ-168 
	168 
	25,0 
	76 
	188 
	360-395 
	24,4-26,1 

	ЦКОДМ-178 
	178 
	25,0 
	76 
	198 
	375-388 
	31,1 

	ЦКОДМ-194 
	194 
	25,0 
	76 
	216 
	383-395 
	34,9-35,2 


	ЦКОДМ-219 
	219 
	15,0 
	76 
	245 
	390-400 
	46,9-48,4 

	ЦКОДМ-245 
	245 
	13,0 
	76 
	270 
	400 
	60,0-64,0 

	ЦКОДМ-273 
	273 
	10,0 
	76 
	299 
	405-415 
	90,5-93,4 

	ЦКОДМ-299 
	299 
	10,0 
	76 
	324 
	405 
	75,8 

	ЦКОДМ-324 
	324 
	10,0 
	76 
	351 
	405 
	92,0 

	ЦКОДМ-340 
	340 
	10,0 
	76 
	365 
	405 
	93,4 

	ЦКОДМ-351 
	351 
	7,5 
	76 
	376 
	420 
	96,0 

	ЦКОДМ-377 
	377 
	7,5 
	76 
	403 
	420 
	100,0 

	ЦКОДМ-406 
	406 
	7,5 
	76 
	432 
	420 
	103,0 

	ЦКОДМ-426 
	426 
	7.5 
	76 
	451 
	420 
	106,9 

	ЦКОДМ-473 
	473 
	7,5 
	76 
	508 
	420 
	130,3 

	ЦКОДМ-508 
	508 
	7,5 
	76 
	533 
	420 
	182,0 


Таблиця 4.31
	Діаметр обсадної
	Зовнішній діаметр
	Внутріш​ній
	Товщина кільця
	Маса кільця,
	Діаметр обсадної
	Зовнішній діаметр
	Внутріш​ній
	Товщина кільця
	Маса кільця.

	колони
	кільця
	діаметр кільця
	
	кг
	колони
	КІЛЬЦЯ
	діаметр кільця
	
	кг

	мм
	
	мм
	

	114 
	106 
	60 
	15 
	0,70 
	273 
	262 
	200 
	18 
	3,25 

	127 
	118 
	70 
	15 
	0,83 
	299 
	288 
	230 
	18 
	3,40 

	140 
	130 
	80 
	15 
	0,96 
	324 
	313 
	250 
	18 
	3,00 

	146 
	131 
	80 
	15 
	1,00 
	340 
	329 
	270 
	20 
	4,30 

	168 
	158 
	105 
	18 
	1,58 
	351 
	228 
	280 
	20 
	3,30 

	178 
	168 
	115 
	18 
	1,66 
	377 
	264 
	300 
	20 
	5,30 

	194 
	184 
	130 
	18 
	1,88 
	407 
	395 
	340 
	20 
	5,00 
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Продовження табл.4.31

	Діаметр обсадної колони
	Зовнішній діаметр кільця
	Внутріш​ній діаметр кільця
	Товщина кільця
	Маса кільця, кг
	Діаметр обсадної колони
	Зовнішній діаметр кільця
	Внутріш​ній діаметр кільця
	Товщина кільця
	Маса кільця, кг

	мм
	
	мм
	

	219 
	209 
	150 
	18 
	2,35 
	426 
	413 
	350 
	22 
	6,40 

	245 
	234 
	180 
	18 
	2,48 
	508 
	497 
	440 
	24 
	12,00 


Таблиця 4.32
	Типорозмір центратора
	Радіальне наван​таження, кН
	Внутріш​ній діаметр
	Зовнішній діаметр,
	Висота,
	Маса,
кг

	
	
	мм
	

	ЦЦ-1 13/151-1
	5,2
	116,0
	210
	620
	6,0

	ЦЦ-127/165-1
	5,2
	129,0
	240
	620
	7,0

	ЦЦ-140/191-1
	7,8
	142,0
	244
	620
	8,5

	ЦЦ-140-216-1*
	7,8
	142,0
	264
	620
	9,0

	ЦЦ-146/216-1*
	7,8
	148,0
	270
	620
	9,2

	ЦЦ-1 68/2 16-1*
	7,8
	171,0
	292
	620
	10,5

	ЦЦ-1 78/245-1
	7,8
	181,0
	330
	680
	11,0

	ЦЦ-1 94/245-1
	7,8
	147,0
	320
	660
	12,0

	ЦЦ-21 9/270-1*
	10,4
	222,0
	245
	660
	14,0

	ЦЦ-245/295-1*
	10,4
	249,0
	370
	660
	15,0

	ЦЦ-273/320-1
	10,4
	278,0
	380
	660
	18,0

	ЦЦ-299/394-1
	10,4
	303,0
	440
	660
	23,0

	ЦЦ-324/394-1
	13,1
	329,0
	445
	660
	26,0

	ЦЦ-340/ 445-1
	13,1
	345,0
	530
	680
	30,0

	ЦЦ-2-114/151
	8,0
	116,0
	210
	600
	6,0

	ЦЦ-2-127/165
	8,0
	129,0
	242
	600
	7,0

	ЦЦ-2-140/216*
	12,0
	142,0
	264
	600
	8,0

	ЦЦ- 2- 146/21 6*
	12,0
	148,0
	270
	600
	8,4

	ЦЦ-2-168/216*
	12,0
	172,0
	292
	600
	9,9

	ЦЦ-4-178/245
	12,0
	181,0
	305
	660
	11,0

	ЦЦ-4- 194/245
	12,0
	197,0
	320
	640
	11,5

	ЦЦ-4-21 9/270
	13,5
	222,0
	345
	640
	13,7

	ЦЦ-4-245/295*
	13,5
	249,0
	370
	630
	14,2

	ЦЦ-4- 273/320
	13,5
	278,0
	398
	640
	15,2

	ЦЦ-4- 299/394
	13,5
	303,0
	440
	640
	16,0

	ЦЦ-4-324/394
	18,0
	329,0
	450
	640
	17,0

	ЦЦ-4-340/445
	18,0
	245,0
	485
	660
	20,3


* Виготовляється серійно.
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Зворотні клапани призначені для запобігання перетікань бурового або там-понажного розчину з позаколонного простору в обсадну колону в процесі кріп-лення свердловини. За принципом дії розрізняють три групи зворотних клапанів: клапани, які виключають пе​реміщення рідини з позаколонного простору в обсадну колону при її спуску в свердловину (клапани типу 02, табл.4.29); клапани, які забезпечують самозаповнення обсадної колони буровим розчином при певному (заданому) перепаді тисків над клапаном та в позаколон-ному просторі і виклю-чають зворотню циркуляцію розчину; клапани, які забезпечують постійне самоза-повнення обсадної колони розчином під час спуску в свердловину і дають змогу вести її промивку методом зворотної циркуляції (клапани типу ЦКОД табл. 4.30).
Упорні кільця (кільця "стоп") призначені для отримання чіткого сигналу про закінчення процесу протискування тампонажного розчину в процесі цементування сверд​ловини (табл. 4.31). їх виготовляють зі сірого чавуну і встановлюють у муфті обсадної ко​лони на відстані 10-30 м від башмака.
Центратори використовують для центрування обсадної колони в стовбурі свердловини з метою рівномірного заповнення кільцевого простору тампонажним розчином та якісного розмежування пластів (табл. 4.32).
Способи цементування обсадних колон. За технологією цементування свердловин розрізняють спосіб одноциклового (одноступінчастого) тампонування і спеціальні способи.
Спосіб одноступінчастого цементування передбачає закачування через це-ментувальну головку в обсадну колону цементного розчину з наступним протиску-ван​ням його в затрубний простір на задану висоту. Процес цементування вважає-ться закінченим після посадки цементувальної пробки на кільце "стоп". Тиск при цьому пови​нен перевищувати максимальний робочий тиск в кінці цементування на 2,5-3,0 МПа і ста​новити не більше 80% від тиску обпресування обсадних труб.
Спеціальні способи спуску і цементування обсадних колон. Прине-можливості підняття тампонажного розчину за колоною на необхідну висоту через схильність гірських порід до гідророзриву, або недостптню потужність цементувальної техніки, а також в деяких інших випадках доцільно застосовувати ступінчасте цементу​вання, секційний спуск і цементування, а також зворотнє цементування. З метою вик​лючення негативної дії тампонажного розчину на продуктивні відклади і для макси​мального збереження природніх колекторських властивостей пластів застосовується манжетне цементування експлуатаційних колон. У випадках перекриття пластів з ано​мально високим пластовим тиском, які після цементування схильні до флюїдопроявлень, близько розташованих пластів з великим перепадом тисків, а також пластів з підошовними водами обсадну колону обладнують зовнішніми пакеруючими пристроями.
Особливості розмежування пластів з високим міжпластовим тис​ком. Для поліпшення якості розмежування пластів в багатопластових покладах з велики​ми перепадами і відносно малими прошарками розмежовуючих порід застосовується комп​лексна технологія кріплення. Згідно з цією технологією для відмежування на-фтоносного пласта від водо- і газоносних застосовуються заколонні пакери (ППГ, ПГП, ПДМ, ПГБ, УРП). В складних гідрогеологічних умовах для розмежування багатопластових покладів на одній обсадній колоні встановлюється декілька зовнішніх пакерів одного типорозміру. При цьому інтервали розміщення пакерів слід вибрати на основі геофізичних досліджень, про​ведених перед спуском колони.
Для зменшення гідродинамічних навантажень на вибій і стінки свердловини і поперед​ження поглинання бурового розчину необхідно обмежити швидкість спуску обсадної коло​ни. Тампонажний розчин повинен бути седиментаційне стійким, мати зменшене во-довідділення при вибійних температурних умовах і бути приготовленим з цементу, що має розширюючі властивості. Крім цього, його необхідно обробити понижувачем во-
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довідцілення (ПВС-ТР, КРТР). Як полегшувальна добавка може бути застосований при​родній цеоліт або бентонітовий глинопорошок, а як розширювальна - зола естонських сланців, невибухова руйнуюча суміш або алюмінієвий порошок.
Особливості зворотного цементування. Технологія зворотного цементу​вання передбачає закачування тампонажного розчину, буферної і продавочної рідини в за​трубний простір колони з гирла свердловини. Даний спосіб виключає застосування в ос​настці обсадної колони зворотних клапанів і розділювальних пробок.
Для запобігання інтенсивного переливання бурового розчину під час спуску обсадної колони необхідно на 8-10 м вище її башмака встановити дроселюючу діафрагму з цент​ральним отвором діаметром 50-80 мм. Вирівнювання параметрів бурового розчину після спуску колони слід здійснювати після зворотної циркуляції.
Перед початком цементування в заколонний простір необхідно закачати 4-5 м3 "сиг​нальної" буферної рідини (наприклад, бурового розчину з клаптиками целофанової плівки) і продавити її буровим розчином, об'єм якого відповідає внутрішньому об'єму об​садної колони, за винятком півтори об'ємів буферної рідини, що подається перед тампо​нажним розчином, і об'єму цементного стакану в колоні заданої висоти.
Особливості спуску і цементування хвостовиків і секцій обсадних колон. Секції обсадної колони і хвостовики спускаються в свердловину на бурильних трубах, які з'єднюються з обсадними трубами за допомогою роз'єднувачів. Одним із комп​лектів для спуску і цементування секцій колони є пристрій конструкції ЦНДЛ ВО "Укрнафта". Пристрій розроблено для спуску хвостовиків і секцій колон діаметром 146; 168; 245 і 324мм (табл.4.33).
Тампонажні матеріали. Згідно з ГОСТ 25597-83 тампонажні матеріали кла​сифікуються залежно від типу клінкеру і складу основних компонентів, температури за​стосування, густини, стійкості до впливу агресивних середовищ, об'ємних деформацій під час твердіння. Типи цементів, що випускаються промисловістю, і їх головні фізико-ме-ханічні параметри наведені в табл. 4.34 і 4.35.
Методика розрахунку одноступінчастого цементування. Об'єм цементного розчину [image: image688.png]


 , який необхідно закачати в свердловину, визначається за формулою
[image: image689.png]= Feye + Fyfup + Fifup, + Fiohe.



 (4.35) 
де
[image: image690.png]Fio = 0,785(KyD* — df);
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[image: image692.png]=0,785(d3, — dBy;




[image: image693.png]0.785d%





де [image: image694.png]


 [image: image695.png]Frgr oo
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- площі кільцевого перерізу, м2   і висоти під'йому тампонажного розчину відповідно у відкритому стовбурі свердловини, у хвостовику і кондук​торі, м;[image: image697.png]


- площа перерізу (м2) і висота цементного стакану (м); [image: image698.png]


- коефіцієнт кавернозності; [image: image699.png]


- діаметр долота при бурінні під експлуотаційну колону, м; [image: image700.png]


 зовнішній і внутрішній діаметри екплуатаційної колони, м; [image: image701.png]


- внутрішні діаметри хвостовика та кондуктора, м.
Необхідна кількість сухого цементу (кг)
[image: image702.png]L Vepr
G = Ky 757 ProVep
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	Пристрій для
спуску І цемен-
колони
	Вантажо-
підйом-
ність,
мН
	Тиск,
МПа
	Зусилля
стиску-
вання при
з'єднанні секцій, мН
	Густина гу-
мової кулі
з наповню-
вачем, кг/м*
	Довжина, мм

	
	
	вання колони
	зрізанні штифта
	
	
	роз'єдну​вача
	КІЛЬЦЯ
"стоп"
	стиску​вального пристрою

	ПСК- 146
	0,9
	30,0
	-
	-
	-
	1675
	260  
	1090

	ПСК- 168*
	1,0
	25,0
	8
	0,08
	1400
	1595
	270
	1070

	ПСК-245
	1,2
	18,5
	10
	0,12
	1500
	2452
	310
	1885

	ПСК-324
	1,4
	14,0
	-
	-
	-
	2468
	350
	1950


*Діаметр стальної кулі становить 60, гумової з наповнювачем - 54 мм; діаметр осьового каналу кільця "стоп" - 45 мм.
де.[image: image703.png]


- коефіцієнт, що враховує втрати цементу при вантажно-розвантажувальних робо​тах,[image: image704.png]


- 1,03...1,05;[image: image705.png]


- водоцементне відношення; [image: image706.png]Pra



- густина тампонажного розчину, кг/м3.
Кількість води, яка необхідна для замішування тампонажного розчину (м3)
[image: image707.png]WG, /Kpy




де[image: image708.png]Py



- густина води, кг/м3.
Об'єм продавлювальної рідини (м3)                                                                            .
[image: image709.png]



де[image: image710.png]


- площа внутрішнього перерізу колони, м2;
[image: image711.png]


[image: image712.png]cep = (l,d&l + lzdg2 + ...+l,ﬂ{n)/(L - &),




[image: image713.png]


 - довжина відповідних секцій колони, м; [image: image714.png]


- внутрішній діаметр ок​ремих секцій колони, м;[image: image715.png]


- коефіцієнт стиснення рідини,[image: image716.png]


= 1,01... 1,05;[image: image717.png]


- довжина колони, м.
Кінцевий робочий тиск на цементувальній головці
[image: image718.png]P,
Pe=Fy+ Py




де[image: image719.png]


- тиск, що виникає внаслідок різниці густини тампонажного і бурового розчинів в колоні та за колоною, МПа;[image: image720.png]


- тиск, який витрачається на подолання гідравлічного опо​ру при тампонуванні, МПа.
У випадку коли тампонажний розчин піднімається до устя свердловини, тиски
[image: image721.png]Fp = 107%lpry — po)ing — b





[image: image722.png]107 Lo py + Bopry)




де А0 = 0,0051 [image: image723.png]VI/dy(cop):



  В0 = 0,0051[image: image724.png]ViaA/(D = d.);



 [image: image725.png]


=[image: image726.png]&

(cep)



; [image: image727.png]Pa



- густина продавлювальної рідини, кг/м3; [image: image728.png]Mo



- загальна висота під'йомутампонажного розчи​ну, м; [image: image729.png]


 і [image: image730.png]


- швидкості руху розчину в колоні та кільцевому просторі, м/с;[image: image731.png]
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 Таблиця 4.33
	Зовнішній діаметр, мм

	Висота стиску-
вальної частини
муфти роз'єднувача, мм
	Маса, кг, не більше


	роз'єднувача
	кільця "стоп"
	стискувального пристрою
	
	роз'єднува-ча
	кільця "стоп"
	стискувального пристрою

	180 
	166 
	158 
	800 
	180 
	20 
	75 

	200 
	188 
	173 
	800 
	210 
	25 
	80 

	273 
	270 
	248 
	1500 
	560 
	50 
	206 

	351 
	351 
	325 
	1500 
	810 
	80 
	370 


коефіцієнт гідравлічного опору при русі бурового і тампонажного розчинів у кільцевому просторі.
У випадку, коли тампонажний розчин не піднімається до гирла свердловини, тиски
[image: image732.png]= h) + (pgp — PadL — Arp)l s





[image: image733.png]



де  [image: image734.png]Ps.p



- густина бурового розчину, кг/м3.
Для спрощення підрахунку тиску Рг  можна скористатися залежністю Рг=0,002 L. За тиском Рг  вибирається тип цементувального агрегату.
Для неглибоких свердловин закачування тампонажного розчину може бути проведене на четвертій швидкості агрегата, якщо тиск [image: image735.png]


Коли ж ця нерівність не дотри-
мується, то необхідно визначити висоту стовпа тампонажного розчину, який слід закачати на третій швидкості агрегата:
[image: image736.png]K = (P, = Py} (Prp — Poiph




де[image: image737.png]


- тиск, який розвиває цементувальний агрегат при роботі на четвертій швидкості, Па.
Об'єм тампонажного розчину, який закачується на третій і четвертій швидкостях агре​гатів,
[image: image738.png]


[image: image739.png]g





Константи тампонування
[image: image740.png]hg = Vo /(Fg + F)i



[image: image741.png]


[image: image742.png]



де[image: image743.png]


- висота стовпа цементного розчину в момент вирівнювання його рівнів у трубному і затрубному просторах, м; а - коефіцієнт, що вказує на скільки метрів понижується рівень розчину в колоні при підвищенні тиску на цементувальній головці на ІМПа.
Висота А стовпа продавлювальної рідини, яка закачується на першій-четвертій швид​костях агрегатів, визначається відповідно за формулами
[image: image744.png]by =l + a(Py — Pr);



[image: image745.png]



[image: image746.png]= a(Pg - Pm); Ry = a(Py — Py




При цьому об'єм закачаної продавлювальної рідини[image: image747.png]


 становить відповідно
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136
[image: image749.png]vy =




[image: image750.png]Vi =




[image: image751.png]Wip = Fofin &



[image: image752.png]



Час тампонування за умови роботи одного цементувального агрегата
Тц. = T1V + ТЩ+ tП+ ТІ +Тп

де [image: image753.png]Typ Tmp Ty Ty



- час роботи агрегата на відповідній швидкості, хв,
[image: image754.png]


    [image: image755.png]="} + Vap» Cm



  і т.п.;                                                                     
[image: image756.png]O Cv



 - продуктивність агрегатів на відповідних швидкостях, м3/хв; Тп - час на закла​дання або вивільнення пробок і промивання ліній, хв.
Необхідна кількість п цементувальних агрегатів визначається за часом початку ту​жавіння тампонажного розчину Ттуж:
[image: image757.png]n=T,/0,75 Tryp



 + 1.
Для забезпечення необхідної швидкості[image: image758.png]


під'йому тампонажного розчину в затрубному просторі потрібно, щоб виконувалася умова
[image: image759.png]FV./Qy +





Загальний час за умови роботи декількох агрегатів
[image: image760.png](Ty ~T}/(n—1) + Tp.





Необхідна кількість m змішувачів СМН-20 визначається за місткістю[image: image761.png]Gg



бункера і про​дуктивністю агрегатів:
[image: image762.png]m = G,/Gg




[image: image763.png]m = nQry /Oy




де[image: image764.png]


- сумарна продуктивність всіх агрегатів при роботі на вищій швидкості;[image: image765.png]Q



- максимальна продуктивність одного змішувача.
Кількість агрегатів і змішувальних машин приймається більшою з одержаних за двома розрахунками.
Заключні роботи після цементування. Після закінчення процесу продавлю​вання тампонажного розчину в затрубний простір надлишковий тиск в цементувальній го​ловці необхідно понизити до атмосферного. Під час очікування тужавіння цементу (ОТЦ) один із кранів цементувальної головки повинен бути відкритим. Винятки становлять по​рушення герметичності зворотних кранів, коли виникає необхідність повторного закачу​вання в обсадну колону продавлювальної рідини в об'ємі, що вилився із свердловини при пониженні тиску. В цьому випадку під час ОТЦ необхідно контролювати і періодично знижу​вати тиск на цементувальній головці, не допускаючи його підвищення відносно початкового більш як на 1,5 МПа. Після припинення зростання тиску в період ОТЦ надлишковий тиск в цементувальній головці знижується до атмосферного. Час ОТЦ, як правило, приймається на основі вибійної геостатичної температури. Для кондукторів і проміжних колон при темпера​турі менше 70 °С час ОТЦ становить 16, а для експлуатаційних колон - 24 год. При вибійній температурі понад 75 °С для всіх колон тривалість ОТЦ не менше 12 год.
Типові схеми обладнання гирла свердловин після цементування кож-ної колони для кондуктора повинні передбачати установлення головки на-ступної обсадної колони; монтаж противикидного обладнання для експлу-атаційних свердловин продуктивними пластами, схильними до флюїдо-проявлень, а також для всіх розвідувальних свердловин; установлен​ня у випадку відкритого фонтанування спеціальних пристосувань для кермети-зації гирла свердловини; для проміжних і експлуатаційних колон–підвішу-вання колони; герметичне
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	Спеціальний цемент
	Домішка сповільнювача, % від маси цементу
	Водоцемен-тне відношення
	РозтічнІсть, см

	
	ССБ
	плану
	хромпіку
	
	

	ШПЦС-120
	-
	-
	-
	0,45
	18-20

	
	0,05-0,10
	-
	0,05-0,10
	0,45
	18-22

	
	0,15-0,30
	-
	0,15-0,30
	0,45
	20-23

	
	0,4-0,5
	1
	0,4-0,6
	0,45
	22-24

	
	-
	0.15
	0,15
	0,45
	20-22

	ШІЩС-200
	0,1
	-
	0,1
	0,45
	18-21

	
	0,3-0,5
	-
	0,3-0,5
	0,45
	22-24

	
	-
	0,2-0,3
	0,1-0,3
	0,45
	20-24

	
	-
	0,5-0,6
	0,3-0,5
	0,45
	20-22

	
	-
	0,5-1,0
	0,5-1,0
	0,45
	20-22

	
	-
	0,6-1,0
	0,5-1,0
	0,45
	20-22

	ОГЦ-1
	-
	-
	-
	0,35
	20-21

	
	0,1-0,3
	-
	-
	0,35
	21-23

	
	0,3-0,5
	-
	0,3-0,5
	0,35
	22-24

	ОГЦ-2
	-
	-
	•
	0,33
	19-21

	
	0,1-0,3
	-
	-
	0,33
	21-23

	
	0,3-0,4
	-
	0,3-0,4
	0,33
	22-24

	ОШЦ-1-120
	-
	-
	-
	0,34
	19-20

	
	0,5-0,1
	-
	-
	0,34
	20-21

	
	0,15-0,30
	-
	0,15-0,30
	0,34
	21-23

	
	0,4-0,5
	-
	0,4-0,8
	0,34
	22-24

	
	-
	0,15
	0,15
	0,34
	20-22

	ОЩЦ-2-120
	-
	-
	-
	0,32
	19-20

	
	0,5-0,1
	-
	-
	0,32
	20-21

	
	0,1-0,3
	-
	0,1-0,3
	0,32
	21-23

	
	0,4-0,5
	-
	0,4-0,8
	0,32
	22-24

	
	-
	0,10-0,15
	0,1
	0,32
	20-22

	ОШЦ- 1-200
	0,1
	-
	0,1
	0,34
	20-21

	
	0,3-0,5
	-
	0,3-0,5
	0,34
	22-24

	
	-
	0,10-0,25
	0,10-0,15
	0,34
	20-22

	
	-
	0,5-0,6
	0,5-0,6
	0,34
	20-22

	
	-
	0,6-1,0
	0,6-1,0
	0,34
	20-22

	ОШЦ-2-200
	0,1
	-     '
	0,1
	0,32
	20-21

	
	0,3-0,5
	-
	0,3-0,5
	0,32
	22-24

	
	-
	0,2-0,3
	0,1-0,3
	0,32
	20-22

	
	-
	0,6-1,0
	0,6-1,0
	0,32
	20-22

	
	-
	0,6-1,0
	0,6-1,0
	0,32
	20-22
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Таблиця 4.35
	Густина. кг/м3
	Умови випробування
	Термін тужавіння, гол
	Міцність через 2 доби. МПа

	
	Температу-ра. °С
	Тиск, МПа
	початок
	кінець
	на згин
	на стиск

	1800-1820
	40
	-
	7-9
	9-13
	1,5-2,5
	3-6

	1800-1820
	80
	ЗО
	3-5
	5-9
	2,5-4,0
	6-Ю

	1780-1810
	120
	40
	3-6
	5-9
	3,0-5,0
	8-14

	1780-1810
	160
	60
	4-6
	5-8
	5,0-7,0
	15-25

	1800-1820
	160
	60
	4-6
	5-8
	4,0-6,0
	13-20

	1810-1820
	100
	ЗО
	3-5
	5-8
	2,0-3,0
	4-6

	1780-1810
	160
	60
	3-6
	5-8
	5,0-6,0
	12-16

	1800-1820
	160
	60
	4-7
	6-10
	4,0-5,0
	10-15

	1800-1820
	220
	70
	4-7
	6-10
	5,0-8,0
	15-25

	1800-1820
	235
	80
	4-7
	6-10
	5,0-9,0
	15-30

	1800-1820
	250
	100
	3-5
	6-9
	6,0-10,0
	25-35

	2100-2120
	20
	-
	6-Ю
	9-13
	1,5-2,0
	3-5

	2100-2120
	75
	20
	4-7
	6-10
	2,4-4,5
	6-Ю

	2100-2120
	100
	40
	3-5
	5-8
	4,0-5,0
	10-12

	2200-2230
	20
	-
	6-Ю
	9-13
	1,5-2,0
	3-5

	2200-2230
	75
	20
	4-7
	6-10
	2,5-4,5
	6-11

	2200-2230
	100
	40
	3-5
	5-8
	4,0-5,0
	10-12

	2100-2130
	40
	-
	6-8
	9-12
	1,5-2,5
	3-5

	2100-2130
	80
	20
	3-5
	5-8
	3,0-4,0
	6-10

	2100-2130
	120
	40
	3-6
	5-9
	3,0-5,0
	8-14

	2100-2130
	160
	70
	4-6
	5-8
	5,0-7,0
	15-25

	2100-2130
	160
	70
	4-6
	5-8
	4,0-6,0
	12-20

	2200-2220
	40
	-
	6-8
	9-12
	1,5-2,5
	3-5

	2200-2220
	80
	20
	3-5
	5-8
	2,0-4,0
	6-Ю

	2200-2220
	120
	40
	3-6
	5-9
	3,0-5,0
	.    8-14

	2200-2220
	160
	70
	4-6
	5-8
	5,0-7,0
	15-25

	2200-2220
	160
	70
	4-6
	5-8
	4,0-6,0
	12-20

	2100-2120
	300
	20
	3-5
	5-8
	2,0-3,0
	4-6

	2100-2120
	160
	60
	3-6
	5-8
	5,0-6,0
	12-16

	2100-2120
	160
	60
	4-7
	6-Ю
	4,0-5,0
	10-14

	2100-2120
	220
	80
	4-7
	6-Ю
	5,0-6,0
	13-20

	2100-2120
	250
	100
	3-5
	6-9
	6,0-8,0
	18-25

	2200-2220
	100
	20
	3-5
	5-8
	2,0-3,0
	4-6

	2200-2220
	160
	69
	3-5
	5-8
	5,0-6,0
	12-16

	2200-2220
	160
	60
	4-7
	6-Ю
	4,0-5,0
	10-14

	2200-2220
	220
	80
	4-7
	6-Ю
	5,0-6,0
	13-25

	2200-2220
	250
	100
	3-5
	6-9
	6,0-8,0
	13-25
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 з'єднання на гирлі з попередньою обсадною колоною; контроль за тиском в міжколонному просторі; закачування в міжколонний простір рідини; монтаж противикидного обладнання; установлення колонної головки, перфораційної засувки і фонтанної арматури.
Після підвішування на гирлі свердловини обсадну колону натягують зусиллям, яке виз​начається розрахунковим шляхом. Після закінчення часу ОТЦ і обв'язки гирла обсадну ко​лону випробовують на герметичність.
Обладнання для цементування обсадних колон. Сюди входять цементувальні агрегати, цементозміщувальні машини, блок маніфольда, цементувальні головки.
Цементувальні агрегати призначені для закачування і продавлювання цементного роз​чину в затрубний простір свердловини.
Технічна характеристика цементувальних агрегатів ЦА-320, ЗЦА-400 на базі авто​мобіля КраЗ-257 наведена нижче:
                                    Агрегат ЦА-320                       Агрегат ЗЦА-400
Цементувальний насос           9Т, горизонтальний дволорш-        11 Т, горизонтальний три-
невий                                         циліндровий
Гідравлічна потужність, кВт                        93                                                   258 
Подача, м3/с:
мінімальна                                                      0,003                                             0,0066
максимальна                                                  0,023                                              0,033 
Тиск на виході насоса, мПа :
максимальний                                                   32                                                    40
мінімальний                                                       4,0                                                   8,1
Об'єм мірниго бака, мЗ                                      6,4                                                   6,0
Маса з автомобілем, т                                      17,0                                                 22,5
Вантажопідйомність т                                       12                                                    12
Цементувальна машина 2СМН-20 призначена для приготування цементного розчину. Технічна характеристика цементнозмішувальної машини 2СМН-20 на базі автомобіля КрАЗ-257 наведена нижче:
Вантажопідйомність                                                 9 т
Місткість бункера                                                     14,5 м3
Подача машини                                                       20 л/с
Змивальний пристрій         .                                  Вакуумно-гідравлічний
Подача шнека                                                          12-15 т/год
Маса з автомобілем, т                                              13,5
Блок маніфольда БМ-700 призначений для з'єднання з гирлом смердло-вини декількох агрегатів, що одночасно працюють під час цементування.
Технічна характеристика блоку маніфольда 1 БМ-700 наведена нижче:
Найбільший робочий тиск в напірному колекторі                             70 МПа
Кількість ліній, що приєднуються до напірного колектора               6
Кількість ліній, що відходять від напірного колектора                      2
Найбільший робочий тиск в роздавальному колекторі                    2,5 МПа
Кількість ліній, що можуть бути приєднані до роздавального
колектора                                                                                             10
Умовний діаметр лінії                                                                          50мм
Монтажна база                                                                                    Автомобіль ЗІЛ-131
Цементувальні головки призначені для обв'язки гирла свердловин в процессі цементу​вання (табл.4.36).
Розмежування нафтогазоводоносних пластів при перемінних термогід-родинамічних умовах. Розробка багатопластових об'єктів з підтриманням
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пластового тиску зумовлюють виникнення в них зон високих і аномально високих тисків, а також охолоджених зон. У результаті в багатопластовому об'єкті можуть існувати пласти з різними термогідродинамічними умовами, а розмежування нафтогазоносних і водоносних пластів стає неефективним, що в свою чергу призводить до міжпластових перепливів. При цьому деякі свердловини через неможливість ізоляції перепливів не можуть вводитись в ек​сплуатацію.
Для підвищення ефективності розмежування нафтогазоносних і водоносних пластів в процесі цементування експлуатаційних колон доцільно спустити обсадну колону на досяг​нуту глибину для наступного розділення продуктивних і водоносних пластів, а потім зака​чувати в неї тампонажний розчин і протискувати його в заколонний простір. При цьому перед розділенням пластів в експлуаційній свердловині сусідні нагнітальні свердловини за​кривають і витримують їх до пониження тиску в водоносних пластах експлуатаційної свер​дловини до початкового пластового тиску, а тампонажний розчин закачують в неї в період мінімального темпу відновлення пластової температури порівняно з температурою водонос​них пластів. Під мінімальним темпом відновлення пластової температури мається на увазі такий темп, який протягом певного періоду часу не приводить до значного збільшення об'єму фаз, що насичують, а відповідно створюються умови для збільшення пластового тис​ку при поточних відборах рідини з покладу.
Таблиця 4.36
	Цементувальна головка
	Макси​мальний робочий тиск, МПа

	Умовний діаметр колони, мм

	кількість
напірних ліній

	Довжина
	Висота
	Маса, кг


	
	
	
	
	мм
	

	ГУЦ 140x168x400 
	40,0
	140; 146; 168
	5
	1148
	875
	305

	ГУЦ 178x194x320 
	32,0
	178; 194
	5
	1190
	935
	325

	ГУЦ 219x245x320 
	32,0
	2 19; 245
	5
	1225
	970
	363

	ГУЦ 273x299x250 
	25,0
	273; 299
	5
	1270
	1060
	375


	ГУЦ 324x340x100 
	10,0
	324; 340
	5
	1320
	1100
	410

	ГУЦ 377x64 
	6,4
	377
	3
	492
	585
	138

	ГУЦ 426x50 
	5,0
	426
	3
	543
	685
	157


Примітка.Умовний діаметр напірної лінії становить 50 мм; як запірний пристрій застосовується прохідний кран з циліндричною пробкою.
У процесі розробки нафтових родовищ нагнітанням агентів витіснення зниження тем​ператури при високому тиску призводить до створення в порових каналах і тріщинах над​лишкового тиску, який значно перевищує початковий пластовий тиск. Особливо це вияв​ляється на завершальній стадії розробки покладу, коли на окремих його ділянках створю​ються високі й аномально високі пластові тиски, які навіть можуть викликати розрив пластів у найбільш слабких частинах структури.
Розмежування нафтогазоносних і водоносних пластів в експлуатаційному об'єкті стано​вить значну трудність, і майже завжди тут відсутнє надійне зчеплення цементного каменю з колоною і породою. Процес ускладнюється ще й тим, що в період тужавіння цементного роз​чину знижується "активний" гідростатичний тиск стовпа тампонажного розчину. Створення в заколонному просторі понижених тисків призводить до того, що вода із високопроникних пластів починає витісняти цементний розчин в горизонти з пониженим пластовим тиском. Сприяє тому ще й те, що в період зменшення гідростатичного тиску тампонажний розчин має високу проникність, яка сприяє вільному переміщенню через нього води і газу.
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Проникність цементного каменю залишається значною протягом довгого періоду часу у випадку фільтрації через нього води. В результаті напроти високо-проникних водоносних пластів, що мають високі й аномально високі пластові тиски, спостерігається вимивання цементного розчину або значне розведення його фільтраційними водами. Процес відбувається постійно, так що з часом неможливо ліквідувати неякісне зчеплення цементу з колоною і породою. Збільшення пласто-вого тиску завжди призводить до розкриття в пласті-колекторі існуючих тріщин. Якщо нагнітання агентів витіснення припиняється, то тріщини починають сходи-тись. Змикання стає максимальним при досягненні початкового пластового тиску. В цей період створюються найбільш сприятливі умови для розмежування нафтова-зоносних і водоносних пластів. Пояснюється це значним обмеженням надходжень агентів витіснення з віддалених зон пласта. Одночасно з цим необхідно врахову-вавти ще й такий важливий фактор, як відновлення пластової температури проти низькопроникних пластів. У процесі випереджувального руху води по високопро-никних пластах охолоджу​ються низькопроникні нафтогазонасичені. Однак, як тільки припиняється нагнітання агентів витіснення з пониженою температурою в високопроникні пласти, в низькопроник​них високими темпами починає відновлю-ватись пластова температура. Для відновлення температури в високопроникних пластах необхідний певний час (не менше 30-45 діб). Навіть в наступний період темп відновлення пластової температури порівняно з високопро-никними пласта-ми настільки низький, що він не забезпечує росту пластового тиску при існуючих відборах із покладу, що приводить до його зниження.
Високий темп відновлення пластової температури порівняно з низькопрони-кинми пла​стами приводить до збільшення у них пластового тиску, внаслідок чого через деякий проміжок часу пластові тиски в нафтогазо- і водонасиченій частинах розрізу вирівнюються. При цьому виключається можливість міжпластових пере-пливів, особливо в період ту​жавіння цементного розчину в заколонному просторі.

Таким чином, перед розмежуванням пластів в експлуатаційних свердловинах доцільно закривати сусідні нагнітальні свердловини і витримувати їх до зниження тиску в водонос​них пластах до початкового пластового тиску. Протискування цементного розчину за об-садну колону проводиться тільки в період мінімального темпу відновлення пластової темпе​ратури порівняно з високопроникними обводненими пластами, коли виключається мож​ливість росту в них пластового тиску за рахунок термогідродинамічних процесів. У результаті при поточних відборах із покладів не забезпечується підвищення пластового тис​ку й циркуляція в позаколонному просторі.
4.4. Бурові установки
Бурові установки використовують для буріння експлуатаційних та розвідувальних , свердловин обертовим способом.
Бурова установка - це комплекс бурових машин, механізмів та обладнання, які змонто​вані на місці буріння і забезпечують за допомогою бурильного інструменту самостійне вико​нання технологічних операцій.
Сучасні бурові установки складаються з таких основних елементів: бурові споруди (вишка, фундаменти, збірно-розбірні каркасно-панельні сховища); бурове обладнання (кронблок, талевий блок, гак, лебідка, вертлюг, ротор, насоси, силовий привід, дизель-електричні станції, пневмосистема, паливно-мастильна установка); обладнання для ме​ханізації важких робіт (механізми для автоматизації спуско-підйомних операцій, автома​тичний буровий ключ, допоміжна лебідка, пневморозкріплювач, крани для ремонтних робіт, пульти контролю та керування процесом буріння, регулятор плавної подачі долота, механізм для закріплення нерухомої струни талевого канату; обладнання для приготуван​ня, очищення, дегазації та регенерації бурового розчину (блок приготування, вібросита,
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піско-, намуло-, та глиновідділювачі, вакуумні дегазатори, сепаратори, місткості для хімічних реагентів, дизельного палива та інші; маніфольд (нагнітаюча лінія, дросельно-за​сувний пристрій, буровий рукав, стояк); пристрій для прогрівання окремих блоків бурової установки.
Випускають бурові установки згідно з ГОСТ 16293-89. Головними парамет-рами їх є до​пустиме навантаження на гаку й умовна глибина буріння свердловини, визначена з умови, що маса 1 м бурильної колони дорівнює 30 кг (табл. 4.37).
В марку бурової установки входять її тип - БУ; умовна глибина буріння – пер-ша цифра; допустиме навантаження на гаку - друга цифра; тип силового приводу - електричний на змінному (Е) і постійному (ЕП) струмі та з регульованою частотою обертів (тиристорний) (ЕР); дизель-електричний на постійному струмі (ДЕП) та з регульованою частотою обертів (тиристорний) (ДЕР); дизель-гідравлічний (ДГ); універсальна монтажездатність (У); для умов тропічного клімату (Т) і для кущового буріння (К); модифікація установки - 1, ЇМ, 2М, ЗМ.
Таблиця 4.37
а) для буріння свердловин глибиною до 5000 м
	П аріметри буровю установок 
	БУЇ 600/ 100ДГУ 
	БУЇ 600/ 100 ЕУ 
	БУ2500/ 160ДГУ-М 
	БУ2500/ 160ДЕП-1 

	Допустиме навантаження на га​ку, кН 
	1000
	1000
	1600
	1600

	Умовна глибина буріння, м 
	1600
	1600
	2500
	2500

	Розрахункова потужність на валу лебідки, кВт 
	300
	300
	550
	550

	Лебідка 
	БУ-75Бр
	Бу-75Бр
	ЛБ-750Бр
	ЛБ-750Бр

	Максимальне навантаження на 
	
	
	
	

	рухомий кінець талевого каната, 
	145
	145
	225
	225

	кН 
	
	
	
	

	Буровий насос 
	НБТ-475
	НБТ-475
	НБТ-600
	НБТ-600

	Кількість насосів 
	2
	2
	2
	2

	Ротор 
	Р560-Ш8
	Р560-Ш8
	Р560-Ш8
	Р560-Ш8

	Максимальне навантаження на стіл ротора, кН 
	2500
	2500
	2500
	2500

	Вертлюг 
	БУ-75Бр
	БУ-75Бр
	ШВІ 5-250
	ШВІ 5-250

	Максимальне навантаження, кН 
	1600
	1600
	2500
	2500

	Вишка 
	А-подібна
	А-подібна
	А-подібна
	А-подібна

	Корисна висота вишки, м 
	38,5
	38,5
	42,2
	42,2

	Вантажездатність вишки, кН 
	1200
	1200
	2000
	2000

	Кронблок 
	БУ-75
	БУ-75
	КБ5-185Бр
	КБ5-185Бр

	Талевий блок 
	БУ-75
	БУ-75
	ТБК4-140Бр
	ТБК4-140Бр

	Маса комплекту бурової установ- 
	
	
	
	

	ки, т 
	240
	237
	372
	370
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Продовження табл4.37
	Параметри бурових установок 
	БУ2500/ 160ЕП
	БУ3200/ 200ДГУ-1
	БУ320/ 200ЕУ-1
	БУ400/ 250ДГУ-Т

	Допустиме навантаження на га​ку, кН 
	1600
	2000
	2000
	2500

	Умовна глибина буріння, м 
	2500
	3200
	3200
	4000

	Розрахункова потужність на валу лебідки, кВт 
	550
	670
	660
	900

	Лебідка 
	ЛБ-750Бр
	У 2-2- 11
	У2-2-11
	ЛБУ-1100

	Максимальне навантаження на 
	
	
	
	

	рухомий кінець талевого каната, 
	225
	217
	200
	283

	кН 
	
	
	
	

	Буровий насос 
	НБТ-600
	УНБ-600А
	УНБ-600А
	УНБ-600

	Кількість насосів 
	2
	2
	2
	2

	Ротор 
	Р560-Ш8
	УР-700
	УР-700
	УР-700

	Максимальне навантаження на стіл ротора, кН 
	2500
	5000
	5000
	5000

	Вертлюг 
	ШВІ 5-250
	УВ-250МА
	УВ-250МА
	УВ-250МА

	Максимальне навантаження, кН 
	2500
	2500
	2500
	2500

	Вишка 
	ВМА45-200
	ВМА45-200
	ВМА45-200
	ВМА45-200

	Корисна висота вишки, м 
	40,8
	45
	45
	45

	Вантажездатність вишки, кН 
	2000
	2500
	2500
	2500

	Кронблок 
	КБ5-185Бр
	УКБА-6-200
	УКБА-6-200
	УКБА-7-320

	Талевий блок 
	ТБК4-
	УТБА-5-
	УТБА-5-
	УТБА-6-

	 
	140Бр
	200
	200
	250

	Маса комплекту бурової установ​ки, т 
	3110
	581,9
	553,2
	700

	Параметри бурових установок 
	БУ5000/ 320ДГУ-1
	БУ5000/ 320ЕУ-1
	БУ5000/ 320ДЕР
	БУ5000/ 320ЕР-1

	Допустиме навантаження на га​ку, кН 
	3200
	3200
	3200
	3200

	Умовна глибина буріння, м 
	5000
	5000
	5000
	5000

	Розрахункова потужність на валу лебідки, кВт 
	1100
	950
	1100
	1100

	Лебідка 
	ЛБУ- 11 00
	ЛБУ- 11 00
	ЛБУ-1100
	ЛБУ-1100

	Максимальне навантаження на 
	
	
	
	

	рухомий кінець талевого каната, 
	288
	288
	370
	370

	кН 
	
	
	
	

	Буровий насос 
	УНБТ-950
	УНБТ-950
	УНБТ-950
	УНБТ-950

	Кількість насосіів 
	2
	2
	2
	2
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Продовження табл.4.37
	Максимальне навантаження на стіл ротора, кН 
	5000
	5000
	5000
	5000

	Вертлюг 
	УВ-320
	УВ-320
	УВ-320МА
	УВ-320МА

	Максимальне навантаження, кН 
	33200
	3200
	3700
	3700

	Вишка 
	ВМА-45-200
	ВМА-45-200
	ВМА-45-320
	МА-45-320

	Корисна висота вишки, м 
	45
	45
	45
	45

	Вантажездатність вишки, Кн 
	3750
	3750
	4000
	4000

	Кронблок 
	УКБА-7-400
	УКБА-6-400
	УКБА-6-400
	УКБА-7-400

	Талевий блок 
	УТБА-6320
	УТБА-6320
	УТБА-5320
	УТБА-5320

	Маса комплекту бурової установ​ки, т 
	665
	627,3
	896,5
	776


б) для буріння надглибоких свердловин
	Параметри бурових установок 
	БУ6500/ 400ДЕР
	БУ650/ 400ЕР
	БУ3800/ 500ДЕР
	БУ3800/ 500ДГ
	Уралмаш 15000

	Допустиме     навантаження на гаку, кН 
	4000
	4000
	5000
	5000
	5000

	Умовна глибина буріння, м 
	6500
	6500
	8000
	8000
	15000

	Розрахункова      потужність на валу лебідки, кВт 
	1475
	1475
	2200
	2200
	7500

	Лебідка 
	ЛБУ-2000
	ЛБУ-2000
	ЛБУ-ЗОООМ1
	ЛБУ-ЗОООМ1
	ЛБУ-1100

	Буровий насос 
	УНБТ-950
	УНБТ-950
	УНБТ-1180
	УНБТ-
1180
	УНБТ-1250

	Кількість насосів 
	3
	3
	3
	3
	3

	Ротор 
	УР-700
	УР-700
	УР-950
	УР-950
	УР-760

	Максимальне навантаження на стіл ротора, кН 
	5000
	5000
	6300
	6300
	4000

	Вертлюг 
	УВ-320МА
	УВ-320МА
	УВ-
450МА
	УВ-
450МА
	УВ-450

	Максимальне   навантажен​ня, кН 
	3200
	3200
	4500
	4500
	4500

	Вишка 
	ВА-45-400
	ВА-45-400
	В А- 45-500
	ВА-45-500
	ВБА-58-400

	Корисна висота вишки, м 
	45
	45
	45
	45
	58

	Вантажездатність     вишки, кН 
	4000
	4000
	5000
	5000
	4000
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	Кронблок 
	УКБА-7-400
	УКБА-7-400
	УКБА-7-400
	УКБА-7-600
	УКБА-7-500

	Вантажездатність кронбло-ка, кН 
	4000
	4000
	6000
	6000
	5000

	Талевий блок 
	УТБК-6-400
	УТБК-6-400
	УТБА-6-500
	УТБА-6-500
	УТБА-6-400

	Вантажездатність талевого блока, кН 
	4000
	4000
	6000
	6000
	5000

	Маса комплекту бурової ус​тановки, т 
	1385
	1225
	1568
	1395
	1843


в) для кущового буріння
	Параметри бурових установок 
	БУ2500/160ЕПК 
	БУ3200 / 200ЕУК-2М 
	БУ3200/200ЕУК-ЗМ 

	Допустиме навантаження на гаку, кН 
	1600 
	2000 
	2000 

	Умовна глибина буріння, м 
	2500 
	3200 
	3200 

	Розрахункова потужність на валу лебідки, кВт 
	550 
	650 
	670 

	Лебідка 
	ЛБ-750Бр 
	У 2-2- 11 
	ЛБУ- 11 00 

	Максимальне навантаження на 
	 
	 
	 

	рухомий кінець талевого каната, 
	225 
	210,7 
	210,7 

	кН 
	 
	 
	 

	Буровий насос 
	НБТ-600 
	УНБТ-950 
	УНБТ-950 

	Кількість насосів 
	2 
	2 
	2 

	Ротор 
	Р560-Ш8 
	УР-700 
	УР-700 

	Максимальне навантаження на стіл ротора, кН 
	2500 
	5000 
	5000 

	Вертлюг 
	ШВІ 5-250 
	УВ-250МА 
	УВ-250МА 

	Максимальне навантаження, кН 
	2500 
	2500 
	2500 

	Бурова вишка - А-подібна, сек- 
	3-хгранне 
	4-хгранне 
	4-хгранне 

	цийна 
	січення ніг 
	січення ніг 
	січення ніг 


	Корисна висота вишки, м 
	40,8 
	45 
	45 

	Вантажездатність вишки, кН 
	2000 
	2500 
	2500 

	Кронблок 
	КБ5-185Бр 
	УКБА-6-200 
	УКБА-6-250 

	Талевий блок 
	ТБК4-140Бр 
	УТБА-5-200 
	УТБА-5-200 

	Маса комплекту бурової установ​ки, т 
	525 
	698 
	842 


Бурові вишки служать для розташування над гирлом свердловини талевої системи, пристосувань для механізації спуско-підйомних операцій і бурильних свіч.
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Бурові лебідки. З допомогою бурових лебідок і талевого механізму спускають, піднімають і підтримують на вазі бурильну колону, обсадні труби й інший інструмент при бурінні та кріпленні свердловини. При підйомі обертання барабана лебідки, яке здійснюється приводом за допомогою талевого каната, перетворюється в поступальний рух талевого блоку. Під час спуску гальмівні пристрої бурової лебідки обмежують швидкість та​левого блоку, який опускається під дією власної ваги і ваги підвішеного інструменту. Бурові лебідки використовують також для передачі обертання ротора, скручування і розкручуван​ня бурильних і обсадних труб, для підіймання та підтягування різних пристосувань при бурінні свердловини, монтажу і ремонту установки.
Бурові лебідки розрізняють за потужністю, а також кінематичними та конят-руктивни​ми ознаками. За кількістю швидкостей підйому розрізняють дво-, три-, чотири- і шести-швидкісні бурові лебідки. Залежно від типу приводу розрізняють бурові лебідки зі ступінчастою, безперервно-ступінчастою і безступінчастою змі-ною швидкостей підйому. Ступінчаста зміна швидкостей підйому застосовується в лебідках з механічними передача​ми від теплових двигунів і електричних двигунів змінного струму. При застосуванні гідромеханічних передач лебідки з тими ж дви-гунами мають безперервно-ступінчасту зміну швидкостей. У випадку викорис-тання електродвигунів постійного струму швидкість підйому лебідки змінюється безступінчасте за кривою постійної потужності двигуна.
За схемою включення швидкохідної передачі розрізняють бурові лебідки з незалежною і залежною високою швидкістю. Лебідки з незалежною схемою включення швидкостей да​ють змогу піднімати незавантажений елеватор на високій швидкості незалежно від швид​кості піднімання інструменту. При залежній схемі включення незавантажений елеватор піднімають на різних швидкостях, що дорівнюють або пропорційні швидкості піднімання колони труб.
За кількістю валів розрізняють одно-, дво- і тривальні бурові лебідки. Одно- і двовальні лебідки мають окрему коробку передач. У тривальних лебідках швидкість підйому змінюють з допомогою передач, які встановлюють між валами самої лебідки. Для до​поміжних робіт дво- і тривальні бурові лебідки мають фрикційну котушку. При викори​станні одновальної лебідки для виконання допоміжних робіт підключають додаткову до​поміжну лебідку.
Лебідки розрізняють також за кількістю швидкостей, які передаються ротору, способом управління подачею долота, типом змащення ланцюгових передач, типом охолодження гальмівних шківів, типом додаткових гальм, а також типом управління. Технічні характе​ристики деяких бурових лебідок наведені в табл. 4.38.
Талева система складається із кронблока і талевого блока, обігнутих сталев-им ка​натом. Вона забезпечується гаком або автоматичним елеватором для підві-шування буриль​ної колони і обсадних труб. Навантаження на колону розподіля-ється між робочими струна​ми каната, кількість яких визначається кількістю шківів талевого блока і кронблока. Талева система дає змогу зменшити зусилля в канаті від ваги вантажу, який піднімається. При цьому пропорційно збільшується довжина канату, що навивається на барабан при підйомі вантажу на задану висоту.
Оснастка талевої системи бурових установок характеризується тим, що обидва кінці талевого канату збігають з кронблока. Один з них кріпиться до барабана бурової лебідки і називається ходовим або тяговим, а другий (нерухомий) - до спеціального пристосування на металічній основі вишкового блока. Під час навивки каната на барабан талевий блок з гаком підтягується до нерухомого кронблока. При спуску талевого блока канат розви​вається з барабана, який обертається в зворотньому напрямі під дією ваги талевого блока, гака і підвішеної колони труб. Нерухома струна талевого канату використовується для розміщення спеціальних датчиків, які вимірюють навантаження на гаку. Робочі струни ка-
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	Бурова лебідка
	Потуж-ність на барабані, кВт
	Максимальний натяг ходової струни каната, кН
	Діаметр, мм
	Довжина ба​рабана, MM
	Кількість валів лебідки

	
	
	
	талевого ка​ната
	барабана
	
	

	ЛБ-750Бр 
	560
	200
	28
	700
	1200
	1

	У 2-2- 11 
	660
	210
	28
	650
	840
	2

	У2-5-5 
	810
	270
	32
	800
	1030
	3*

	ЛБУ-1100М1, ЛБУ-1100М2* 
	810
	250
	32
	750
	1350
	1

	ЛБУ-2000Д, ЛБУ-2000Е** 
	1250
	340
	35
	835
	1445
	1

	ЛБУ-3000 
	2650
	420
	38
	935
	1540
	2


* Гальмівні шківи обладнані водяним охолодженням; відсутній вал для приводу ротора.
** Відсутній вал для приводу ротора.
*** В чисельнику - прямих, в знаменнику - зворотних.
	Кронблок
	Вантажо​підйомність, т
	Максимальний натяг ходової струни каната, кН
	Кількість шківів
	Діаметр, мм

	
	
	
	
	каната
	зовнішній шківа
	осі шківа

	Бу-75Бр 
	100
	85
	5
	25
	800
	140

	КБ5-185Бр 
	185
	230
	5
	28
	1180
	170

	УКБА-6-200 
	200
	200
	6 •
	28
	1000
	170

	УКБА-6-250 
	250
	250
	6
	32
	1250
	220

	УКБА-7-320 
	320
	265
	7
	32
	1250
	220

	УКБА-7-400-1 
	400
	350
	7
	35
	1400
	260

	УКБА-7-500 
	500
	425
	7
	38
	1510
	380


ната розміщуються між шківами кронблока і талевого блока і на відміну від нерухомої стру​ни змінюють свою довжину при підйомі та спуску гака.
Кронблоки розміщують на верхній площадці бурової вишки. Вони є нерухомою части​ною талевої системи. Конструкції кронблоків залежать від типу застосовуваних вишок і розрізняються за кількістю шківів, вантажопідйомністю і конструктивною схемою. Шківи обертаються на нерухомих осях, розміщених співвісно або неспіввісно. Секції шківів закри​ваються кожухами. Для попередження вискакування каната з канавки шківів зазор між шківами і кожухом не повинен перевищувати 0,15 діаметра каната. Технічні характери​стики кронблоків наведені в табл. 4.39.
Талеві блоки виготовляють одно- і двосекційними. Вони використовуються відповідно для ручного розподілу бурильних свіч і для роботи з комплексом АСП. Двосекційні талеві блоки при необхідності також можуть бути використані для ручного розподілу свіч. У тале​вому блоці число шківів на одиницю менше, ніж в парному з них кронблоці. На відміну від кронблока талевий блок не зазнає навантажень від натягу ходової і нерухомої струн каната,
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Таблиця 4.38

	Кількість швидкостей ***
	Тип допоміж-них гальм

	Кількість шарів ка​ната на барабані

	Габаритні розміри, мм
	Маса.кг


	коробки передач
	лебідки
	ротора
	
	
	довжина
	ширина
	висота
	

	4/4 3/1
	4/4 6/2
	4/4 3/1
	Гідравлічні Те саме
	3
4
	9900 5970
	2530 3190
	2714 2270
	17,1 21,3

	4/4
	5/4
	4/4
	
	5
	7330
	3500
	2730
	27,1

	3/1
	6/2
	3/1
	Електро​магнітні
	3
	7090
	2610
	2430
	27,3

	3/1
	6/2
	3/1
	Гідравлічні
	4
	8325
	-
	-
	--

	Без​ступін​часта
	Без​ступін​часта
	Без​ступін​часта
	Електричні
	4
	8740
	3340
	2560
	45,0


Таблиця 4.39
	Розміри підшипника, мм
	Габаритні розміри, мм
	Маса, т

	
	висота
	довжина
	ширина
	

	-
	1040
	1520
	1000
	1,30

	170x310x52
	1285
	1630
	996
	2,24

	170x310x52
	1615
	2810
	2240
	2,70

	220x340x100
	1890
	4370
	2780
	5,80

	220x340x100
	2080
	4100
	2950
	6,00

	260x400x104
	2160
	4230
	2980
	7,00

	380x520x150
	2020
	5090
	2220
	11.70


тому вантажопідйомність його менша, ніж кронблока. Кожухи талевого блока виготовля​ють із листової сталі або литими. Перевагу віддають литим кожухам, оскільки вони мають більшу масу, завдяки чому збільшується швидкість спуску незавантаженого талевого блока. Односекційні талеві блоки в нижній частиш мають сергу, з допомогою якої з'єднуються з гаком. У двосекційних талевих блоках щіки кожної секції з'єднуються осями, на яких вста​новлюють спеціальні підвіски з провушинами для штропів автоматичного елеватора або трирогого гака.
Технічні характеристики талевих блоків наведені в табл. 4.40.
Гаки та спеціальні підвіски приєднують до талевого блока і служать для підвішування вертлюга і бурильної колони при бурінні свердловини; для підвішування з допомогою штропів і елеватора колони бурильних труб при спуско-підйомних операціях; для підвішування і переміщення на майданчіку бурових важкого обладнання при монтажно-де​монтажних роботах та інструменту при бурінні свердловини.
Гаки використовуються також при ручному розміщенні бурових свіч. При роботі з ком​плексом АСП гаки замінюються спеціальними підвісками. В сучасних бурових установках
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	Талевий блок

	Вантажо​підйомність, т

	Кількість шківів

	Кількість секцій

	Діаметр, мм

	
	
	
	
	зовнішній шківа
	каната

	УТБУ-75Бр
	100
	4
	1
	300
	25

	ТБК4-140Бр
	140
	4
	1
	1180
	28

	УТБА-5-200
	200
	5
	2
	1250
	32

	УТБА-5-225
	225
	5
	1
	1120
	32

	УТБА-6-250
	250
	6
	2
	1250
	32

	УТБА-6-320
	320
	6
	2
	1400
	35

	УТБА-6-400
	400
	6
	2
	1510
	38

	

	Гак

	Вантажопідйомність рога, т
	Підвіска гаку до талевого блока

	Тип різьби ство​ла

	Діаметр, мм

	
	основного
	бокового
	
	
	різьби ствола
	осі

	КТБ-4-140Бр
	140
	140
	Блочна
	Без різьби
	-
	-

	УК-225
	225
	250
	Блочна
	спеціальна
	180x20
	140

	У5-300
	300
	400
	Два пет-
	Трапе-
	220x20
	140

	
	
	
	левих штропи
	цеідна
	
	

	

	Вертлюг
	Навантаження, кН
	Максимальний тиск прокачуван-ної рідини, МП а
	Найбільша часто​та обертання ствола, об/хв

	Переходник ствола (ГОСТ 5286-75)


	
	допустиме статич​не 
	динамічне при ча​стоті обертання ствола 100об/хв 
	
	
	

	ШВ- 15-250 
	2500 
	1600 
	25 
	200 
	- 

	УВ-250 
	2500 
	1600 
	25 
	200 
	Н-171/152Л 

	УВ-320 
	3200 
	2000 
	32 
	200 
	Н-П1/152Л 

	УВ-450 
	4500 
	3000 
	40 
	150 
	Н-171/152Л 


застосовуються трирогі гаки різної вантажопідйомності. Конструкції бурових гаків значних відмінностей не мають. Талеві блоки з сергою з'єднуються з гаком при допомозі штропа, встановленого на осях в кишенях корпуса гака.
Під час роботи з двосекційними талевими блоками бурильна колона при спуско-підйомних операціях підвішується до автоматичного елеватора, який в комплексі АСП заміняє гак. У процесі буріння свердловини вертлюг приєднується до автоматичного елева​тора з допомогою додаткової підвіски.

Технічні характеристики гаків наведені в табл. 4.41.
Вертлюги служать для підведення бурового розчину в бурильну колону. В процесі буріння вертлюг підвішується до автоматичного елеватора або до гака талевого механізму і з
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Таблиця 4.40
	Діаметр, мм
	Розміри підшипника, мм
	Габаритні розміри, ми
	Маса, т

	осі шківа
	прохідного отвору
	
	висота
	довжина
	ширина
	

	140
	-
	-
	-
	-
	-
	1,15

	170
	-
	170x310x52
	2115
	1240
	800
	3,50

	220
	210
	220x340x100
	2635
	1450
	1360
	7,30

	220
	-
	220x400x65
	2220
	970
	1170
	3,20

	220
	210
	220x340x100
	2575
	1270
	1410
	6,70

	260
	-
	260x400x104
	2535
	1418
	1440
	9,60

	380
	224
	380x520x150
	2965
	1840
	1572
	12,50


Таблиця 4.41
	Діаметр, мм
	Робочий хід пружи​ни, мм

	Вантажопідйомність пру​жини гака, т
	Габаритний розмір, мм
	Маса, т


	зіва гака під вертлюг
	зіва боко​вого рогу
	
	на початку робочого ходу
	при вибра​ному ході
	по бокових рогах
	ширина по корпусу га​ка
	висота
	

	170
	110
	175
	1,7
	4,00
	620
	615
	1427
	1,4

	220
	150
	145
	3,7
	10,00
	560
	600
	2615
	2,9

	300
	150
	150
	4,6
	12,25
	670
	750
	4095
	4,8


Таблиця4.42

	Розміри підшипника, мм 
	Габарити
мм
	розміри, їм 
	Маса (без масла), кг 

	основного 
	радіального 
	допоміжного упор​ного 
	висота з пе-рехідником 
	ширина 
	

	260x540x132 
	220x340x56 
	280x350x53 
	2850 
	1090 
	2300 

	260x580x145 
	200x310x82 
	220x320x80 
	3000 
	1200 
	2980 

	340x620x170 
	220X340X56 
	280x350x53 
	3270 
	1320 
	3815 


допомогою гнучкого шланга з'єднується зі стояком напірного трубопроводу бурових на​сосів. При цьому ведуча труба бурильної колони з'єднується з допомогою різьби зі стволом вертлюга. Всередині вертлюга просвердлений отвір для проходження бурового розчину. Під час спуско-підйомних операцій вертлюг з ведучою трубою і гнучким шлангом відводиться в шурф і від'єднується від талевого блоку. При бурінні вибійними двигунами вертлюг вико​ристовується для періодичного прокручування бурильної колони з метою попередження прихоплень.
Вертлюги, які застосовуються в бурінні експлуатаційних та глибоких розвідувальних свердловин, мають однакову конструктивну схему і розрізняються в основному за допусти​мим осьовим навантаженням (табл. 4.42).
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Бурові ротори служать для обертання бурильної колони, яка переміщується вгору -дониз у процесі буріння свердловини роторним способом; сприйняття реактивного крутного моменту і забезпечення поздовжньої подачі бурильної колони при використанні вибійних двигунів; утримання бурильної або обсадної колони труб над гирлом свердловини при їх на​рощуванні та спуско-підйомних операціях; прокручування інструменту при ловильних ро​ботах й інших ускладненнях, які трапляються в процесі буріння і кріплення свердловини.
Ротори розрізняють за діаметром прохідного отвору, потужністю і допустимим статич​ним навантаженням. За конструктивним виконанням ротори діляться на нерухомі та ру​хомі, які переміщуються зворотньо-поступально відносно гирла свердловини у вертикаль​ному напрямі. В бурових установках для експлуатаційного і глибокого розвідкового буріння використовують ротори, нерухомі відносно гирла свердловини.
Привід ротора здійснюється з допомогою ланцюгових, карданних і зубчастих пере​дач від бурової лебідки і коробки зміни передач або індивідуального двигуна. Залежно від привода ротори мають ступінчасту, безперервно-ступінчасту і безперервну зміну мо​ментів кручення. Для сприйняття реактивного крутного моменту вони забезпечуються стопорним пристроєм, який встановлюється на швидкохідному валу або на столі ротора. Рухомі деталі ротора змащуються розбризкуванням і примусовим шляхом. Випускають​ся ротори двох видів: з пневматичним клиновим розкріплювачем для утримання труб і без нього.
Основні технічні характеристики бурових роторів наведені в табл. 4.43.
Бурові насоси служать для нагнітання в свердловину бурового розчину з метою очистки вибою і стовбура свердловини від вибуреної породи (шламу) і виносу її на денну поверхню, охолодження і змазування долота, створювання гідромоніторного ефекту при бурінні струменевими долотами, приведення в дію вибійних гідравлічних двигунів.
Найбільше розповсюдження мають двопоршневі насоси двосторонньої дії і трипоршневі насоси односторонньої дії. В насосах двосторонньої дії рідина переміщується в поршневій і штоковій порожнинах і за один подвійний хід поршня здійснює два всмоктування і нагнітання. При односторонній дії насоса рідина переміщується в поршневій порожнині ро​бочої камери і за один подвійний хід поршня здійснюється один цикл всмоктування і нагнітання.

	Буровий насос

	Потужність, кВт
	Кіль-кість порш-нів

	Кіль-кість робо-чих камер циліндра

	Максима​льна кількість двойних ходів поршня за 1 хв

	Хід порш​ня, мм

	Внутрішній діаметр циліндрової втулки*, мм

	Подача*, л/с


	
	загальна
	корисна
	
	
	
	
	
	

	БрН-1
	365
	330
	2
	2
	72
	300
	180/130
	34,8/16,4

	НБТ-600
	600
	540
	3
	1
	135
	250
	180/120
	42,9/19,1

	У8-6МА2
	585
	500
	2
	2
	66
	400
	200/130
	50,9/18,9

	У8-7МА2
	850
	710
	2
	2
	66
	400
	200/140
	50,9/22,7

	УНБТ-800
	800
	720
	3
	2
	135
	250
	180/130
	41,4/22,4

	УНБТ-950
	950
	855
	3
	1
	125
	290
	180/140
	46,0/28,8

	УНБ.Т-1180
	1180
	1060
	3
	1
	125
	290
	180/140
	46,0/28,8


' В чисельнику -найбільші значення, в знаменнику - найменші. '* В чисельнику - всмоктуючого, в знаменнику - нагнітаючого.
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Таблиця 4.43
	Буровий
ротор

	Діаметр
отвору
ствола,
мм

	Допусти-
ме статич-
не
наван-
таження
на стіл, кН
	Найбіль-
ша
частота
обер-
тання
ствола
	Потуж-
ність,
кВт

	Базова
відстань

	Пере-
дато-чне
число
коніч-ної
пари

	Габаритний розмір, мм
	Маса, т


	
	
	
	
	
	
	
	довжи- 

на 

 
	ши-рина 

 
	висо-та 

 
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Р-560-Ш8
	560
	3000
	350
	280
	1350
	2,70
	2310
	1350
	750
	5,1

	УР-560
	560
	3200
	250
	370
	1370
	3,61
	2310
	1625
	750
	5,8

	УР-760
	760
	4000
	250
	370
	1503
	3,895
	2600
	1580
	680
	8,5

	УР-950
	950
	6300
	250
	500
	-
	3,81
	2450
	1800
	750
	7,0

	У Р- 1260
	1260
	8000
	200
	600
	
	3,96
	3000
	2300
	800
	10,3


У бурових насосах використовуються самодіючі пружинні клапани тарільчастої конст​рукції. Всмоктуючі та нагнітаючі клапани взаємозамінні. Осі поршнів паралельні та розміщуються в горизонтальній площині з одного боку від приводу насоса. Ведуча ланка бурових насосів, яка надає рух поршням, виконується у вигляді ексцентрикового криво​шипного пальцевого або колінчастого вала.
Ведучий вал насоса приводиться в дію від трансмісійного вала з допомогою циліндричної зубчастої пари. Буровий розчин переміщується по одноступінчастій однопо-точній схемі через загальну приймальну лінію і один вивід. Подача насосів змінюється з до​помогою змінних циліндрових втулок або змінного числа ходів насоса. Пульсація тиску, яка викликається нерівномірною швидкістю поршня, знижується до практичного допусти​мого рівня з допомогою пневматичних компенсаторів. У бурових насосних агрегатах вико​ристовуються переважно електродвигуни і дизелі, обертання яких передається трансмісійному валу насоса через клиноремінну або ланцюгову передачу.
Технічні характеристики бурових насосів наведені в табл. 4.44.
Таблиця 4.44
	Тиск на ви- 

ході*, МПа  

 
	Діаметр 

штока 

поршня, мм  

  
	Макси-
мальна ча-
стота обертання
трансмі-
сійного ва
ла, об/хв
	Переда- 

точне 

число . зубчатої 

пари   
	Діаметр прохідного отвору, мм
	Габаритний розмір, мм

	Маса зі
шківом, т



	
	
	
	
	Клапа-на

	колектора **

	Довж-ина

	ширина

	висота

	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	20/9,8
	65
	330
	4,15
	145
	200/95
	4160
	2430
	2710
	13,2

	25/11,3
	65
	425
	3,15
	145
	200/95
	4460
	2720
	1640
	19,0

	25/9,6
	80
	325
	4,92
	145
	275/109
	5000
	3000
	3240
	27,7

	32/14,2
	80
	337
	5,11
	145
	275/125
	5340
	3340
	3400
	37,3

	32/17,0
	70
	412
	3,05
	135
	230/100
	4470
	2980
	2200
	22,4

	32/19,0
	60
	566
	4,53
	145
	230/100
	5550
	3250
	3250
	22,7

	40/24,0
	60
	566
	4,53
	145
	230/100
	5550
	5400
	3400
	23,5
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4.5. Інструмент для спуску та підйому бурильних і обсадних колон
Талеві канати. Талеві канати розрізняються за конструкцією: ТК, ЛК, ТЛК - віповіддно точкове, лінійне і точково-лінійне дотикання дротинок між шарами; О, Р, РО - відповідно пасмо складається з дротинок однакового, різного та різного й однакового діаметрів у ша​рах; за призначенням: ВЛ - вантажолюдський; В - вантажний; за механічними властиво​стями дротинок: В - вищої марки, І - першої марки; за умовами роботи: ОЖ, Ж, С -відповідно особливо жорсткі, жорсткі та середньо агресивні; за напрямом звивки: О - одно​стороння, К - комбінована, без позначень - хрестова; за способом звивки: Н - не розкру​чується, Р - розкручується.
Для бурових установок застосовують канати правої хрестової звивки, яка не розкру​чується, з органічним сердечником (табл. 4.45).
Елеватори. Елеватори використовуються для захоплювання, спуску, підйому і підтримання на роторі або на підйомному гаку бурильних і обсадних труб. Застосовуються елеватори різних типів, які відрізняються розмірами залежно від діаметра бурильних або обсадних труб, вантажопідйомністю, конструктивним виконанням і матеріалом для їх виго​товлення. Елеватори для бурильних труб випускаються корпусні звичайні та корпусні стул​кові з замковим пристроєм, який виключає мимовільне відкриття елеватора (табл. 4.46). Для спуску важких обсадних труб застосовують елеватори-спайдери з клиновим захватом (табл. 4.47).
Клини. Клини використовуються для підвішування колони труб у столі ротора, їх вкла​дають в конусний отвір між трубою і вкладишами ротора. Застосування клинів прискорює спуско-підйомні операції. Для бурильних труб випускають клини двох типів (табл. 4.48): КТБ - для звичайних і КТБУ - для обважнених бурильних труб. Кожний комплект клинів складається з двох секцій, які охоплюють трубу на одному рівні. Кожна секція включає в себе правий і лівий корпуси, які з'єднуються між собою шарнірне. Крім звичайних клинів, випускаються пневматичні роторні клинові захвати для бурильних і обсадних труб (табл. 4.49). Управління клиновим захватом здійснюється з пульта бурильника за допомогою стиснутого повітря під тиском 0,7-0,8 МПа. Максимальний хід пневматичного клинового захвата становить 485 мм.
Таблиця 4.45
	Сталевий ка​нат з ор​ганічним сердечником 
	Конструкція каната 
	Діаметр каната, мм 
	Розривне зусилля для маркірувальної групи, МПа 
	Маса 1000 м, кг 

	
	
	
	1470 
	1568 
	1666 
	1764 
	

	лк-о 
	6x7 
	12,5 
	74 
	79 
	84 
	88 
	562 

	лк-о 
	6x7 
	14,5 
	98 
	105 
	111 
	116 
	745 

	ТК 
	6x7 
	14,5 
	- 
	99 
	105 
	108 
	715 

	ЛК-О 
	6x7 
	15,5 
	112 
	119 
	126 
	132 
	848 

	ТК 
	6x37 
	15,5 
	- 
	ПО 
	117 
	120 
	835 

	тлк-о 
	6x37 
	15,5 
	- 
	113 
	121 
	124 
	852 

	тлк-о 
	6x37 
	17,0 
	- 
	142 
	151 
	155 
	1065 

	лк-о 
	6x19 
	19,5 
	174 
	183 
	197 
	230 
	1370 

	ЛК-Р 
	6x19 
	19,5 
	179 
	191 
	203 
	209 
	1405 

	ТК 
	6x19 
	19,5 
	- 
	173 
	184 
	190 
	1275 

	лк-о 
	6x7 
	19,5 
	177 
	189 
	201 
	208 
	1335 
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Продовження табл.4.45
	Сталевий ка​нат з ор​ганічним сердечником
	Конструкція каната
	Діаметр каната, мм
	Розривне зусилля для маркірувальної групи, МПа
	Маса 1000 м, кг

	
	
	
	1470
	1568
	1666
	1764
	

	тлк-о
	6x37
	19,5
	169
	180
	191
	197
	1350

	тлк-о
	6x37
	21,5
	208
	222
	237
	244
	1670

	ЛК-Р
	6x19
	22,5
	235
	251
	267
	275
	1850

	ТК
	6x19
	22,5
	-
	240
	255
	263
	1735

	ТК
	6x37
	22,5
	-
	229
	243
	249
	1705

	ЛК-РО
	6x37
	28,0
	-
	440
	468
	495
	3000

	ЛК-РО
	6x31
	32,0
	-
	547
	581
	615
	3800

	ЛК-РО
	6x31
	35,0
	-
	659
	700
	741
	4640

	ЛК-РО
	6x31
	38,0
	-
	782
	830
	879
	5450


Примітка. Талеві каната за ГОСТ 16853-88 поставляються в бухтах довжиною 1000,1200 і 1500 м.
Таблиця 4.46
	Елеватор
	Діаметр тру​би, mm
	Вантажо​підйомність, кН
	Довжина, мм
	Ширина, мм
	Висота, мм
	Маса, кг

	Корпусні звичайні елеватори (ТУ26-02-258-77, ТУ 26- 16- 132-81, ТУ 26-02 933-82) 

	KM 60-1 25 
	60
	1250
	610
	225
	250
	67

	KM 73- 125 
	73
	1250
	610
	225
	250
	63

	KM 89- 125 
	89
	1250
	645
	255
	250
	82

	KM 89-200 
	89
	2000
	710
	255
	310
	121

	KM 102-125 
	102
	1250
	645
	255
	250
	78

	KM 102-200 
	102
	2000
	710
	255
	310
	117

	KM 114-140 
	114
	1400
	670
	300
	260
	94

	KM 11 4-250 
	114
	2500
	760
	320
	320
	155

	КМ114НП-250* 
	114
	2500
	760
	320
	320
	152

	KM 127-140 
	127
	1400
	670
	300
	260
	89

	КМ127НП-140* 
	127
	1400
	670
	300
	260
	86

	KM 127-250 
	127
	2500
	760
	320
	320
	149

	КМ127-НП-250* 
	127
	2500
	760
	320
	320
	144

	КМ129Л-140** 
	129
	1400
	670
	300
	260
	89

	KM 140-170 
	140
	1700
	755
	340
	290
	131

	KM 140-320 
	140
	3200
	800
	355
	350
	193

	KM 146-170 
	146
	1700
	755
	340
	290
	128
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Продовження табл.4.46
	Елеватор
	Діаметр тру​би, мм
	Вантажо​підйомність, кН
	Довжина, мм
	Ширина, мм
	Висота, мм
	Маса, кг

	KM 146-320 
	146
	3200
	800
	355
	350
	189

	KM 168-170 
	168
	1700
	780
	360
	290
	134

	KM 168-320 
	168
	3200
	800
	355
	350
	177

	KM 178-1 70 
	178
	1700
	780
	360
	290
	129

	KM 178-320 
	178
	3200
	800
	355
	350
	171

	EH 194- 125 
	194
	1250
	940
	350
	365
	180

	KM 194-320 
	194
	3200
	850
	400
	350
	261

	EH 219-125 
	219
	1250
	965
	380
	365
	220

	KM 2 19-320 
	219
	3200
	850
	400
	350
	237

	EH 245- 125 
	245
	1250
	995
	410
	365
	235

	KM 245-320 
	245
	3200
	900
	435
	350
	295

	EH 273- 125 
	273
	1250
	1035
	440
	365
	250

	KM 273-320 
	273
	3200
	900
	435
	350
	265

	EH 299- 125 
	299
	1250
	1060
	470
	365
	265

	KM 299-320 
	299
	3200
	1020
	475
	350
	340

	EH 324- 125 
	324
	1250
	1095
	500
	365
	290

	KM 324-320 
	324
	3200
	1020
	475
	350
	310

	KM 340-320 
	340
	3200
	1070
	510
	350
	363

	EH 351-125 
	351
	1250
	1120
	530
	365
	325

	KM 351 -320 
	351
	3200
	1070
	510
	350
	352

	EH 377-125 
	377
	1250
	1165
	560
	365
	354

	KM 377-320 
	377
	3200
	1100
	535
	350
	395

	EH 426- 125 
	426
	1250
	1195
	600
	365
	388

	EH 478-80 
	478
	800
	1245
	650
	365
	365

	Корпусні стулкові елеватори з замковим пристроєм (ТУ 26-02-945-82)***

	ЕК 11 4-250 
	114
	2500
	760
	280
	320
	140

	ЕК114НП-250* 
	114
	2500
	760
	280
	320
	138

	ЕК 127-250 
	127
	2500
	760
	280
	320
	135

	ЕК127НП-250* 
	127
	2500
	760
	280
	320
	131

	ЕК 194- 170 
	194
	1700
	854
	360
	300
	170

	ЕК 219-170 
	219
	1700
	854
	360
	300
	160

	ЕК 245- 170 
	245
	1700
	880
	335
	300
	175
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Продовження табл.4.46

	Елеватор
	Діаметр тру​би, мм
	Вантажо-підйомнють, кН
	Довжина, мм
	Ширина, мм
	Висота, мм
	Маса, кг

	ЕК 273-1 70 
	273
	1700
	910
	415
	300
	185

	ЕК 299- 170 
	299
	1700
	980
	485
	300
	255

	ЕК 324- 170 
	324
	1700
	980
	485
	300
	230

	ЕК 340- 170 
	340
	1700
	1070
	510
	350
	320

	ЕК 351 -170 
	351
	1700
	1070
	510
	350
	300

	ЕК 377- 170 
	377
	1700
	1140
	605
	350
	430

	ЕК 407- 170 
	407
	1700
	1140
	605
	350
	420

	ЕК 426- 170 
	426
	1700
	1140
	605
	350
	405


* Для труб з приварними замками і висадженими назовні кінцями.
** Для труб з алюмінієвих сплавів.
*** Гарантійний ресурс роботи - 180 год.
Таблиця 4.47
	Елеватор - слайдер з клиновим захватом 
	Діаметр труби, мм 
	Вантажо​підйомність, кН 
	Довжина 
	Ширина 
	Висота 
	Маса, кг 

	
	
	
	мм 
	

	ЕОК 114-194 
	114; 127; 140; 
	2500 
	1010 
	1010 
	915 
	945 

	 
	146; 168; 178; 194 
	 
	 
	 
	 
	 

	ЕОК 178-351 
	178; 194; 219; 
	3200 
	1110 
	1075 
	920 
	1430 

	 
	245; 273; 299; 
	 
	 
	 
	 
	 

	 
	324; 340; 351 
	 
	 
	 
	 
	 


Таблиця 4.48
	Клин для бурильних труб {ТУ26-02-813-78) 
	Діаметр труби, мм 
	Допустиме наванта​ження, кН 
	Маса, кг 
	Клин для бурильних труб (ТУ26-02-813-78) 
	Діаметр труби, мм 
	Допустиме наванта​ження, кН 
	Маса, кг 

	КТБ-114 
	114 
	1175 
	43 
	КТБУ-146 
	146 
	310 
	32 

	КТБ-127 
	1237 
	1175 
	38 
	КТБУ-178 
	178 
	310 
	28 

	КТБ-140 
	140 
	1175 
	42 
	КТБУ-203 
	203 
	310 
	25 

	КТБ-168 
	^   168 
	1175 
	53 
	 
	 
	 
	 


Примітка. Діаметр клинів - 325, висота- 390мм.
Таблиця 4.49
	Клиновий пневматич-
ний захват (ТУ 26-02-
542-74, ТУ
26-02-1027-86, ТУ
26-02-4-87)
	Діаметр труби.
мм
	Вантажо-
підйом-
ність,
кН
	Довжина,
мм

	Ширина,
мм

	Висота,
мм

	Маса,
кг


	ПКР-560 
	73; 89; 114; 127; 140; 
	3200 
	1500 
	820 
	1490 
	1915 

	 
	147; 168 
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Продовження табл. 4.49
	Клиновий пневматич-
ний захват (ТУ 26-02-542-74, ТУ
26-02-1027-86, ТУ
26-02-4-87)
	Діаметр труби,
мм
	Вантажо-
підйом-
ність,
кН
	Довжи-на,
мм
	Шири-на,
мм
	Висота,
мм
	Маса,
кг

	ПКРО-560М 
	194; 21 9; 245; 
	4000 
	750 
	750 
	1530 
	1560 

	 
	273; 299; 324 
	 
	 
	 
	 
	 

	ПКРБО-560 
	60-340 
	3200 
	1700 
	900 
	1650 
	2410 

	ПКРБО-700 
	60-508 
	4000 
	1700 
	950 
	1650 
	2690 


П р и мітки: 1. Наробка на плашки становить 400 год.
2. Захвати типу ПКРБО випускаються з ручним або механізованим відводом приводу.
Штропи. Штропи застосовують в основному для з'єднання елеваторів з підйомним га​ком талевої системи. Вони випускаються двох типів: ШБ ІШЕ. Штропи типу ШБ призна​чені для буріння глибоких свердловин і випускаються різної довжини. Тому в замовленнях на ці штропи вказують їх довжину. Штропи типу TTTF призначені для ремонту свердлови​ни. Конструктивно штропи нагадують масивну сталеву петлю овальної форми, в якої знач​но витягнута одна вісь (табл. 4.50). Штропи виготовляють зі вуглецевої сталі ^уцільнокатаними або зварними із застосуванням контактного зварювання з наступною термічною обробкою. Кожний штроп випробовують на статичне навантаження, яке в 1,5 раза перевершує номінальне. Строк служби штропів - З роки.
Таблиия 4.50
	Бурильний штроп (СТ СЕВ 245 1-80)
	Діаметр, мм
	Вантажо​підйомність, кН
	Довжина, мм
	Ширина, мм
	Маса, кг

	PI -Е/10
	30
	100
	920
	210
	22

	ШЕ-28
	35
	280
	850
	220
	29

	ШЕ-32
	40
	320
	850
	225
	37

	ШЕ-50
	45
	500
	890
	240
	48

	ШЕ-80
	60
	800
	975
	485
	120

	ШБД-125
	75
	1250
	1050
	520
	165

	
	
	
	1100
	520
	170

	
	
	
	1200
	520
	185

	
	
	
	1500
	520
	230

	
	
	
	1800
	520
	270

	ШБД-200
	85
	2000
	1100
	570
	220

	
	
	
	1500
	570
	295

	
	
	
	1800
	570
	350

	
	
	
	2100
	570
	400

	
	
	
	2400
	570
	455

	ШБД-320
	90
	3200
	1800
	570
	385

	
	
	
	1850
	570
	400

	
	
	
	2100
	570
	450

	
	
	
	2400
	570
	510

	
	
	
	2700
	570
	570
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Бурові ключі. Автоматичні бурові ключі (АКБ) служать для розкришення, розкручу​вання і скручування бурильних і обсадних труб. Монтують АКБ між лебідкою і ротором зі сторони привідного вала ротора. Управління ключем здійснюється з пульта управління бу​рильника. АКБ випускаються для труб діаметром від 108 до 216 мм і універсальні - для труб діаметром від 60 до 340 мм.
Крім автоматичних, широко використовуються машинні підвісні ключі для бурильних і обсадних труб (табл. 4.51).
Таблиця 4.5 J
	Ключ
	Діаметр труби, мм
	Момент скручування, кН-М
	Довжина, мм
	Ширина, мм
	Висота, мм
	Маса, кг

	Автоматичні ключі (ТУ 26-02-28-79, ТУ 26-02-101 1-85)* 

	АКБ-ЗМ2 
	108-216
	1,2-50,0
	1655
	1015
	2400
	300

	АКБУ 
	60-340
	2,0-70,0
	2070
	1160
	4600
	4100

	Машинні підвісні ключі для бурильних труб (ТУ26-02-779-77, ТУ26-02-842-79)**

	БУ 73-89 
	73-89
	30,5
	1250
	360
	860
	74

	КГП 
	73-108
	30,0
	1370
	700
	560
	300

	КМБ 108-212 
	108-212
	80,0
	1560
	590
	1040
	225

	УМК-1С 
	108-212
	65,0
	1590
	570
	1120
	147

	Машинні підвісні ключі для обсадних труб (ТУ 26-02-779)***

	ОМН-146/166 
	146; 166
	8,5
	1420
	360
	-
	80

	ОМН-168/188 
	168; 188
	8,5
	1445
	370
	-
	89

	ОМН- 194/21 6 
	194; 21 6
	8,8
	1485
	380
	-
	93

	ОМН-21 9/245 
	21 9; 245
	8,9
	1510
	410
	-
	97

	ОМН-245/270 
	245; 270
	9,0
	1555
	430
	-
	105

	ОМН-273/299 
	273; 299
	9,1
	1560
	440
	-
	111

	ОМН-299/324 
	299; 324
	9,2
	1580
	470
	-
	117

	ОМН-324/351 
	324; 351
	9,3
	1615
	500
	-
	123

	ОМН-351/376 
	351; 376
	9,4
	1650
	520
	-
	128

	ОМН-377/402 
	377; 402
	9,5
	1670
	540
	-
	128

	ОМН-426/451 
	426; 451
	9,7
	1750
	600
	-
	145

	ОМН-478 ОМН-530 
	478 530
	10,0 10,1
	1800 1850
	660 720
	-
	153 160


* Гарантійний строк служби - 10 тис. циклів скручування або розкручування. **Гарантійний строк служби - 500 год або 6000 циклів. *** Висота з ручкою для підвішування - 840 мм
Машинні ключі для бурильних труб застосовують для розкріплення і докріплення зам​кових з'єднань у процесі підйому і спуску бурильної колони і при нарощуванні труб. Вони відрізняються розмірами, конструкцією і технологією виготовлення основних деталей. Ма​шинні ключі для обсадних труб за конструктивною схемою і способами використання ана​логічні машинним ключам для бурильних труб, їх виготовляють зі сталі 20 і цементують на
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глибини 1,2-1,5 мм з наступним подвійним загартуванням і відпуском на твердість Нв= 56...60. Машинні ключі для бурильних і обсадних труб випробовують зусиллям, яке пере​вершує допустиме в 1,5 раза.
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Глава 5 Режими буріння
5.1. Параметри режимів буріння
До параметрів режимів буріння відносяться осьове навантаження на долото, швидкість обертання долота, масовий розхід ПР, якість ПР (густина, в'язкість, водовіддача, статичне напруження при зсуві). '
Залежно від геологічних умов, глибини буріння і технічного оснащення бурових ство​рюють швидкісні, оптимальні та спеціальні режими. Швидкісний режим забезпечує високу механічну швидкість буріння, оптимальний - найбільш високі кількісні і якісні його показ​ники, а спеціальний режим створюється при відборі керну, бурінні похилонапрямлених свердловин і в зонах ускладнень [5].
Підхід до вибору параметрів буріння залежить в основному від способу буріння. При турбінному бурінні зі зміною одного параметра автоматично змінюється інший. При роторному бурінні відсутній чітко виражений взаємозв'язок параметрів режиму. Розхід ПР вибирається з розрахунку достатньої очистки вибою, що характеризується швидкістю течії рідини в затрубному просторі. Цю швидкість доцільно підтримувати в таких межах, м/с:
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Швидкість течи            Буріння                        Діаметр долота,
рідини                                                                                    мм
0.5 —0,6                       Під кондуктор                          426
0,7—0,9                  Під проміжні колони                295,3:393,7
1.2—1,4                   Під експлуатаційну             161; 190,5; 215,9
                                            колону
Незалежно від способу буріння осьове навантаження на долото
[image: image766.png]


 (5Л>
де а — коефіцієнт, який враховує вплив вибійних факторів на твердість породи; Рш — твердість породи, МПа; FK — контактна площа долота, мм2.
Значення а приймається 0,7—0,8 для пористих порід (пісковики, тріщинні вапняки, алеврити) і 1,0—1,2 — для суцільних сильно метаморфізованих і хемогенних порід. Зна​чення контактної площі для лопатевих і шарошкових доліт зведені її табл.5.1. Для алмазних доліт такі дані наведені нижче:
Тип алмазного                     Контактна                    Тип алмазного                  Контактна
долота                              площа, мм2                        долота                             площа, мм2
ДР 163,5 СТ1                            165                          ДК 214,3 С6                        215
ДР 188,9 СТ1                           190                          ДК242.1С6                        240
ДР 214,3 СТ1                           215                          ДК 267,5 С6                        265
ДР 188,9 СТ2                           210                          ДК 292,9 С6                        300
ДР 214,3 СТ2                           235                         ДУС 188,9 СЗ                       150
ДР 188,9ТІ                              200                          ДУС 214.3 СЗ                       180
ДР214.3Т1                              225                             ДІ188.9С7                        210
Аі 188,9 С2                             220                          ДІ 214,3 С7                        235
Аі 214,3 С2                             255                           ДП 188,9 С                         160
ДК 138,1 С6                            140                           ДП 214.3 С                         185
ДК 157,1 С6                            160                           ДЛ 267,5 С                         240
ДК 188,9 С6                            190
При відсутності даних про механічні властивості порід оптимальне навантаження на до​лото знаходиться експериментальним шляхом. Для цього на початку буріння протягом 20— 30 хв будується графік зміни механічної швидкості[image: image767.png]


при ступеневому збільшенні осьового навантаження G (рис.5.1). За максимальним значенням швидкості [image: image768.png]


 визначається опти​мальне значення навантаження [image: image769.png]


 Взаємозв'язок між параметрами G і п при роторному бурінні зображений на рис.5.2. Для шарошкових доліт характерна обернена нелінійна за
[image: image770.png]7
]
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               [image: image771.png]



Рис.5.1. Графік залежності механічної          Рис.5.2. Графіки залежності між пара-
швидкості долота від осьового наванта-        метрами n, G при роторному бурінні
ження                                                      м'яких (1), твердих (2) і міцних (3) порід
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 лежність між часом роботи долота Тб і іншими параметрами буріння, яка графічно показана на рис.5.3.
Таблиця 5.1
	Тип долота
	Контактна площа долота, мм2, діаметром, мм

	
	188,9
	190,5
	214,3
	215,9
	242,1
	267,5
	269,9
	292,9
	295,3
	318,0
	391,7

	Лопатеві долота

	ЗЛГ
	245
	-
	269
	_
	295
	315
	_
	350
	_
	385
	450

	ДСГЗЛГ
	-
	-
	-
	_
	265
	290
	-
	315
	_
	350
	425

	РДГ
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	290
	-
	310
	_

	плд
	180
	-
	205
	-
	235
	250
	-
	275
	_
	285
	360

	ІСМ
	162
	-
	190
	-
	215
	230
	-
	260
	-
	280
	350

	Шарошкові долота

	М
	-
	169
	_
	195
	_
	_
	245
	_
	270
	_
	_

	МЗ
	-
	-
	-
	202
	.
	-
	-
	_
	_
	_
	_

	МСЗ
	-
	162
	-
	-
	_
	_
	.
	_
	255
	_
	_

	С
	-
	221
	-
	250
	_
	_
	280
	_
	330
	.
	_

	МС
	-
	179
	-
	220
	_
	_
	.
	_
	305
	_
	_

	СЗ
	-
	180
	-
	-
	-
	-
	210
	_
	217
	-
	-

	Т
	-
	210
	-
	233
	-
	-
	305
	-
	352
	-
	.

	ТЗ
	-
	150
	-
	-
	_
	-
	220
	_
	241
	-
	_

	К
	-
	125
	-
	153
	_
	-
	-
	-
	190
	-
	-


Математично залежність[image: image772.png]Tg=f(G)



І  описується виразом
[image: image773.png]Tg = B/GBn,




де В — емпіричний коефіцієнт, який залежить від конструкції опор доліт і якості ПР, В -(42...260)·105; [image: image774.png]


 — показник степеня, який залежить від абразивності порід, [image: image775.png]


= 1,52...2,35.
5.2. Принципи проектування режимів буріння
Швидкісні режими буріння. Порядок проектування при цьому такий:
	[image: image776.png]



Рис.5.3. Графіки залежності трівалості Т роботи доліт від осьового навантаження [image: image777.png]


 для порід з різною твердістю: 


1.  Для вибраних типів доліт за формулою (5.1) визначають мінімальне осьове наванта​ження, яке забезпечує об'ємне руйнування по​роди.
2.  Знаючи навантаження [image: image778.png]


, знаходять необхідний крутний момент Мд на долоті:
МЛ = М0 +[image: image779.png](1/7,) M;Gs




де М0 - момент, який затрачується на холосте обертання долота, кг- м, М0 = 5...25 кг-м;[image: image780.png]


 механічний ККД долота,[image: image781.png]|/



= 0,95...0,98; Мп - питомий момент,кг-м/т, Мп=-8...15кг-м/т.
3.  Для вибраного типу турбобура визнача​ють необхідну продуктивність бурових насосів [image: image782.png]


 і перепад тиску в турбобурі Рт ;
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[image: image783.png]Q.= QvVM,7M;;



 (5.2)
[image: image784.png]



де [image: image785.png]279



, і  [image: image786.png]


— робочі характеристики турбобура.
4. Знаючи параметри [image: image787.png]Qi p; i M;



, розраховують гідравлічні втрати в циркуляційній сис​темі Рц.
5.  Визначають загальну гідравлічну потужність насосів[image: image788.png]


_ швидкість витікання ГІР з насадок долота[image: image789.png]


 і швидкість висхідного потоку рідини в затрубному просторі [image: image790.png]


:
[image: image791.png]


 ; [image: image792.png]=40 /7 (D* ~ d}),




                     
де d — діаметр насадки; D — діаметр долота; [image: image793.png]


— зовнішній діаметр бурильних труб.
6. Для роторного буріння і електробуріння необхідну продуктивність насосів [image: image794.png]


 визнача​ють, виходячи з мінімально допустимих швидкостей [image: image795.png]


 і [image: image796.png]


, які забезпечують ефективну ро​боту долота і задовільну очистку вибою від вибуреної породи. Швидкість[image: image797.png]


 доцільно брати в межах 60—80м/с [6].
Раціональні режими буріння. Порядок проектування раціональних режимів такий:
1.  Для кожного діаметра долота задаються декількома значеннями продуктивності на​сосів Q, визначають гідравлічні витрати рг швидкості висхідного потоку і витікання рідини з насадок долота.
2. Знаючи параметри [image: image798.png]


 і[image: image799.png]


., визначають гідравлічну потужність [image: image800.png]


 і зіставляють її з за​даною потужністю бурових насосів [image: image801.png]


. Якщо [image: image802.png]


, то продуктивність насосів треба знизити.
3. Знаходять крутний момент з формули (5.2):
М =[image: image803.png]



4. З формули (5.1) визначають осьове навантаження[image: image804.png]


на долото і порівнюють його з допустимим навантаженням [image: image805.png]


. Якщо [image: image806.png]


, то зменшують продуктивність Q і проводять повторні розрахунки.
Для роторного способу буріння розрахунки раціонального режиму спрощуються завдя​ки відсутності вибійних двигунів. При проектуванні режимів буріння з відбором керну пара​метри зменшуються на 30—40 % порівняно з аналогічними параметрами для буріння суцільним вибоєм.
Для контролю за осьовим навантаженням на долото в процесі буріння вико-ристовуются індикатори ваги типу ГШ-6. Інші параметри буріння реєструються за допомогою пультів контролю типу ПКБ-3. Робота опор шарошкових доліт контролюється за допомогою ротор​них моментомірів. Середній момент на роторі при заклинюванні одної або двох шарошок в 1,2—1,4 рази більший, ніж при нормальному бурінні. Зростання моменту в 1,5—1,6 раза свідчить про заклинювання всіх трьох шарошок. Перед підйомом інструмента визначають момент на холосте кручення, щоб виявити, чи не впливають на крутний момент обвали і осипання порід. При роботі в абразивних породах момент підйому для заміни інструмента визначається за зниженням механічної швидкості буріння.
5.3. Бурові розчини
Класифікація бурових розчинів. Бурові промивальні розчини (ПР) використову​ються для руйнування і виносу вибуреної породи з свердловини. Вони повинні відповідати одночасно багатьом вимогам: сприяння руйнуванню порід, очищення ви​бою та транспортування вибуреної породи на поверхню; унеможливлення процесу осадження відламків породи в стовбурі свердловини і в чанах (резервуарах) на по​верхні; утримання міцності стінок свердловини (створенням протитиску та протидії
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	Гатунок
глино-
лорошка
	Вміст твердої
фази, %
	Густина ко-
лоїдної суспензії,
кг • м , не більше
	Вихід розчину,
10-3·м3·кг, не
менше

	Вищий
	4,8
	1026
	20

	Перший
	6,0
	1039
	20

	Другий
	7,8
	1052
	16

	Третій
	116
	1079
	12

	Четвертий
	17,8
	1121
	8


      Таблиця 5.2                                               деформації порід, що ви-никає внаслідок її контакту з ПР, і т.ін.); попередження нафто- газово-до-проявлень; збережен​ня природних фільтраційних властивостей порід-колекторів; здатність до утворення щільної фільтраційної кірки, яка б не коагулювала під дією цемент-них суспензій та характеризувала-ся необхідною термосолестійкіс-тю; піддатливість витісненню з смердловини тампонажним цемен-тним розчином; сприяння якісно-му цементуванню колон, зокрема внаслідок забезпечення зчеп​лення тампонуючого матеріалу з колоною; відсутність корозійної агресивності сто​совно бурильної колони і бурового обладнання; неток-сичність, пожежобезпечність з врахуванням вимог до охорони праці і навко-лишньої екосфери.
За складом та природою дисперсійного середовища бурові розчини класифікуються так:
на водній основі — прісній і морській воді (вода, нестабілізовані суспензії, гу-матні, лігносульфонатні, хромлінгосульфонатні); полімерні недиспергуючі (з ма-лим вмістом твер​дої фази, безглинисті); інгібуючі (кальцієві, калієві, оброблені со-лями тривалентних ме​талів, силікатні, гідрофобізуючі, хлормагнієві, хлорнатрієві);
на нафтовій основі — безводні (вапняно-бітумні, на основі органоглини); інвертні емульсії (емульсійні вапняно-бітумні, на базі емульгатора-емультала - ВІЕР, інших емуль​гаторів - ГЕР, ТШР.
газоподібні - гази (повітря, викидні гази двигунів внутрішнього згоряння, природний газ); піни.
Склад і властивості бурових розчинів. Бурові ПР, як правило, є гетерогенни-ми систе​мами, тобто системами, що складаються з кількох внутрішніх однорідних частин (фаз) з різними фізичними властивостями. В одній частині гетерогенної си-стеми компоненти пере​бувають в дисперсному стані, в іншій - у вигляді суцільної фази.
Тверді фази в бурових розчинах перебувають в кристалічному і зрідка в аморфному стані (оксиди, гідроксиди, алюмосилікати). Фізико-хімічні властивості та механічні пара​метри компонентів твердої фази з кристалічною будовою характеризуються енергією їх кристалічних решіток.
З природних мінералів найчастіше використовуються глини - полімінеральні полідисперсні алюмосилікатні сполуки, які здатні при контакті з водою переходи-ти в пластичний стан. Завдяки цьому глини використовують для одержання коло-їдних суспензій — основи бурових розчинів. Для приготування бурових розчинів випуска​ють глинопорошки з монтморіллоніту, каолініту, гідрослюди і палигор-скіту. Залежно від складу їх поділяють на бентонітові (ПБ), каолін-гідрослюдисті та палигорскітові (ПП).
Для підвищення якості глинопорошки обробляють різними реагентами (каль-ци​нованою содою, триполіфосфатом натрія, поверхнево-активними речовинами, мета-сом та ін.). Основний показник якості (гатунку) глин - вихід розчину (кіль-кість гли​нистої суспензії з заданої в'язкістю, що одержується зі т глини) (табл. 5.2). Бен​тонітові порошки додають до бурових розчинів для поліпшення очистки стовбура свердловини від шламу, обмеження просочення чи фільтрації води в проникні пла​сти, забезпечення утворення тонкої фільтраційної кірки з низькою проникністю,
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нязбереженню стійкості стовбура прирозбурюванніслабоцементованих порід і поперед​ження поглинання.
Для підвищення густини бурових розчинів використовують такі подрібнені порошки важких інертних матеріалів-обважнювачів:
          Обважнювач                              Густина                             Твердість за
                                                        розчину,                           шкалою Мооса
                                                         кг/м3
Кальцит                                                      2600-2800                                   З
Доломіт                                                      2800-2900                                3,5-4
Целестит                                                     3700-3900                                3-3,5
Сидерит                                                      3700-3900                                3,5-4
Барит                                                         4200-4700                              2,5-3,5
ільменіт                                                       4500-5100                                 5-6
Магнетит                                                     4900-5200                              5,5-6,5
Гематит                                                      4900-5300                              5,5-6,5
Галеніт                                                        7400-7700                              2,5-2,7
Всі обважнюючі добавки за густиною поділяють на три групи: низької Гус-тини (2600— 2900 кг/м3) — мергель, крейда, вапняк, доломіт; середньої густини (3800—5000 кг/м3) — сидерити, барити, залізовмісні сполуки; підвищеної густини (6000 —7000 кг/м3) — кон​центрати свинцевих руд, залізисто-миш'якові руди й ін.
Баритовий обважнювач бурових розчинів одержують головним чином з флотаційних баритових концентратів. Якість сухого баритового обважнювача регламентується відповідними характеристиками (табл.5.3).
Таблиця 5.3
	Гатунок баритового обважнювача
	Вміст*, %
	Густина,
кг/м3, не менше


	
	Сірчанокислог

барію (не менше)
	водорозчинних солей (не більше)**
	фракцій розміром 5 кмк
(не більше)
	

	
	
	
	
	

	Перший 
	92 
	0,30 
	5 
	4250 

	Другий 
	87 
	0,35 
	10 
	4150 

	Третій 
	80 
	0,35 
	15 
	4050 


* Води не більше 1,5 %.
** Кальцію не більше 0,05 %.
Підвищення якості баритового обважнювача досягається шляхом додаткової його оброб​ки перед сушкою або при помолі, наприклад фосфатами, полімерами, поверхнево-активни​ми речовинами. Це сприяє гідрофілізації поверхні частинок бариту,зв'язуванню іонів кальцію та попередженню коагуляції розчину.
Використання залізовмісних обважнювачів (гематитів, магнетитів, ільменітів) порівняно з баритовим є обмеженим, оскільки висока абразивність і магнітні властивості цих обважнювачів негативно впливають на довговічність бурильного інструменту й облад​нання. Незважаючи на це, внаслідок великої густини, їх використання в окремих випадках необхідне. Якість залізистих обважнювачів регламентується такими характеристиками (ТУ39-053-74): густина - не менше 4150 кг/м3; вміст вологи - не більше 12,0 %; вміст водо​розчинних солей - не більше 0,3 %; вміст кальцію - не більше 0,05 %.
В окремих випадках для одержання бурових розчинів густиною понад 2300 мг/м3 вико​ристовують свинцеві обважнювачі. Основний мінерал свинцевих руд галеніт має густину 7400—7700 кг/м3 і твердість за шкалою Мооса - 2,5—2,7.
Для обважнення бурових розчинів при закінченні буріння свердловини використовують кальцит, доломіт, сидерит, що добре розчиняються мурашиною і соляною кислотами.
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Дисперсійним середовищем для бурових розчинів є вода (прісна чи мінералізована, зокрема морська) або вуглеводневі рідини (нафти чи нафтопродукти, пере​дусім дизельне пальне).
Вода порівняно з іншими рідинами характеризується найвищими поверхневим натя​гом, діелектричною константою, питомою теплотою плавлення, теплотою пароутворення і вираженою здатністю розчиняти різні речовини. Полярною будовою молекули води по​яснюється її тенденція до утворення водневих зв'язків. У воді дисоціюють солі, кислоти, основи.
Склад води визначає вибір глини і хімічних реагентів. Так, якщо у воді місти-ться понад 5% солей, то бентонітові глини втрачають властивості структуроутво-рення. Тому в таких випадках застосовують спеціальну технологію приготування бурового розчину (наприклад, заздалегідь гідратують глину в прісній воді, модифікують солестійкими полімерами, а потім додають мінералізовану воду) або використовують для цього солестійку глину (наприклад, палигорскіт).
Нафта і нафтопродукти є основою для приготування розчинів на вуглеводневій основі. При виборі нафти враховують вміст в ній асфальтенів, смол,легких фракцій. Для зниження температури спалаху нафти її вивітрюють чи прогрівають з метою вилучення розчинених газів і легких фракцій. Для цього використовують також адсорбційно-активні дисперсні ре​човини, здатні поглинати низькомолекулярні вуглеводні. В приготуванні бурових розчинів на вуглеводневій основі як середовищу віддають перевагу дизельному пальному.
Для поліпшення фізико-хімічних і технологічних властивостей бурових розчинів вико​ристовують різні хімічні реагенти: понижувачі в'язкості, пептизатори і диспергатори, захисні високомолекулярні колоїди, змащувальні та інгібуючі добавки і ін. За призначенням і фізико-хімічною дією на дисперсні системи розчинів хімічні реагенти поділяють на за​гальні та спеціальні.
Для надання буровому розчину спеціальних властивостей (інгібуючих, зма-щувальних, емульгуючих і інших) або для підвищення ефективності реагентів за-гального призначення (усунення піноутворення, термічної і ферментативної несті-йкості, агресивного впливу полівалентних іонів, сірководню і інших) використо-вують неорганічні електроліти, арома​тичні аміни, аміноспирти, алкилфеноли, силоксани, солі високомолекулярних органічних сполук, оксиетильовані органічні сполуки, вищі жирні спирти і кислоти, полімери, співполімери і ін.
Показники якості бурових розчинів. Технологічні властивості ПР характеризуються густиною, структурно-реологічними і фільтраційними параметрами, змащувальною та охо​лоджуючою здатністю, поверхневою активністю, активністю взаємодії з породою, що розбу-рюється. Регулюються вони шляхом комплексної фізико-хімічної дії на полідисперсну сис​тему, якоюєПР.
Найбільшого поширення набули такі методи регулювання властивостей ПР: обробка хімічними сполуками неорганічного і органічного складу, розчинення, концентрування, ме-ханохімічна активація і диспергування шляхом перемішування при тепловій дії чи без неї. Відомі також такі методи, як намагнічення, електрична та ультразвукова обробка.
Значною мірою технологічність ПР визначається їх здатністю до збереження основних ознак дисперсної системи в часі - ступеня дисперсності та рівномірності розподілу дисперс​ної фази в дисперсійному середовищі.
Знання основних факторів стійкості дисперсних систем і причин, що зумов-люють її по​рушення, дає змогу обгрунтувати методи регулювання властивостей ПР під час буріння.
Для одержання об'єктивної інформації про властивості бурових розчинів та своєчасного виявлення їх відхилення від проектних значень контролюють показники якості. Нормативні значення показників якості для кожної свердловини наведені в геолого-технічних нарядах.
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Контроль, що здійснюється на бурових, тільки приблизно описує поведінку розчину в свер​дловині. Більш детальні дослідження виконуються в спеціалізованих лабораторіях.
Контрольні параметри бурового розчину поділяють на три групи: обов'язкові для всіх свердловин - густина, умовна в'язкість, статична напруга зсуву через 1 і 10 хв, показник фільтрації, товщина фільтраційної кірки, концентрація іонів водню, концентрація твердої фази; обов'язкові для свердловин, що перебувають в ускладнених геологічних умовах - по​казник фільтрації при підвищених температурах, вміст газу, гранична динамічна напруга зсуву, пластична в'язкість, ступінь мінералізації, вміст іонів магнію, кальцію, калію, натрію, хлору, сульфату, твердої фази і нафти, напруга електропробою (для емульсійних розчинів на вуглеводневій основі); необов'язкові - динамічна напруга зсуву і пластична в'язкість при підвищених температурах і тисках, статична напруга зсуву при підвищених температурах, напруга зсуву фільтраційної кірки, змащувальна здатність, ступінь відновлення проникності кернів, міжфазний натяг фільтрату бурового розчину.
Пристрої для приготування і очистки бурових розчинів. Приготування бурових роз​чинів є складовою частиною технології промивки свердловин і охоплює ряд послідовних операцій: підготовку дисперсійного середовища, змішування з ним дисперсної фази, обваж -нення, хімічну обробку тощо. Для приготування бурових розчинів використовуються блок приготування розчинів БПР-70 або БПР-40 з виносними гідроежекторними змішувачами і завантажувальними лійками, чани циркуляційної системи, гідравлічні та механічні пе-ремішувачі, диспергатор, помпи.
Блоки БПР-70 і БПР-40 призначені для приготування і обважнення бурового розчину, а також для збереження запасу сипучих матеріалів на свердловині, на якій здійснюється буріння. Блок БПР-70 складається з двох вертикальних металічних силосів з всадними рамами, з'єднаних у загальний блок. В комплект блока входять два виносних гідрозмішувчі ежекторного типу, які з'єднані з силосами гофрованими шлангами. Порошкоподібний матеріал (глина, барит та інші) з силосу по гофрованих шлангах подається в гідрозмішувач, де змішується з робочою рідиною. Блок БПР-40 відрізняється від блока БПР-70 тим, що він обладнаний двома циліндричними теле​скопічними силосами та завантажувальним пристроєм з тарілчастим подавачем. Завантажуваль​ний пристрій міститься на нижній нерухомій частиш силосу. Принцип роботи блока БПР-40 практично не відрізняється від принципу роботи блока БПР-70.
Основна функція перемішувачів - не допустити розшарування бурового розчину і забез​печити рівномірний розподіл його компонентів в усьому об'ємі циркуляційної системи. Для приготування, обробки і циркуляції бурового розчину застосовують гідравлічні та механічні перемішувачі.
Промисловість виготовляє гідравлічні перемішувачі трьох типів: 4УПГ, ПГ та ПГС. Пе-ремішувач 4УПГ складається з корпуса, стовбура, який крутиться в трійнику, і закріпленої на консолі стовбура насадки. Рухомі з'єднання виконані таким чином, що стовбур з насад​кою має змогу повертатися у двох взаємно перпендикулярних площинах, забезпечуючи тим самим будь-який напрям струменю. Повертаючи стовбур, направляють струмінь бурового розчину в застійні та найбільш віддалені від прийому помпи зони, тим самим забезпечуючи зрушення і гомогенізацію всього об'єму бурового розчину, диспергування твердої фази та емульгування рідких компонентів для приготування емульсійних розчинів.
Гідравлічний перемішувач з самостійним обертанням ПГС перемішує рідину без втру​чання оператора. Буровий розчин, який нагнітається помпою в стовбур перемішувача, з ве​ликою швидкістю витікає з насадок в протилежних напрямках. Реактивна сила пари, що виникає при цьому, змушує обертатися хрестовину у підшипнику, в результаті чого змінюється напрям дії струменя з деякою постійною швидкістю, яка залежить від робочого тиску помпи та реологічних властивостей бурового розчину. Основним недоліком пе​ремішувача типу ПГС є те, що напрям дії струменя бурового розчину змінюється тільки в одній площині.
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Для циркуляційних систем бурових установок виготовляються механічні перемішувачі ПМ, ПМ1, ПМ2, ПЛ1, ПЛ2. Перемішувач ПМ складається з двигуна-редуктора, проміжного вала та перемішуючого органу. На перемішувачі ПМ1 встановлений вибухозахищений електродвигун, а перемішувач ПМ2 відрізняється від перемішувача ПМ1 спрощеним кріпленням проміжного вала. Головною перевагою механічних перемішувачів ПЛ, і ПЛ2 є те, що вони обладнані комбінованим турбінно-пропелерним перемішуючим органом, який дає змогу значно підвищити ефективність перемішування бурових розчинів. Крім того, їхня конструкція спрощена, а замість дефіцитного двигуна-редуктора МПО2-15В-5,5/45,5 ви​користовуються редуктори масового виробництва.
Механічний перемішувач з комбінованим перемішуючим органом створює в буровому розчині перехресні потоки зразу в декількох площинах, в результаті чого забезпечується його інтенсивне перемішування, попереджується випадання обважнювача на дно чанів, виключається наявність застійних зон у розчині.
Навіть при інтенсивному перемішуванні гідравлічними і механічними переміщувачами буро-ьий розчин довгий час залишається нестабільним внаслідок нестабільності дисперсного складу суспензії (для глинистих розчинів) або емульсії (для розчинів на вуглеводневій основі). Для при​швидшення гідратації глини у воді й емульгування масла (або води) в дисперсійному середовищі використовують диспергатор. Останній дає змогу при меншій витраті матеріалів забезпечити за​довільні показники розчину.
Принцип дії механічного диспергатора ДГ-1 базується на тому, що при співударі висо-кошвидкісних зустрічних струменів з керамічних, металокерамічних або твердосплавних насадок в камері з обмеженим об'ємом виникають кавітаційні явища, ультразвук та інші ефекти, які інтенсифікують процеси диспергування. Оброблені таким чином суспензії чи емульсії надалі не змінюють своїх властивостей під впливом менш потужних диспергуючих ефектів, які виникають при роботі помп, турбобурів, доліт та інших механізмів в процесі буріння свердловини. Крім того, проходить додаткове подрібнення глиноматеріалів, нафти і бітуму, в результаті чого для отримання бурового розчину з одними і тими ж показниками цих матеріалів і хімічних реагентів (стабілізаторів, емульгаторів) необхідно менше.
Очистка бурових розчинів від шламу потребує першочергової уваги, оскільки частинки вибуреної породи, які потрапляють у розчин, негативно впливають на його основні техно​логічні властивості, а в кінцевому рахунку і на техніко-економічні показники буріння. Для очистки бурового розчину від шламу використовують різні механічні пристрої, вібраційні сита, блоки паралельно з'єднаних гідроциклонів (піско- і намуловідділювачі), сепаратори (блоки гідроциклонів у комбінації з віброситом), глиновідділювачі (гідроциклони, які пра​цюють за оберненим циклом, центрифуги). В найбільш несприятливих умовах, коли буро​вий розчин інтенсивно збагачується тонкодисперсними частинками, його перед очисткою обробляють реагентами-флокулянтами (поліакриламідом, метасомМ-14і ін.).
Буровий розчин очищають за допомогою вібраційного сита шляхом просіювання через вібруючу сітку. Головними факторами, які визначають якість очистки і пропускну здатність вібросита, є розмір вічок сітки та площа просіюючої поверхні. Для очистки бурового розчину від шламу вібросита обладнують сітками з розміром вічок 0,16x0,16; 0,20x0,20; 0,25x0,25; 0,4x0,4; 0,9хО,9мм. Сітки для вібросит, як правило, поставляють у вигляді касет з боковим об​рамленням для зручної натяжки при їх установці.
Висока ефективність очистки бурового розчину двоярусним віброситом ВС-2 дося​гається внаслідок того, що спочатку розчин проходить попередню грубу очистку на його верхній сітці, а потім більш тонку очистку на нижній. Вібросито ВС-2 комплектується сітками з вічками розміром 0,9x0,9; 0,63x0,63; 0,55x0,55; 0,45x0,45; 0,25x0,25; 0,2x0,2; ОД 6x0,16мм.
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Гідроциклонні установки використовують для додаткової очистки бурового розчину від шламу. Принцип їх дії базується на розділенні суспензованих частинок за масою під дією інерційних сил, що виникають у вихровому потоці гідроциклону.
Пісковідділювач ПГ-50 призначений для очистки необважненого бурового розчину від ча​стинок вибуреної породи розміром понад 0,08—0,10мм. Він входить до складу циркуляційної системи і використовується для очистки бурового розчину після вібросита.
Після очистки на віброситі буровий розчин подається під тиском 0,2—0,3 МПа в поста-чаючий колектор, звідки надходить в гідроциклони, де очищається від шламу. Шлам з не​великою кількістю розчину вивантажується через піскову насадку в шламозбірник. Очище​ний буровий розчин з гідроциклону надходить до зливної насадки і далі - у зливний колек​тор, а звідти по зливних трубах-стійках - в чан (або жолоб) циркуляційної системи.
Намуловідділювач ИГ-45 призначений для очистки необважненого бурового розчину від час​тинок вибуреної породи розміром більше 0,03—0,04 мм. Він входить до складу циркуляційної си​стеми і використовується для очистки розчину після вібросита і гасковідділювача.
У процесі буріння свердловин можливе насичення бурового розчину пластовим газом, повітрям, а також його запінення. Внаслідок цього погіршуються технологічні властивості розчину: зменшується густина, збільшуються статичне напруження зсуву і в'язкість. Для попередження ускладнень, що зв'язані з загазуванням бурового розчину, використовують методи механічної та вакуумної дегазації.
Для дегазації бурового розчину найчастіше застосовують вакуумні дегазатори періодичної дії. Вони обробляють розчин порційно. В період всмоктування рідини і її дега​зації в камері створюється вакуум, а в період зливу дегазованої рідини вона сполучається з атмосферою. За таким принципом працює двокамерний вакуумний дегазатор ДВС-11. Ви​пускається також вакуумний дегазатор ДВС-2К, який мало відрізняється від дегазатора ДВС-11: в ньому відсутній спеціальний чан, який входить у блок очистки циркуляційної системи бурової установки.
Бурові розчини для розкриття продуктивних пластів. Продуктивний пласт, що містить нафту, газ і пластову воду, є складною гідродинамічною системою, в якій фізичні, хімічні та фізико-хімічні процеси до розкриття пласта перебувають у відносно рівноважному стані. Внаслідок розкриття пласта бурінням рівноважний стан порушується, змінюється гідравлічний опір у зоні проникнення фільтрату під час фільтрації через неї нафти. Ступінь негативного впливу на фільтраційні властивості пласта значною мірою визначається характеристиками бу​рового розчину, геологічними умовами та тривалістю розкриття пласта.
Серед факторів, що зумовлюють ускладнення стану продуктивного пласта, основними є репресія та склад бурового розчину і його фільтрату. Репресія впливає на ступінь дефор​мації порід у межах привибійної зони і, зокрема, на зміну природної розкритості тріщин. Під дією репресії буровий розчин проштовхується у природні чи примусово розкриті тріщини. Репресія спричиняє формування зовнішньої фільтраційної кірки і зони кольматації, через які відбувається відфільтрування рідкої фази бурового розчину в пласт. Хімічний склад фільтрату бурового розчину визначає його фізико-хімічні властивості й зу​мовлює можливість виникнення та інтенсивність розвитку в пласті вторинних процесів внаслідок контакту фільтрату з нафтою, залишковою водою і мінералами, що становлять породу. Взаємодія фільтрату з компонентами пластової системи призводить до зміни про​никності породи-колектора.
Отже, збільшення гідравлічних опорів під час фільтрації нафти через зону проникнення фільтрату є наслідком зміни фазового співвідношення рідин, що насичують пласт, і струк​тури перового простору.
Створення бурових розчинів для розкриття продуктивних пластів полягає в пошуку таких їх складів, які б попереджали кольматацію порід-колекторів. У низькопроникних пластах зни​ження проникності колекторів пов'язують, головним чином, -з впливом фільтратів бурових роз-
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чинів. Якщо фільтрат є водним розчином, то, потрапивши в пористе середовище, він може викликати набухання глинистих часток, що входять до складу порід-колекторів і присутні на поверхні та в об'ємі пор; утворення водонафтових емульсій в об'ємі пор; утворення осадів внаслідок взаємодії фільтрату ПР з пластовими фазами.
Вибір типу бурового розчину та його хімічної обробки значною мірою може зумовлюва​тися складом пластової фази, мінералогічним складом глинистого матеріалу, що міститься в колекторі і поведінка якого (набухання, комплексоутворення і т.ін.) залежить від складу та властивостей дисперсійного середовища бурового розчину.
Буровий розчин, що призначається для первинного розкриття продуктивних пластів, а та​кож для перфораційних та інших операцій у свердловині, під час яких неминуче його контак​тування з компонентами пластової системи, повинен швидко формувати на стінках свердлови​ни практично непроникну зовнішню фільтраційну кірку, яка б перешкоджала проникненню фільтрату в пласт; мати такий склад рідкої фази, який би забезпечував при освоєнні свердло​вини можливість ліквідовувати наслідки проникнення фільтрату в привибійну зону; тверда фаза бурового розчину у випадках його проникнення в поровий простір пласта має повністю або більша її частина розчинятися в кислотах.
Для кожного типу порід-колекторів, що відрізняються один від одного за характерними ознаками й умовами залягання в пласті, повинні добиратися свої типи бурових розчинів. Критерій поділу порід-колекторів на типи (категорії) є комплексним, оскільки він концент​рує різні потенційні види забруднень,що спричиняються цими породами. Головними з них є стадії катагенетичного ущільнення порід-колекторів, їх мінералогічний склад, склад кон​тактуючих з ними пластових рідин.
Вибір бурового розчину для розкриття пластів у загальному випадку зводиться до визна​чення приналежності конкретного об"єкта(породи-колектора) до однієї з категорій (табл.5.4). Склад розчинів регламентує і вказує їх в геолого-технологічній документації на будівництво свердловини спеціалізована інженерно-технічна служба.
Таблиця 5.4.
	Категорія поро​ди колектора 
	Характеристика порід 
	Порова про​никність порід, нкм 
	Бурові розчини для розкриття продуктивних пластів 

	Перша 
	Піщано-алеврітові  сла- 
	0,001-0,1 
	Вапняно-бітумні,     інвертно-емуль- 

	 
	бо ущільнені; 
	 
	сійні 

	 
	цемент, переважно гли- 
	0,01-0,1 
	Інгібірувані,    зокрема   хлоркалієві 

	 
	нистий 
	 
	(оброблені    поверхнево-активними 

	 
	 
	 
	речовинами) 

	 
	 
	Понад 0,1 
	Хлоркалієві,               хлоркальцієві, 

	 
	 
	 
	інвертно-емульсійні  з  соленонаси- 

	 
	 
	 
	ченою водною фазою (оброблені по- 

	 
	 
	 
	верхнево-активними речовинами) 

	 
	 
	 
	Хлоркальцієві, гіпсовапняні, хлор- 

	Друга 
	Піщано-алеврітові з се- 
	0,001-0,04 
	калієві,         інгібірувані         нафто- 

	 
	реднім              ступенем 
	 
	емульсійні,        інвертно-емульсійні 

	 
	ущільнення; 
	 
	(оброблені    поверхнево-активними 

	 
	 
	 
	речовинами) 

	 
	 
	 
	Гіпсовапняні,   хлоркалієві,     хлор- 

	 
	 
	 
	кальцієві       інгібірувані       нафто- 

	 
	глинисто-карбонатний 
	0,04-0,1 
	емульсійні                          (оброблені 

	 
	цемент із слідами розк- 
	 
	поверхнево-активними     речовина- 

	 
	оисталізації 
	 
	ми) 
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Продовження табл. 5.4
	Категорія поро​ди колектора
	Характеристика порід
	Порова про​никність порід, нкм'
	Бурові розчини для розкриття продуктивних пластів

	
	
	Понад 0, 1
	Гуматні, вапняні, хлоркалієві, хлор-

	
	
	
	кальцієві,   інші   інгібірувані   (крім

	
	
	
	силікатовмісних) , а також на наф-

	
	
	
	товій основі

	Третя
	Піщано-алеврітові
	0,02-0,05
	Мінералізовані,     вапняні,     хлор-

	
	сильно ущільнені; квар-
	
	калієві,  хлоркальцієві,  інгібірувані

	
	цевий   цемент,   карбо-
	
	нафто-емульсійні,    (оброблені   по-

	
	натно-глинистий          3
	
	верхнево-активними речовинами)

	
	ознаками   кальцитації,
	
	На     нафтовій     основі,     нафтое-

	
	закварцування, закрем-
	Понад 0,05
	мульсійні,     гуматні,    хлоркалієві,

	
	ніння; карбонатні з оз-
	
	хлоркальцієві, інші інгібірувані крім

	
	наками тріщинуватості
	
	силікатовмісних (оброблені поверх-

	
	
	
	нево-активними речовинами)

	Четверта
	Сильно ущільнені піща-
	
	Мінералізовані, гипсовапняні, хлор-

	
	ники,  алевроліти,  вап-
	
	калієві,  хлоркальцієві,  інгібірувані

	
	няки, мергелі, аргіліти,
	0,001-0,05
	нафто-емульсійні,  з добавкою об-

	
	доломіти,    базальти   й
	
	роблені поверхнево-активних речо-

	
	інші з розвиненою трі-
	
	вин і наповнювачів тампонуючої дії,

	
	щиноватістю
	
	вміст кислоторуйнівного компонен-

	
	
	
	ту   повинен   становити  не  менше

	
	
	
	30% від загального об'єму твердої

	
	
	
	фази бурового розчину

	
	
	Понад 0,05
	Всі типи крім силікатовмісних (з до-

	 
	 
	 
	бавкою наповнювачів) 


Розкриття продуктивних пластів при змінних термобаричних умовах. Для підвищення ефективності розкриття нафтогазонасичених пластів викори​стовують метод прогнозування ускладнень у процесі буріння на основі залежностей між витратами в кільцевому просторі свердловини і температурою бурового розчину в гирлі та результатів трикратного заміру пластового тиску в досліджуваному пласті в свердло​вині, на якій здійснюється буріння, та в нафтовому й обводненому пластах експлуа​таційно-контрольної свердловини після припинення нагнітання води в сусідні нагнітальні свердловини. Основним недоліком цього методу є те, що він не враховує можливості виникнення нових термогідродинамічних процесів у покладі при нагнітанні агентів витіснення з температурою, значно нижчою від початкової пластової температу​ри, і зміни в цих умовах пластового тиску від температури.
Досвід буріння свердловин показав, що завдяки прогнозуванню тер​могідродинамічних умов розкриття продуктивних пластів на дільниці буріння можна більш достовірно визначати можливі зони водопроявлень або поглинання бурового роз​чину, а також виявити можливі строки зниження пластового тиску в обводнених висо-копроникних пластах.
Для цього перед розкриттям свердловини сусідні нагнітальні свердловини закривають і витримують до зниження тиску в високопроникних пластах до рівня, що не перевищує тиск тріщиноутворення, і відновлення такої пластової температури в низькопроникних пластах, яка виключає зниження в них внутрішніх напружень. Під тиском тріщиноутворення ро-
171
зуміється тиск, який приводить не тільки до розкриття існуючих тріщин, але й до створення нових тріщин у низькопроникних охолоджених пластах в результаті зниження в них темпе​ратури значно нижче від початкової. Цьому сприяє постійне нагнітання холодної води і створення зон малопроникної неньютонівської нафти при випадінні в осад асфальто-смоло-парафінових речовин.
Самочинні термогідродинамічні розриви пластів можуть відбуватися не тільки в межах одного покладу, але й між окремими об'єктами розробки.
Добитися нормального проведення стовбура свердловини можна тільки при зменшенні тиску на дільницях буріння у високопроникних промитих пластах і збільшенні пластової температури проти низькопроникних охолоджених пластів, але й шляхом припинення нагнітання води в сусідні нагнітальні свердловини.
На основі даних термометричних і гідродинамічних досліджень нагнітальних, видобувних і контрольно-спостережувальних свердловин для дільниці буріння нових свердловин будують карти ізобар та ізотерм. За ними знаходять основні напрями просування фронту пониженої температури, можливий приріст пластового тиску в результат і її відновлення до початкової, необхідний період зниження поточного пластового тиску до початкового. На основі одержаних даних визначають можливі строки і раціональні способи розкриття пластів-колекторів у термогідроди​намічних умовах.
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Глава 6 Розробка нафтових родовищ
6.1. Режими нафтових покладів
Характер прояву пластової енергії, яка рухає нафту у пласті до вибоїв свердловин і зале​жить від природних умов та заходів впливу на пласт, називають режимом покладу.
За домінуванням тієї або іншої пластової енергії виділяють п'ять основних режимів ро​боти нафтових покладів: активний водонапірний режим; пружноводонапірний режим; га​зонапірний, або режим газової шапки; режим розчиненого газу; гравітаційний режим.
Слід зауважити, що перші три режими є режимами витиснення, а останні два - режи​мами виснаження.
Водонапірний режим. Головним джерелом пластової енергії є напір законтурних або підошовних пластових вод, який забезпечує рух нафти в пластах до вибоїв видобувних свер​дловин. Водонапірний режим проявляється у покладах з високими фільтраційними власти​востями (висока проникність колекторів, низька в'язкість нафти, однорідність пластів) та надійним гідродинамічним зв'язком нафтової частини покладу з водонапірною системою.
Нафтові родовища, які мають активний водонапірний режим, розробляються найбільш ефективно. При цьому досягається висока нафтовіддача та найбільш високі економічні по​казники.
На родовищах України водонапірний режим наявний на родовищах Дніпровсько-До-нецької западини, особливо в її північно-західній частині.
Коефіцієнт нафтовіддачі пластів на водонапірному режимі, за літературними даними, може досягати 0,6 - 0,8.
Пружноводонапірний режим формується у покладах, які характеризуються недо​статнім гідродинамічним зв'язком нафтоносної частини із законтурною водоносною обла​стю. Головним джерелом пластової енергії служать пружні сили води, нафти, породи, які стиснуті у земних надрах, та напір законтурних або підошовних вод.
Пружноводонапірний режим характерний для покладів порівняно значних розмірів, що оточені досить великими водонапірними системами при значних відстанях до контуру жив​лення. Важливу роль у його проявах відіграють значна неоднорідність та низькі колек-торські властивості пласта, підвищена в'язкість нафти.
Коефіцієнт нафтовіддачі пластів в умовах пружноводонапірного режиму може досягати значень 0,4 - 0,7 і залежить від різниці між пластовим тиском та тиском насичення.
Газонапірний режим (режим газової шапки). Головними джерелами пластової енергії у даному випадку є напір газу газової шапки та пружність газу, розчиненого у нафті. Він ха​рактерний для нафтових покладів з відносно великою газовою шапкою або для газових по​кладів з нафтовою облямівкою.
Коефіцієнт нафтовіддачі пластів при газонапірному режимі (при великих об'ємах нагнітання газу) становить 0,1 -0,4.
Режим розчиненого газу розвивається при зниженні пластового тиску нижче тиску на​сичення і в першу чергу у замкнутих покладах (літологічне запечатаних, тектонічно екра​нованих) . Цей режим проявляється також у випадках погіршених колекторських властиво​стей продуктивної товщі в приконтурних зонах після зниження пластового тиску нижче ти​ску насичення у будь-яких покладах, а також у випадку відсутності гідродинамічного зв'язку нафтової частини з водоносною областю. Головним джерелом пластової енергії є газ, який виділяється із нафти.
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Розробка нафтових родовищ на режимі розчиненого газу малоефективна з огляду низь​кої нафтовіддачі. Коефіцієнт нафтовіддачі при цьому режимі становить від 0,05 до 0,3, а на родовищах Передкарпаття - 0,1 - 0,16.
Гравітаційний режим. Після зниження пластового тиску до незначних величин (част​ки, рідко одиниці мегапаскаль) та виділення з нафти газу в пласті починають проявлятись гравітаційні сили, під дією яких нафта переміщується в напрямку понижених частин пла​ста і до вибоїв свердловин. Тоді у покладах проявляються сили гравітації та починає розви- , ватися гравітаційний режим. При цьому режимі нафта під дією сили тяжіння рухається в пласті до вибоїв свердловин.
Коефіцієнт нафтовіддачі на цьому режимі незначний і не перевищує 0,1—0,15.
На гравітаційному режимі розробляються нафтові родовища в Передкарпатті — Борис-лавське, Ріпнянське, Стрільбицьке, Битківське (складка "Старий Промисел") та ін.
6.2. Основні критерії виділення об'єктів розробки
Під терміном "об'єкт розробки" розуміють виділену в межах родовища геологічну оди​ницю або певну продуктивну товщу, яка охоплює один або декілька продуктивних пластів, що розробляються загальною сіткою свердловин одночасно.
До основних геолого-промислових критеріїв об'єднання окремих продуктивних пластів в один об'єкт розробки відносять такі фактори: взаємне розташування контурів нафтонос​ності об'єднуваних горизонтів на площі, близька їх відстань за вертикаллю, однаковий при​родний режим пластів, близькі колекторські властивості продуктивних горизонтів (літологія, пористість, проникність, наявність тріщин, склад цементу породи); фізико-хімічні властивості пластових флюїдів і термодинамічні умови покладів (нафтонасиченість, густина та в'язкість нафти, кількість парафіну, сірки, смол, асфальтенів, пластовий тиск, тиск насичення нафти, температура пласта та ін.), а також технологічні та економічні фак​тори.
Чим більша схожість пластів між собою з перелічених геолого-промислових показників, тим більш доцільне об'єднання в єдиний об'єкт розробки. Як правило, випадки дуже близь​кої або однакової схожості об'єктів за всіма геолого-промисловими характеристиками до​сить рідкі, а тому у кожному конкретному випадку вирішується дуже важливе та складне завдання, від якого залежить тежніко-економічна ефективність розробки родовищ -виділення об'єктів розробки в умовах багатопластовості покладів.
Обгрунтування виділення експлуатаційних об'єктів у багатьох випадках проводять у два етапи. На першому етапі розглядаються геолого-фізичні властивості, які сприяють об'єднанню у групи пластів для їхньої спільної розробки. На другому етапі це питання вирішується з урахуванням технологічних та економічних факторів.
Об'єкт розробки повинен характеризуватися значними питомими запасами нафти (за​паси на одиницю площі) для забезпечення економічної ефективності та відносно тривалого терміну його розробки.
Між виділеними різними об'єктами розробки повинні бути надійні гідродинамічні екра​ни з метою забезпечення відсутності перетоків флюїдів у надрах із сусідніх пластів у процесі розробки.
Кожний експлуатаційний об'єкт розбурюється за визначеною системою окремою сіткою видобувних та нагнітальних свердловин, які розташовані строго за проектною сіткою.
Аналіз матеріалів з методики та практики виділення об'єктів розробки у нашій країні та в цілому ряді зарубіжних країн дає змогу зробити висновок, що при виділенні об'єктів роз​робки необхідно врахувати п'ять груп факторів: геолого-промислові, гідродинамічні, технічні, технологічні, економічні.
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Одностороннє врахування однієї з цих груп не дозволяє об'єктивно підійти до виділення експлуатаційних об'єктів, а тому питання щодо виділення об'єктів розробки необхідно розв'язувати комплексно.
6.3. Гідродинамічні розрахунки основних технологічних показників розробки
Гідродинамічні розрахунки на жорсткому водонапірному режимі. Визна-чення дебітів свердловин для однорідної системи. Для проектування розробки наф-тових родовищ гідродинамічні розрахунки зводяться, в першу чергу, до визна-чення кількісної залежності між дебітами свердловини і тисками на їхніх вибоях.
Розробка більшості покладів здійснюється великою кількістю свердловин, що працю​ють одночасно. Це ускладнює розв'язування задачі. Тому в розрахунковій схемі свердлови​ни об'єднують в окремі групи (ряди), що набагато зменшує кількість невідомих величин та полегшує розрахунки.
У процесі розробки нафтових родовищ в умовах режимів витиснення нафти водою відбувається фільтрація пружної рідини в пружному пористому середовищі, при цьому, го​ловним чином, завжди в умовах неусталеної фільтрації. Але оскільки розробка нафтового покладу - відносно повільний процес, то для розв'язання багатьох питань можна використа​ти схему жорсткого режиму, тобто знехтувати пружністю рідини та пористого середовища.
На жорсткому режимі витиснення нафти водою взаємозв'язок між дебітами свердловин і тиском на їх вибоях та інших контурах не залежить від історії зміни процесу в часі.
Питання гідродинаміки розв'язується шляхом створення математичних рівнянь, які б з достатньою точністю описували процес витиснення нафти водою. Цьому найкраще відповідає наближений, аналітичний метод еквівалентних фільтраційних опорів, в основі якого лежить принцип заміни реального фільтраційного потоку пластових рідин складної конфігурації деякими послідовними або паралельними фільтраційними потоками простої конфігурації.
Під час розробки нафтових покладів на режимі витиснення нафти водою свердловини доцільно розташовувати рядами (батареями або ланцюгами), паралельними початковому положенню контурів нафтоносності, або за певними схемами площового заводнення. У час переходу до розрахункової схеми такий поклад зображається одним або декількома елемен​тами, що мають просту геометричну форму у вигляді круга або смуги. В даному випадку всі свердловини одного ряду та одного і того елементу розрахункової схеми експлуатуються в дуже подібних умовах. Відстані від кожної з них до контуру живлення та до сусідніх сверд​ловин цього ж ряду однакові (рис. 6.1 - 6.2). Різними можуть бути тільки відстані до найб​лижчих свердловин інших рядів. Але на дебіти свердловин та на перепади тисків між ними це впливає дуже мало.
З метою спрощення розрахунків вважається, що всі свердловини одного і того ж ряду експлуатуються в однакових умовах, мають однакові дебіти та вибійні тиски.
Під час розробки нафтового покладу методом площового заводнення з використанням будь-яких сіток свердловин, що застосовуються для цього процесу, всі свердловини також можна розбити на 2 - 3 групи. Разом з тим вважається, що всі свердловини кожної групи працюють в однакових умовах [10].
У найбільш загальному випадку формули інтерференції рядів одночасно працюючих свердловин мають вигляд
[image: image807.png]i=n
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Рис.6.1. Схема розташування колових                  Рис.6.2. Схема розташування прямолінійних 
            батарей свердловин:                                     батарей свердловин: S-ширина покладу;
[image: image810.png]


 -радіус контура живлення, см;  [image: image811.png]


 - радіус           РК1, РК2-тиски на контурах живлення (на
нагнітального ряду, см; R1 , R2 R3 ,                          нагнітальному ряді) а1, а2 -відстань від лінії 

/?ф-радіуси рядів видобувних свердловин, см        нагнітання  до проміжного стану ВНК; /Iф1,  

                                                                                     Iф2-відстзнь між проміжними  положеннями  

                                                                                     ВНК; I1, I2., ..., I5- відстань між видобувними 

                                                                                    свердловинами і до проміжного стану ВНК.
При цьому[image: image812.png]


= 1,2,3, ...,п.
Для кругового покладу, схема якого показана на рис. 6.1, завдання розв'язується за до​помогою системи рівнянь
[image: image813.png]Py —Po= () + Qo+ Oy — Q) ~ Qg



                                     (6.2)
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[image: image815.png]==Qy + (@2 + Q3) @y + Quo;




[image: image816.png]Py = Py =~ Qyw; + (58 + Qy




де[image: image817.png]Py Pg;



— вибійні тиски в [image: image818.png]


— 1 та [image: image819.png]


— му рядах; [image: image820.png]01 G



- дебіти в пластових умовах [image: image821.png]


— 1 та[image: image822.png]


— го рядів;[image: image823.png]


; [image: image824.png]


— зовнішні гідродинамічні опори між [image: image825.png]


— 1 та[image: image826.png]


— м рядами; [image: image827.png]


 ; [image: image828.png]


— внутрішні гідродинамічні опори [image: image829.png]


— 1 та[image: image830.png]


—го рядів; PК — тиск на лінії нагнітання.
Зовнішні гідродинамічні опори
[image: image831.png]



де[image: image832.png]=Kh/n




— гідропровідність пласта; К, h — проникність і товщина пласта; [image: image833.png]


— динамічна в'язкість рідини; [image: image834.png]


— радіус. Внутрішні гідродинамічні опори рядів
[image: image835.png]



де І[image: image836.png]


- число свердловин в[image: image837.png]


—му ряді.
Для нафтового покладу, схематизованого у вигляді прямолінійних батарей (рис. 6.2), система рівнянь складається з п'яти залежностей. Припустимо, що в один із рядів, наприк​лад у третій, приплив рідини йде з двох сторін: з правої в кількості [image: image838.png]


  та з лівої в кількості
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  Якщо міркування про напрями яких-небудь потоків неточні, то при розв'язанні їх одержимо від'ємний знак.
Тоді для правої частини схеми роботи пласта (від контуру живлення до третього ряду) одержимо систему трьох рівнянь, яка відрізняється від системи (6.2) тільки тим, що перші два рівняння замінюються одним, отриманим шляхом її складання за умови [image: image840.png]


— 0 (рис. 6.2). Можна записати цю систему, застосовуючи схему роботи пласта, та обходячи її по контурах [image: image841.png]Py



- рі -[image: image842.png]


;.[image: image843.png]


- р1 - Р2 -[image: image844.png]


; [image: image845.png]


- р2 - рз - [image: image846.png]


. Для     лівої     частини     схеми     скористуємось     контурами [image: image847.png]Poyg—Ps— P3— Py



 [image: image848.png]Poo— Py~ Py



 ; і в підсумку отримаємо систему з п'яти рівнянь:
[image: image849.png]


 ;                                 (6.3)
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[image: image853.png]Pry=(Qq+ Q73) Qs + Quoq




Якщо задані дебіти свердловин та тиски на контурах живлення і потрібно знайти вибійні тиски у видобувних свердловинах, то до системи рівнянь (6.3) необхідно додати за​лежність [image: image854.png]


.
Урахування відмінностей між в'язкостями нафти і води. Наве​дені вище формули дійсні для однорідної системи, в якій вся область від контуру живлення до свердловин зайнята однією рідиною в'язкістю [image: image855.png]



У випадку дворідинної системи нафти і води із в'язкостями в пластових умовах [image: image856.png]Hy



 і [image: image857.png]Fe



 розраховувати миттєві дебіти свердловин можна за цими ж формулами, враховуючи тільки різницю у в'язкостях нафти і води, а також зменшену фазову проникність [image: image858.png]


 при потоці води в зоні витиснення нафти. Цього можна досягти шляхом поділу зовнішнього опору на три частини: першу - від контуру живлення до початкового контуру нафтоносності, в якій проникність дорівнює К і в якій рухається вода, другу — від початкового положення конту​ру нафтоносності до поточного, в якій проникність дорівнює [image: image859.png]Kep



 і третю — від поточного по​ложення контуру нафтоносності до ряду свердловин, в якій проникність дорівнює К і в якій рухається нафта (рис.6.3.; 6.4) [13].
Для нафтового покладу в вигляді смуги (рис.6.3) формули мають такий вигляд:
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Коли [image: image861.png]


= К, тоді
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Коли [image: image863.png]Ked /K = g/ pty



,  тоді
[image: image864.png]



де [image: image865.png]


— відстань від початкового положення контуру нафтоносності до першого ряду; [image: image866.png]


 — відстань від поточного положення контуру нафтоносності до першого ряду.
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Рис.6.3. Схема для розрахунків дебетів      Рис.6.4. Схема для розрахунків дебетів з
з врахуванням різниці в'язкостей нафти  врахуванням різниці в'язкостей нафти і во-і води для покладу у вигляді смуги:        ди для колового покладу
КЖ-контур живлення; ПКН, КН-по-

чатковий і поточний контури нафтоносності
У наступні етапи переміщення контуру нафтоносності (від першого ряду до другого і т.д.) замість [image: image869.png]


 вводять послідовно [image: image870.png]l, + L



,,[image: image871.png]L+ +L



і т.д., а [image: image872.png]


3 і [image: image873.png]


 будуть обчислюватись від другого ряду, дальше від третього і т.д.
Для кругового покладу (рис. 6.4) в загальному вигляді для трьох зон маємо такі залеж​ності:
[image: image874.png]



Коли [image: image875.png]


- К, тоді
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Коли [image: image877.png]Keg /K =183/ tty



,  тоді
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де [image: image879.png]R,
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— радіус початкового контуру нафтоносності; [image: image880.png]


 - радіус поточного контуру наф​тоносності; [image: image881.png]


— радіус контуру живлення.
У наступних етапах положення контуру нафтоносності [image: image882.png]


 і. [image: image883.png]


 не змінюють свого зна​чення, а змінною є лише величина [image: image884.png]



Гідродинамічні розрахунки варіантів розробки для визначення термінів розробки рядів включають значення не миттєвих, а середніх дебітів рядів за час їх експлуатації від початко​вого положення контуру нафтоносності до моменту досягнення другого ряду і т.д. Середні дебіти рядів можна обчислити, користуючись так званими середніми зведеними контурами живлення, величина яких визначається для кожного етапу розробки окремо. Отримані ве​личини підставляють у рівняння інтерференції замість відстані до фактичного контуру жив​лення.
Відстань до середнього зведеного контуру живлення [image: image885.png]fom



 шукають за такими формула​ми.
Для покладу у вигляді смуги
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Коли [image: image889.png]Ko [ K=y /s,
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Для покладу у вигляді круга
[image: image891.png]



де [image: image892.png]


— радіус початкового контуру нафтоносності. Коли [image: image893.png]


- К, тоді
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Коли [image: image895.png]Kegp /K =2,/ i,



, тоді
[image: image896.png]



В основу визначення часу розробки покладені дебіти свердловин. Час переміщення кон​туру нафтоносності від одного положення до другого
[image: image897.png]upou




 (6.4)
Де [image: image898.png]L4 A —



 — запаси нафти, які витісняються із зони переміщення контуру нафтоносності;[image: image899.png]


— сумарний дебіт усіх свердловин, які працюють у даний проміжок часу, к —вміст води у видобутку нафти в об'ємних одиницях у пластових умовах, у середньому за етап, %.
Промислові запаси нафти в зоні витиснення вираховуються таким чином. Для покладу у вигляді смуги
[image: image900.png]


 (6.5)
де S —ширина покладу; Л—ефективна товщина пласта;[image: image901.png]


—відстань між положеннями контуру нафтоносності; т — коефіцієнт пористості; [image: image902.png]


—коефіцієнт нафтонасиченості; [image: image903.png]


 —коефіцієнт вилучення нафти.
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Рис.6.5. Крива зміни насиченості під час витиснення нафти водою:
[image: image905.png]Fr



 - насиченість пор породи водою; [image: image906.png]Psz



-кількість зв'язаної води; [image: image907.png]Pay



- кінцева залишкова нафтонасиченість; v-об'єм пла​ста, рахуючи від початкового положення ВНК; z-насиченість породи рухомою нафтою в зоні водонафтової суміші


[image: image908.png]



Рис.6.6. Криві для розрахунків радіаль-ного витиснення нафти водою
Для покладу у вигляді круга
[image: image909.png]Quanapon = % (Rf — R¥) hmKyn



 ,   (6.6)
де [image: image910.png]


 і [image: image911.png]


— радіуси контурів нафтоносності у двох крайніх його положеннях на початок і кінець розрахункового періоду.
За залежностями (6.4) — (6.6) розрахо​вуємо час розробки для кожного положення контуру нафтоносності, а загальний період визначається як сума всіх тривалостей часу.
При двосторонньому живленні розрахун​ки проводяться окремо для кожного контуру, що переміщується, аж поки не залишиться эдин ряд видобувних свердловин. Останній проміжок часу визначається, виходячи з цебіту цього ряду, знайденого для двох на​прямів руху рідини до останнього ряду.
Урахування двофазності потоку у   водонафтовій   зоні.  Експеримен​тальні та теоретичні дослідження показують, що вміст нафти і води в будь-якому розрізі пласта можна визначати за допомогою показаної на рис.6.5 залежності [image: image912.png]Pa



- [image: image913.png]


, де V — об'єм пласта, рахуючи від початковогоположення ВНК; m — пористість; [image: image914.png]Qft)



— сумарна кількість води, яка про​никла в пласт.
Для 1[image: image915.png]o

"



10 у межах фактичного існування зони водонафтової су-міші при витисненні нафти во​дою    можна     прийняти[image: image916.png]


 де [image: image917.png]Z=mp. = Py



;[image: image918.png]


.
Ця залежність дає змогу визначити насиченість у будь-якій точці залежно від її місцезнаходження, яке характеризується величинами V,[image: image919.png]Qdu



>, та залеж​но від таких параметрів, як m та [image: image920.png]Ko



 .
За таких спрощень фільтраційний опір для смугоподібного покладу
[image: image921.png]-1
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 (6.7)
де [image: image922.png]


— відстань до початкового положення ВНК; [image: image923.png]


— відстань до поточного положення ВНК; h — товщина пласта.
Для зручності розрахунків формулу (6.7) можна записати у вигляді
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де  [image: image925.png]1,7+ 824+ 2523
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Величину [image: image926.png]


, яка характеризує насиченість на фронті водонафтового контакту, легко визначити графічно, побудувавши залежність[image: image927.png]


. Задаючись різними величинами [image: image928.png]Zy



,  знахо-димо (1 —[image: image929.png]P —



) і будуємо згідно з одержаними величинами криву.
Величину [image: image930.png]


 на кривій знаходимо для конкретної величини 1 -[image: image931.png]Pan



-[image: image932.png]P



 даного покладу.
У випадку витиснення нафти водою у покладі за формулою круга, у напрямі до центру, повний фільтраційний опір у зоні водонафтової суміші
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де [image: image935.png]


— радіус початкового контуру нафтоносності;  [image: image936.png]


— радіус поточного положення фронту ВНК.
Для розрахунків інколи зручніше користуватись формулою
[image: image937.png]L )
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де коефіцієнт збільшення фільтраційних опорів у зоні водонафтової суміші для даного ви​падку
[image: image938.png],=I’:—[1 748240 [&] 25 Zip:
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 (6.8)
Значення [image: image939.png]1



 і [image: image940.png].



 беруться з графіка на рис. 6.6. В умовах витиснення нафти водою в покладі у вигляді круга, від центру до периферії формула фільтраційного опору має такий вигляд:
[image: image941.png]ZR
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[image: image942.png]



Більш спрощена формула
[image: image943.png]



де
[image: image944.png]a [17+8zw,[ ]+25z3,p[ ]]



 (6.9)
Визначення миттєвих дебітів та вибійних тисків. Миттєві дебіти визначаються за цими ж формулами, що й для однорідинної системи. Необхідно тільки врахувати відмінності в'язкостей нафти і води в зоні, зайнятій водою ще до початку розробки, та зміну фільтраційних опорів у зоні, в яку в процесі розробки проникає вода і де проходить фільтрація водонафтової суміші.
Для таких умов фільтраційні опори для покладу у вигляді смуги
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Для покладу у вигляді круга у випадку витиснення нафти водою від периферії до цент​ру покладу та у випадку витиснення нафти водою від центру до периферії відповідно
[image: image946.png]



[image: image947.png]



У випадку внутрішньоконтурного заводнення [image: image948.png]


. Тоді
[image: image949.png]



Коли задано дебіт покладу або свердловин, то визначають миттєві вибійні тиски за опи​саними рівняннями інтерференції свердловин з урахуванням змін зовнішніх фільтраційних опорів згідно з наведеними вище формулами для ряду різних положень фронту водонафтового контакту (ВНК). Положення ВНК при цьому попередню обчислюють для покладу у вигляді смуги за формулою
[image: image950.png]R
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де[image: image951.png]


- дебіт покладу; [image: image952.png]


- коефіцієнт використання об'єму пор із урахуванням неповного витиснення нафти в зоні водонафтової суміші. Для покладу у вигляді круга
[image: image953.png]



Знак мінус відповідає витісненню нафти до центру, плюс - від центру.
Коли задано перепад тиску, то згідно з цими рівняннями інтерференції визначають дебіт для покладу в цілому або для окремих рядів свердловин для різних величин [image: image954.png]


 або [image: image955.png]


 Щоб побудувати залежність  [image: image956.png]


 для різних величин [image: image957.png]


 або [image: image958.png]Ry,



,  знаходимо час, що минув від початку розробки родовища.
Для покладу у вигляді смуги
[image: image959.png]—1
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де відстані [image: image960.png]ber bar lg =1



 заміряються від ряду [image: image961.png]



Для покладу у вигляді круга при витисненні нафти до центру
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Для покладу у вигляді круга при витисненні нафти до периферії
[image: image964.png]
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де [image: image966.png]T,



- тривалість [image: image967.png]


- го етапу; величини [image: image968.png]


 і [image: image969.png]


 визначаються за формулами (6.8) та (6.9) і рис. 6.6 при [image: image970.png]Ripcep



=[image: image971.png](Ri—1 + Ry)



/2;[image: image972.png]


- еквівалентний внутрішній опір усіх рядів, які працюють протягом і - го етапу.
Гідродинамічні розрахунки для площового заводнення. Система пло-щового заводнення характеризується найбільшим ефективним впливом на пласт і забезпе​чує найбільший коефіцієнт охоплення заводненням неоднорідних та, особливо, не витрима​них по площі пластів.
Дебіти, або перепади тисків для різних площових систем на початковій стадії розробки, можна вирахувати за допомогою відносно простих формул, що отримані методом фільтраційних опорів. На пізній стадії розробки, коли в продукції свердловин появляється вода, розрахунки набагато ускладнюються і тоді використовують більш складні та досить наближені методи. Розглянемо основні системи площового заводнення.
Чотирьохточкова система. Елементом чотирьохточкової (або семиточкової) системи заводнення можна вважати правильний шестигранник з одною нагнітальною свердловиною в центрі і шістьма видобувними свердловинами в його вершинах.
Оскільки кожний такий елемент зливається з аналогічними сусідніми та кожна видо​бувна свердловина потрапляє відразу в три елементи, то на одну нагнітальну свердловину в чотирьохточковій системі припадає по дві видобувні.
До прориву води у видобувні свердловини дебіт однієї нагнітальної або двох видобувних свердловин або перепад тисків з досить високою точністю можна визначити за допомогою рівняння
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 (6.10)
де [image: image974.png]


- відстань від нагнітальної свердловини до найближчої видобувної (індекси н і в відносяться відповідно до нагнітальних і видобувних свердловин).
Це рівняння зв'язує радіус фронту проникнення води [image: image975.png]


 та дебіт за залежністю        [image: image976.png]wrgimo = Q) = [ atydt .,



 (6.11)
де[image: image977.png]


= 1 -[image: image978.png]Pow ~ Pag - 27324




Задавшись постійним перепадом тисків (у більшості випадків він завжди постійний), визначають для різних положень [image: image979.png]


 величини [image: image980.png]


. Для тих самих величин
[image: image981.png]I o
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 (6.12)
де е — основа натурального логарифма.
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Рівняннями (6.11), (6.12) можна користуватись при[image: image982.png]H, s



 10 до моменту появи води у видобувних свердловинах. Приблизно обводнення починається при [image: image983.png]T



= 0,78[image: image984.png]



ГГятиточкова система. Елементом її є квадрат з нагнітальною свердловиною в центрі і чотирма видобувними в вершинах. Оскільки система симетрична, то може мати місце од​на видобувна свердловина в центрі та чотири нагнітальні у вершинах. Для розрахунків у по​чатковій стадії найбільш зручний перший варіант.
Дебіт свердловини або перепад тисків у початковій стадії
[image: image985.png]2mkh(P, dy
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 (6.13)
Тут [image: image986.png]


 - половина  діагоналі розрахункового елементу   -   найкоротша   відстань   від нагнітальної до видобувної свердловини. Формулою (6.13) можна користуватись при [image: image987.png]Mo

A



 10 для [image: image988.png]rp=



0,68[image: image989.png]


 (початок обводнення). У випадку заданих постійних перепадів тисків для різних положень [image: image990.png]
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Семиточкова система. Елементом семиточкової системи, як і чотирьохточкової, може служити правильний шестикутник з однією видобувною свердловиною в центрі і шістьма нагнітальними на вершинах. У цій системі на одну видобувну свердловину припадає дві нагнітальні. Для розрахунків при [image: image992.png]ftg =



10 можна користуватись формулами (6.10)-(6.12).
При [image: image993.png]p =



0,68[image: image994.png]


 необхідно враховувати, що в формулі (6.10)[image: image995.png]


- дебіт однієї видобувної або двох нагнітальних свердловин, а в формулі (6.11) [image: image996.png]


- дебіт однієї нагнітальної свердловини.
Дев'ятиточкова система. В елементі системи, яка являє собою квадрат, одна видобув​на у центрі та вісім нагнітальних свердловин зовні. На одну видобувну свердловину припа​дає три нагнітальні.
Така система використовується в основному для вторинних методів розробки. При внутрішньоконтурному заводненні часто використовується зворотна дев'ятиточкова систе​ма - з нагнітальною свердловиною в центрі квадрата. В такій системі на одну нагнітальну свердловину припадає три видобувні. Перепад тиску або дебіт однієї нагнітальної свердло​вини (або трьох видобувних)
[image: image997.png]a
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де а - відстань від нагнітальної свердловини до найближчих видобувних, дорівнює поло​вині сторони розрахункового елементу (квадрату). Якщо задані постійні перепади тисків, тоді час для різних положень ВПК
[image: image998.png]Mo,
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Обводнення свердловин починається приблизно при[image: image999.png]


= 0,8 а.
Лінійна система. При лінійній системі ряди нагнітальних свердловин чергуються з ря​дами видобувних. При цьому нагнітальні та видобувні свердловини в рядах головним чином розташовуються в шаховому порядку.
Перепад тиску або дебіт однієї нагнітальної (або видобувної) свердловини визначається за рівнянням
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 (6.14)
У випадку заданого постійного перепаду тисків
[image: image1001.png]t=
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 (6.15)
Користуватись формулами (6.14) та (6.15) можна до моменту обводнення видобувних свердловин, який приблизно визначається умовою [image: image1002.png]



"Розрізаючий" ряд. При цьому виді заводнення спочатку нагнітають воду не у всі сверд​ловини "розрізаючого" ряду, а через одну, інтенсивно відбираючи нафту з майбутніх нагнітальних свердловин.
Коли експлуатуються тільки свердловини "розрізаючого" ряду, то можна розглядати його як лінійний ланцюг нагнітальних та видобувних свердловин, які поперемінне чергу​ються. Дебіт однієї такої видобувної або нагнітальної свердловини визначається за форму​лою
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 (6.16)
Час для різних положень[image: image1004.png]£



при заданому постійному перепаді тисків
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 (6.17)
Формулами (6.16) та (6.17) можна користуватись до [image: image1006.png]7y = 1,050



, тобто до моменту обводнення проміжних свердловин.
	[image: image1007.png]



Рис.6.7. Спектри проникності


Урахування неоднорідності продуктивних пластів та визначення об​воднення продукції. Для гідродинамічних розрахунків реальні продуктивні пласти ідеалізуються: їх форма приймається правильною, а самі пласти однорідними. В той же час нафтовилучення пласта або видобуток попутної води на різних ділянках площі різні та зале​жать від неоднорідності пласта, а також від схем розташування нафтових свердловин. Нео​днорідність пласта можна врахувати шляхом побудови спектра проникності, де на осі абс​цис наноситься значення проникності, а на осі ординат - їх масовість (рис. 6.7).
Чим більше однорідний пласт, тим вужчі границі зміни проникності (рис. 6.7, крива 1), і навпаки, чим більш неоднорідний.пласт, тим шир​ший діапазон зміни проникності (рис. 6.7, крива 2).
Фільтрацію рідини в пористому середовищі в процесі розробки нафто-вих покладів можна уявити як рух через окремі трубки потоку, що обмежені уявними "стінками" із траєкто-рій рухомих частин рідини. Ці трубки працюють одночасно та пара​лельно і кожна з них має свою ефективну про​никність, відмінну від інших трубок.
У процесі руху ВНК форми трубок потоку мо​жуть дещо змінюватись, а отже може змінюватись їх середня проникність. Але крива розподілу про​никності в окремих трубках потоку, ймовірно, змінюється мало або зовсім не змінюється.
Враховуючи те, що у пласті відбувається не пор​шневе витиснення нафти водою, для спрощення
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розрахунків його заміняють поршневим. Тоді перетворений спектр проникності
[image: image1008.png]Z, L7 a6
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 (6.18)
Де [image: image1009.png]


— перетворений спектр проникності, який враховує спосіб промивки пласта;[image: image1010.png]n(x)



 — вихідний спектр проникності; [image: image1011.png]x=K/K,



— нормальне значення проникності, взяте як відношення дійсної проникності до найбільш ймовірного значення. У формулі (6.18) перший член відображає процес фронтального витиснення нафти водою, другий - її відмивку. Крива [image: image1012.png]


— вихідна для визначення допоміжних функцій [image: image1013.png]


та[image: image1014.png](K},



~ за допомогою яких обчислюється нафтовилучення та вміст води в потоці. Для визначення нафтовилучення будується функція [ 1 ]
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Для визначення вмісту нафти і води в потоці, який проходить через заданий перетин, будується функція
[image: image1016.png]©
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Графік функції [image: image1017.png]Fi(x)



та.[image: image1018.png]Fo(x)



 має вигляд кривих, показаних на рис. 6.8. Нафтовилучення пласта через функцію[image: image1019.png]F(x)



визначається за залежністю
[image: image1020.png]Filx) — Als-p ,
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де [image: image1021.png]Bo = (1= Py = Pa)” (1 — pgp)



-потенціальне можливе нафтовилучення при безкінечно довгій промивці.
Вміст нафти в продукції кожного працюючого ряду в момент часу
[image: image1022.png]Guilt) = F2ix(N] gt}




де [image: image1023.png]


- дебіти нафти і рідини ряду [image: image1024.png]


 в момент часу[image: image1025.png]


відповідно; [image: image1026.png]F(x;)



- вміст нафти в потоці на лінії, яка охоплює ряд свердловин. [image: image1027.png]N=j



з боку руху рідини.
Значення [image: image1028.png]Fa(xg)



  шукають за графіком рис.6.8. При цьому, в умовах збереження незмінним розподілу загального видобутку окремих рядів,
[image: image1029.png]ih=e E Q(f) :




де [image: image1030.png]00
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 [image: image1031.png]


 -   об'єм   порового   простору,   
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який розміщений між перетинами рядів [image: image1032.png]


та [image: image1033.png]


          [image: image1034.png]0,
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  повна кількість рідини, що перетекла з початку розробки до моменту t через перетин, який охоплює ряд [image: image1036.png]


 = і; п - загальне число рядів на покладі;  [image: image1037.png]Fieo



-величина функції при [image: image1038.png]K > o,




Гідродинамічні розрахунки для пружного режиму. Для пружного режиму розробка покладу здійснюється за рахунок пружних властивостей пласта та флюїдів. Процес пере​розподілу тиску (п'єзопровідність к) залежить від фізичних властивостей пласта та рідини і виражається формулою
[image: image1039.png]_ X
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де[image: image1040.png]


- коефіцієнти пружності рідини та пружномісткості пласта відповідно; К - проникність.
Величина[image: image1041.png](mBy + B)



 характеризує кількість рідини, яка витікає з одиниці об'єму пласта при зниженні в ньому тиску на одиницю.
Найбільш простий випадок, на основі якого базуються і набагато складніші - це точкове джерело, введене в роботу з постійним дебітом в однорідному безкінечному пласті.
На момент часу[image: image1042.png]


у будь-якій точці пласта, що віддалена на відстань[image: image1043.png]


від свердловини, яка введена в роботу з постійним дебітом[image: image1044.png]


в момент часу І[image: image1045.png]


, зміна тиску
[image: image1046.png]Vad
= ki [' 4«(1—0)] :



 (6.19)
Значення функції[image: image1047.png]E;



 (інтегральний експоненціал) наведені в довідниках. У зв'язку з тим, завдання зводяться до обчислення аргументу, знаходження в таблицях відповідного значення функції та визначення перепаду тисків. При невеликих значеннях аргументу формулу (6.19) можна спростити:
[image: image1048.png]AP =R
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 (6.20)
	[image: image1049.png]£
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Рис.6.8. Криві функцій F1(к) (I) і F2(/c) (2) 


За формулою (6.20) можна обчислити зміну тиску після пуску свердловини, коли прийняти [image: image1050.png]


, де [image: image1051.png]Fe



- зведений радіус свердловини, який враховує П гідродинамічну недо​сконалість як за характером, так і за ступенем розкриття.
Наведеними формулами для визначення зміни тиску у безкінечних пластах із допусти​мою для практики точністю можна користу-ва​тись також для обмежених пластів. Крите-рієм їх застосування є параметр Фур'є: [image: image1052.png]Fy=«t/R} s 0.3



 , дe [image: image1053.png]


 - радіус контура жив​лення.
Якщо пласт експлуатується не однією свердловиною, а декількома, то зміни тиску, спричинені роботою кожної окремої свердло​вини, алгебраїчне додаються. Цим шляхом враховується їх взаємодія (інтерференція).
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Визначення дебітів свердловин, а також розподілу тисків у пласті в умовах пружного режиму можна здійснити більш простим способом. Наприклад, за допомогою зведеного радіуса живлення [image: image1054.png]


, де а = 2,25 при [image: image1055.png]


 = const і [image: image1056.png]


 при
[image: image1057.png]


 = const ([image: image1058.png]


= 3,14) .
Знайшовши зведений радіус, можна при заданому постійному перепаді тиску визначи​ти дебіт свердловини
[image: image1059.png]g = 2K — Pons)
T AN




де [image: image1060.png]


=[image: image1061.png]Pos — Pos



;[image: image1062.png]


— пластовий тиск; [image: image1063.png]w6



— тиск на вибої свердловини.
Гідродинамічні розрахунки для режиму розчиненого газу. Розташування свер​дловин та розрахунки нафтовилучення. На режимі розчиненого газу пластова енергія розподіляється приблизно рівномірно на площі нафтоносності та залежить від кількості газу, який розчинений в одиниці об'єму нафти. Видобувні свердловини при одна​кових колекторських властивостях пласта доцільно розташовувати за рівномірною сіткою (трикутною або квадратною). У такому випадку пласт ділиться на однакової форми області навколо кожної свердловини. Межі областей при одночасному вводі свердловин в експлуа​тацію та однакових тисках або відборах - це межі розділу течій, які в розрахунковому відношенні еквівалентні непроникним.
У розрахунках із допустімою точністю за область впливу кожної свердловини можна прийняти кругову площу, основа якої рівна площі квадрату або шестикутника, що припа​дає на свердловину в квадратній або трикутній сітках. Коли відстань між свердловинами дорівнює [image: image1064.png]


, то для квадратної сітки радіус еквівалентного кола [image: image1065.png]20/ Va=1,130.




Для трикутної сітки [image: image1066.png]


=[image: image1067.png]203/ 2Wa=0,740.




Для розрахунків щодо визначення поточних дебітів, тисків та нафтовилучен-ня потрібно знати залежність між тисками і насиченістю пор нафтою на непроник-ному контурі області. Ця залежність описується диференціальним рівнянням
[image: image1068.png]vt o a [SEY]  YPREMPEE 1
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 (6.21)
де Р - тиск; [image: image1069.png]


- насиченість пор нафтою; [image: image1070.png]


(Р) - густина газу при тиску Р; [image: image1071.png]S(P)



- маса газу в одиниці об'єму розчину при тиску Р; [image: image1072.png]B(P)



 - об'ємний коефіцієнт нафти; [image: image1073.png]¥(P) = Fp)/ Fy(p)



 відношення фазових проникностей газу і нафти; [image: image1074.png]F (p)



=[image: image1075.png]


/К -відносна фазова проникність газу; [image: image1076.png]


=[image: image1077.png]K,/K



- відносна фазова проникність нафти; [image: image1078.png]


 - абсолютна в'язкість нафти як функція тиску;[image: image1079.png]


- абсолютна в'язкість газу як функція тиску.
Значення функцій [image: image1080.png]


,[image: image1081.png]


І, [image: image1082.png]


 знаходять на основі експе-риментальних залежностей. У випадку відсутності даних для конкретного родовища користуються таблицями, складеними у роботах [8,11].
Рівняння (6.21) є нелінійним диференціальним рівнянням і може бути розв'язане тільки чисельними методами. Найбільш простий метод полягає в усередненні газового фак​тору [image: image1083.png]


 на малих проміжках зміни насиченості, на які розбивається для розрахунків увесь діапазон змін. При розрахунках задаються рядом послідовних змін величин.[image: image1084.png]


 та обчислю​ють відповідні їм величини [image: image1085.png]Py



 за формулою
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          (6.22)
де [image: image1087.png]


- густина газу за стандартних умов.
За формулою (6.22) можна відшукати [image: image1088.png]Priyy



 за величинами [image: image1089.png]


 і [image: image1090.png]Pr



на початку інтервалу [image: image1091.png]Ky’



. У розрахунках за середній газовий фактор[image: image1092.png]


на інтервалі береться газовий  фактор при тисках [image: image1093.png]


 і насиченості [image: image1094.png]Py



 на початку інтервалу. Газовий фактор
[image: image1095.png]r- v g an i+ 58,



 (6.23)
Чим менша різниця між прийнятими величинами [image: image1096.png]


і[image: image1097.png]K41



, тим точніше може бути визначена залежність Р від [image: image1098.png]


 Перевірити точність розрахунків можна за формулою
[image: image1099.png]Po
Po—Po= [RP.pdpc,
P



 (6.24)
де [image: image1100.png]Py po



- початкові тиск і насиченість;[image: image1101.png]P, px)



= 1/[image: image1102.png]¥ (P P)



- права частина рівняння (6.21).
	[image: image1103.png][P

g




Рис.6.9. Залежність середнього пластового тис​ку Р(1) і газового фактора Г(2) від середньої нафтонасиченості [image: image1104.png]





Інтеграл у правій частиш рівняння (6.24) знаходять чисельно. Для цього у функцію [image: image1105.png]f(pp P



 підставляють послідовно кожну пару величин [image: image1106.png]Pr;



 і [image: image1107.png]


, визначених за формулою (6.22). Знаючи інтегральну функцію для ряду величин змінного [image: image1108.png]P>



шукають чисельним шляхом інтеграл у правій частині формули (6.24). При цьому за нижню межу інтегрування береться порівняльна величина[image: image1109.png]


а в лівій частині - відповідне їй [image: image1110.png]


 Порівняння обох сторін рівняння (6.24) дає змогу визначити точність розрахунків за формулою (6.22). Якщо незадовільна точність визначення [image: image1111.png]Pxs



 величина кроку [image: image1112.png]


 у формулі (6.22) повинна бути зменшена.
Залежність між [image: image1113.png]


 і [image: image1114.png]Py



 на контурі покладу, що отримана вищенаведеним способом, дає змогу розрахувати дебіти і тиск, а також поточне і кінцеве нафто​вилучення. При цьому середній пласто​вий тиск і середню насиченість перового простору нафтою приймають рівним їх величинам на контурі.
До моменту, коли середньопласто-вий тиск Р досягне величини [image: image1115.png]


 поточне нафтовилучення на режимі розчиненого газу визначається формулою
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[image: image1116.png]£ B(Eo)
1= Py



  (6.25)
Для визначення нафтовилучення η у праву частину формули (6.25) підставляється[image: image1117.png]


і відповідне йому [image: image1118.png]Px



. Характер кривих середнього пластового тиску і газового фактору за​лежно від середньої насиченості пор нафтою показано на рис. 6.9.
Визначення дебітів через задані вибійні т и с к и. Динаміку дебітів або вибійних тисків розраховують за наближеними формулами методом зміни стаціонарних станів, або за дещо уточненим способом. Зв'язок між дебітом і вибійним тиском обчислюють за формулою
[image: image1119.png]


 (6.26)
де[image: image1120.png]


—[image: image1121.png]


 різниця узагальненої функції Христиановича для значень[image: image1122.png]


 і [image: image1123.png]


:
[image: image1124.png]Fa(p) .
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 (6.27)
Значення різниці [image: image1125.png]


-[image: image1126.png]


  можна знайти приблизно таким способом: [image: image1127.png]


-[image: image1128.png]


=[image: image1129.png]- P+ B(Py— P)

-
I



 , де коефіцієнти
[image: image1130.png]Falpd _ __ Flpd
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 (6.28)
[image: image1131.png]Fupd __ Flpd
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 (6.29)
У розрахунках для проектування показників розробки покладу можуть задаватись вибійні тиски або дебіти.
За   заданими   вибійними   тисками   дебіти   можна   шукати   простішим   способом. Підставляючи в формулу (6.27) залежність [image: image1132.png]


,  легко отримаємо
[image: image1133.png]_ 2=KWP, — Py




 (6.30)
де
[image: image1134.png]0= Fulp)
BloYeulP) |, L PetPe
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 (6.31)
Дебіти визначають таким чином.
1. Із залежності (6.22) для ряду послідовних величин знаходять відповідні їм величи​ни[image: image1135.png]
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2.    За   умови   постійного   газового   фактору   вздовж   лінії   потоку   визначають
[image: image1136.png]Ir—

 tnlPeg)
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 ,
де середній у пласті тиск [image: image1137.png]


=[image: image1138.png]P+ P)



/2;[image: image1139.png]


 відповідні [image: image1140.png]


 значення нафтонасиченості; Г - визначається за формулою (6.23) при  Р=[image: image1141.png]


 і [image: image1142.png]



3. Відповідно із значеннями [image: image1143.png]¥ p)



 за допомогою експериментальних залежностей або таблиці Царевича шукають[image: image1144.png]


 та [image: image1145.png]


, які відповідають послідовності вибраних вели​чин [image: image1146.png]Pr




4. За формулами (6.30) та (6.31) знаходять дебіт нафти для кожної пари величин рк і [image: image1147.png]



5. Знаючи дебіт нафти, визначають дебіт газу:
[image: image1148.png]


 (6.32)
6. Зміни експлуатаційних характеристик у часі
[image: image1149.png]t= nR‘hmf—dI:ﬂ(l,)]



 (6.33)
Формула (6.33) за допомогою відомих методів чисельного інтегрування легко перетво​рюється в такий вигляд:
[image: image1150.png]t=zli}hm§ Px+l
o2 a., q.,,,, ﬂ(Pu) e




 (6.34)
Визначення вибійних тисків через задані дебіти. Коли дебіт постійний, вибійний тиск
[image: image1151.png]—b/a+ VB7ayF —¢



 (6.35)
де
[image: image1152.png]


 (6.36)
У рівнянні (6.36) дебіт - задана величина, а коефіцієнти а та[image: image1153.png]


обчислюються за форму​лами (6.28) та (6.29).
За допомогою формул (6.35) та (6.36) можна визначити [image: image1154.png]


, яке відповідає кожній парі величин [image: image1155.png]


 і [image: image1156.png]P



. Оскільки величина [image: image1157.png]P,



 невідома, то пряме використання формул (6.28) та (6.29) неможливе. Тому задаються деяким значенням [image: image1158.png]


, меншим, ніж [image: image1159.png]


, підставляють його замість [image: image1160.png]


 у формулу (6.29), знаходять [image: image1161.png]w(p)



, потім [image: image1162.png]


 і [image: image1163.png]


 Знайдені величини підставляємо у формули (6.28) та (6.29) замість відповідних значень, які залежні від[image: image1164.png]


.і[image: image1165.png]Pc



 , тоді дістаємо коефіцієнти а та [image: image1166.png]



Час, що відповідає кожній парі значень [image: image1167.png]


 і [image: image1168.png]



[image: image1169.png]


 (6.37)
де [image: image1170.png]


і[image: image1171.png]Po



- тиск і насиченість у початковий момент.
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Коли дебіт заданий, рекомендовано такий порядок розрахунків тисків.
1. За формулою (6.22) для ряду послідовних значень знаходимо зв'язок між [image: image1172.png]


 і [image: image1173.png]Py




2. Підставляючи в формулу (6.26) замість [image: image1174.png]


 деяку величину, що визначена^вищеназва​ним способом, шукаємо [image: image1175.png](e



 та, знаючи її, знаходимо [image: image1176.png]


 і [image: image1177.png](2i)



  за допомогою емпіричних залежностей або таблиць Царевича.
3. Підставляючи [image: image1178.png]


 і [image: image1179.png]


 у формули (6.28) та (6.29), шукаємо коефіцієнти а та [image: image1180.png]


 а потім коефіцієнт с за формулою (6.36).
4. За формулою (6.35) шукаємо вибійний тиск [image: image1181.png]


.
5. Визначаємо газовий фактор за формулою (6.23).
6. За формулою (6.32) знаходимо дебіт газу.
7. За формулою (6.37) визначаємо динаміку зміни всіх величин.
Для заданих змінних вибійних тисків або дебітів отриману криву апроксимують ступінчастою лінією. Розрахунки виконують окремо для кожного інтервалу, в якому дебіт або вибійний тиск зберігають постійну величину. У цьому випадку час, знайдений для кож​ної точки, не повинен перевищувати час в кінці інтервалу, на якому дебіт або вибійний тиск зберігають постійну величину.
Залежність [image: image1182.png]


 від [image: image1183.png]Py



 в цьому випадку розраховується відразу для всього діапазону змін [image: image1184.png]Px-



 Усі інші розрахунки ведуться поінтервально вказаним способом. Для кожного наступно​го інтервалу за величини [image: image1185.png]


 та [image: image1186.png]o



 приймають дані [image: image1187.png]


 та [image: image1188.png]Py



, які отримані в кінці попереднь​ого інтервалу. Для кожного інтервалу час розраховується окремо, а загальний період з по​чатку процесу знаходять додаванням всіх часів окремих інтервалів.
Визначення часу розробки покладу. На режимі розчиненого газу розробляти поклад можна за різних умов на вибоях свердловин.
Коли задані вибійні тиски, термін розробки визначається за допомогою формул (6.33) та (6.34) у порядку розрахунків, описаних вище. У нижній межі інтегрування за [image: image1189.png]P



 у фор​мулі (6.33) береться кінцева нафтонасиченість, визначена за формулою (6.22) залежно від кінцевого тиску в пласті.
Коли заданий дебіт, поклад розробляється до того часу, поки вибійний тиск у свердло​вині не досягне допустимого значення. В цьому випадку термін розробки розраховують ок​ремо для кожного періоду ча~су. Загальний термін визначається як сума за два періоди.
Для першого періоду, в якому дебіт постійний, час визначають за формулою (6.37), ви​користовуючи порядок розрахунків для цього випадку. За [image: image1190.png]Fy



 у цю формулу підставляють його величину, яка відповідає кінцеві першого періоду, та [image: image1191.png]Pn



, визначене для цього [image: image1192.png]


 за до​помогою залежності (6.22).
Для другого періоду, коли вибійний тиск дорівнює допустимій величині, час визна​чається за формулами (6.33) та (6.34), в яких за верхню межу інтегрування замість[image: image1193.png]Po



взята величина[image: image1194.png]


, кінцева для першого періоду розробки, а за нижню межу -[image: image1195.png]Py



, кінцева для всьо​го періоду розробки.
Якщо дебіти або вибійні тиски змінюються ступенями, то загальний термін розробки визначається як сума всіх періодів кожного інтервалу, при чому у розрахунках останнього інтервалу за [image: image1196.png]Py



 і [image: image1197.png]


 приймаються їхні кінцеві величини.
Гідродинамічні розрахунки для змішаного режиму. Витиснення газованої нафти водою. Коли тиск насичення нафти близький до початкового пластового, то в процесі розробки родовища при зменшенні вибійного тиску нафта стає газованою. В ре​зультаті в покладі після пружного режиму розвивається режим розчиненого газу.
Досліди показали, що при витисненні газованої нафти водою, за умови підтримки стабільного пластового тиску на контурі живлення, процес поділяється на два періоди. 
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У першому режим роботи покладу близький до режиму розчиненого газу. В другому періоді, який становить основний час розробки, витиснення нафти водою наближається до витис​нення водою нестисливої рідини з підвищеним опором.
Критерієм переходу одного режиму в інший може бути рівність вибійних тисків при постійних дебітах, або рівність дебітів при постійних тисках, взятих для[image: image1198.png]


то ряду із формул інтерференції нестисливої рідини для одночасної роботи рядів у зіставленні їх із відповідними величинами, отриманими з розрахунку роботи цього ряду на режимі розчине​ного газу.
Формули інтерференції нестисливої рідини з приблизним урахуванням двофазності по​току у водонафтовій зоні та підвищенням фільтраційних опорів у зоні потоку газованої наф​ти мають вигляд:
для покладу у вигляді смуги
[image: image1199.png]S
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[image: image1200.png]4]

nre




[image: image1201.png]%-1

Skh e |
AiFy Pam1= PP = = Gl I =1+



        (6.39)
[image: image1202.png]+(L,—1—L,)EQ.+Q,,, o
=)




для покладу у вигляді круга
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[image: image1206.png]



де[image: image1207.png]


- множник у величині фільтраційного опору, зумовлений двофазністю потоку; [image: image1208.png]Mo = Hg/ Byt P



 - відносний вміст зв'язаної води в поровому просторі; [image: image1209.png]


 для покладу у вигляді смуги береться із табл. 6.1; [image: image1210.png]


- відстань від контура живлення до початкового по​ложення ВНК; [image: image1211.png]


- це саме до поточного положення контура нафтоносності;[image: image1212.png]


- це саме до [image: image1213.png]


 - то ряду свердловин;[image: image1214.png]


- радіус контура живлення; [image: image1215.png]


- радіус контура нафтоносності; [image: image1216.png]


 - радіус поточного контура нафтоносності;[image: image1217.png]


- радіус[image: image1218.png]


- го ряду свердловин. Для радіального потоку дістати фільтраційні опори набагато складніше. У наближеному вигляді вони можуть бути обчислені за формулою (6.40). При цьому величина [image: image1219.png]f (#45s Pa)



 береться з табл. 6.1.
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Таблиця 6.1
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	0
	1,00
	0,847
	2,525
	0,12
	1,00
	0,839
	2,653

	
	0,50
	0,813
	3,289
	
	0,50
	0,805
	3,546

	
	0,40
	0,800
	3,623
	
	0,40
	0,782
	3,937

	
	0,20
	0,746
	5,076
	
	0,20
	0,726
	5,525

	
	0,10
	0,685
	6,093
	
	0,10
	0,666
	7,634

	
	0,05
	0,625
	7,087
	
	0,05
	0,603
	10,799

	
	0,02
	0,546
	15,528
	
	0,02
	0,522
	18,116

	0,05
	1,00
	0,844
	2,577
	0,15
	1,00
	0,840
	2,695

	
	0,50
	0,808
	3,390
	
	0,50
	0,795
	3,636

	
	0,40
	0,791
	3,759
	
	0,40
	0,779
	4,032

	
	0,20
	0,740
	5,236
	
	0,20
	0,721
	5,650

	
	0,10
	0,679
	7,246
	
	0,10
	0,660
	7,874

	
	0,05
	0,618
	10,101
	
	0,05
	0,594
	11,186

	
	0,02
	0,538
	16,393
	
	0,02
	0,512
	19,194

	0,10
	1,00
	0,841
	2,632
	0,18
	1,00
	0,838
	2,740

	
	0,50
	0,804
	3,496
	
	0,50
	0,793
	3,717

	
	0,40
	0,785
	3,891
	
	0,40
	0,775
	4,132

	
	0,20
	0,729
	5,435
	
	0,20
	0,715
	5,780

	
	0,10
	0,668
	7,519
	
	0,10
	0,652
	8,130

	
	0,05
	0,608
	10,593
	
	0,05
	0,587
	11,601

	
	0,02
	0,527
	17,513
	
	0,02
	0,500
	20,576


Коефіцієнт у величині фільтраційних опорів, що зумовлені витисненням газованої наф​ти, А= 0,944 - 21,43а .
Час розробки для покладу у вигляді смуги
[image: image1228.png]% 4
t= ki P
Wup{ Oy



 (6.42)
для покладу у вигляді круга
[image: image1229.png]“"dxa,
t—ﬂhmpcq,f



 (6.43)
де [image: image1230.png]


- сумарний дебіт усіх рядів, які працюють на режимі витиснення; [image: image1231.png]Prep



 -середня водонасиченність у зоні двофазового потоку (визначається за табл. 6.1).
Залежності (6.42) та (6.43) можна інтегрувати за формулою трапецій для покладів у вигляді смуги і у вигляді круга відповідно
[image: image1232.png]
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Коли визначаємо дебіти за величинами вибійних тисків, вважаємо, що перший ряд свердловин, найближчий до контура нафтоносності, експлуатується з самого початку на напірному режимі. Тоді дебіти свердловин цього ряду можна визначити за формулами (6.38) - (6.40). Дебіти свердловин інших рядів необхідно шукати за формулами режиму розчиненого газу.
Для визначення моменту переходу другого ряду свердловин на напірний режим, конту​ру нафтоносності надається декілька положень: від початкового до положення свердловин першого ряду та за формулами (6.38) - (6.41) визначаються дебіти свердловин другого ря​ду. Ці дебіти порівнюють з дебітами свердловин другого ряду, що обчислені на режимі роз​чиненого газу. Якщо ці дебіти, знайдені за вказаними формулами, більші за дебіти свердло​вин, які експлуатуються на режимі розчиненого газу, то можна вважати, що другий ряд пе​рейшов на напірний режим. Таким способом визначається перехід на напірний режим решти рядів.
Методика визначення моменту переходу чергового ряду свердловин на експлуатацію при режимі витиснення за вибійними тисками залишається такою самою. Лише в даному випадку порівнюють не дебіти, а тиски на вибоях видобувних свердловин.
Час розробки покладу визначається як сума експлуатації свердловин з початку першого ряду на режимі витиснення (до моменту переходу другого ряду на режим витиснення), потім другого (до моменту переходу третього ряду на режим витиснення) і т. д. Після пере​ходу останнього ряду свердловин на режим витиснення час визначають за формулами ре​жиму витиснення.
Витиснення газованої нафти газом, коли початковий пластовий тиск вищий тиску насичення. Якщо розробка нафтових покладів відбувається в умовах, коли вибійні тиски вищі тиску насичення, то у пласті наявний пружнонапірний ре​жим. Але навіть при активному напорі контурних вод або штучному заводненні часто прак​тикується розробка нафтового покладу за умов .[image: image1234.png]


<[image: image1235.png]ac-



В результаті у пласті в області від ізобари, яка дорівнює тиску насичення, до вибоїв видобувних свердловин відбувається витиснення газованої нафти водою, а за межами цієї області - від даної ізобари до контура живлення - витиснення нестисливої нафти водою.
Інтерференція рядів свердловин у цьому випадку може бути розрахована за формулами інтерференції рядів нестисливої рідини, в яких необхідно замінити величину[image: image1236.png](Py — Po)/ 8y



 величиною[image: image1237.png]PR * He ~ He



, де різниця функцій Христиановича
[image: image1238.png]H,

He=

¥

_Fule)
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 (6.44)
Оскільки у даному випадку[image: image1239.png]


постійна величина, то інтеграл є функцією тільки ниж​ньої межі, а значить, постійний для [image: image1240.png]


= const.
У чисельнику інтеграл є функція [image: image1241.png]


, яка залежить від [image: image1242.png]


 Тому для обчислення інтеграла необхідно визначити[image: image1243.png]


як функцію Р. Для цього використовують допоміжне рівняння
[image: image1244.png]“P) S(P) = S(P).
LS BEICE) + S(P)

¥(p)



 (6.45)
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звідси
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 (6.46)
Усі наведені в рівнянні функції визначають за даними досліджень пластової нафти. За​даючись у рівнянні (6.45) різними величинами тиску від [image: image1246.png]


 до [image: image1247.png]


, визначаємо [image: image1248.png]


 а з таблиць Царевича [image: image1249.png]


 і [image: image1250.png]


 Знайшовши [image: image1251.png]F.{p)



 для кожної величини тиску, можна при відомих [image: image1252.png]


 і. [image: image1253.png]


 обчислити інтеграл, який стоїть у правій частині рівняння (6.44).
Величину [image: image1254.png]


—[image: image1255.png]


 можна відшукати також за промисловими даними, коли маємо дослідження свердловин при послідовному пониженні вибійного тиску від величини, більшої за тиск насичення, до величини, меншої за тиск насичення:
[image: image1256.png]Py~ P,
FIAYTEAN



 (6.47)
де [image: image1257.png]


- об'ємні дебіти при тисках, меншому та більшому за тиск насичення відповідно; [image: image1258.png]


 - вибійний тиск, який відповідає дебіту [image: image1259.png]


; [image: image1260.png]


- динамічний пластовий тиск в області досліджуваної свердловини при її зупинці.
Коли відомий миттєвий дебіт [image: image1261.png]


 при тиску на вибої свердловини. [image: image1262.png]


, рівному тиску на​сичення, формула (6.47) матиме такий вигляд:
[image: image1263.png]pe(T_ P‘-P..
Ha = He [a.. )ﬂ( (Py) Py



 (6.48)
Знаючи q для різних значень [image: image1264.png]


 та величини [image: image1265.png]


 та [image: image1266.png]Py



, або [image: image1267.png]Oy



 та [image: image1268.png]


, обчислюємо послідовно [image: image1269.png]


 для різних величин [image: image1270.png]


 і будуємо залежність
[image: image1271.png]Hy—H. =f({P)-



 (6.49)
Виконавши всі розрахунки, які необхідні для заміни у формулах інтерференції, отри​маємо формули для покладу у вигляді смуги:
[image: image1272.png]SKh
By | B P+ BP i PHy = Ho) = il + i (o)l = ) +
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 (6.50)
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 (6.51)
для покладу у вигляді круга
[image: image1276.png]2Kk Ry Ry
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[image: image1279.png]+ In—z G+ Q= nR‘ m:]



 (6.53)
Для визначення величини зон розгазування користуються формулою
[image: image1280.png]2eKh(Hy ~ Hbi)]
Ty reexp|—————|,



 (6.54)
де [image: image1281.png]


— радіус свердловини.
Коли задані вибійні тиски, розрахунки можуть проводитись в такому порядку. Визна​чають різницю [image: image1282.png](H, — H))



 для всіх рядів свердловин за про-мисловою залежністю або за формулою (6.49). Шукають дебіти свердло-вин усіх рядів за допомогою системи рівнянь (6.50) - (6.53). Виявляють радіуси зон розгазування в усіх рядах за допомогою формули (6.54).
Необхідно сказати, що система рівнянь розповсюджується на увесь пласт тільки при на​явності зон розгазування довкола свердловин окремих рядів, які не зливаються одна з дру​гою.
Коли всі зони розгазування зливаються, то розрахунки проводять, виходячи із допу​щення, що на початковий момент усі ряди, за винятком першого, працюють на режимі розчиненого газу. Замінивши в цих рядах площі, які припадають на одну свердловину, рівними площами кругів, розрахунки припливу рідини виконують для режиму розчине​ного газу. Розрахунок припливу рідини до свердловини першого ряду виконують для по​кладу у вигляді смуги за формулами (6.50) та (6.51), а у вигляді кола - за формулами (6.52) та (6.53).
До моменту переходу другого ряду на напірний режим час переміщення контуру наф​тоносності розраховують звичайними методами для потоку нестисливої рідини за дебітами першого ряду. Перехід другого ряду на напірний режим визначають таким чином. Надають контуру нафтоносності послідовно ряд положень від його початкового положення до сверд​ловин першого ряду і розраховують за формулами інтерференції для одночасної роботи двох f рядів дебіт свердловин другого ряду. Формули інтерференції одержують з рівнянь (6.50) -(6.53), в яких для даного випадку п = 2.
Потім обчислюють час, який відповідає кожному положенню контура нафтоносності, за дебітами свердловин обох рядів. Знаючи дебіт свердловин другого ряду як функцію часу, порівнюють його з дебітом свердловин другого ряду, розрахованим на режимі розчиненого газу. Доки дебіт, що розрахований на режимі розчиненого газу, буде більшим, ніж відповідний дебіт, визначений за розрахунками спільної роботи двох рядів на напірному ре​жимі, вважають, що другий ряд працює на режимі розчиненого газу.
Перехід третього ряду на напірний режим проводять аналогічно з урахуванням інтерференції трьох перших рядів, які працюють одночасно. Аналогічно визначають час пе​реходу на напірний режим решти рядів. Коли в перших рядах є окремі зони розгазування довкола свердловин, а в решті рядів ці зони зливаються в одну, розрахунки проводять таким чином: вважають, що напірний режим з першого моменту існує тільки в цих рядах, де ок​ремі області розгазування не зливаються. Дебіти свердловин решти рядів обчислюють для
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режиму розчиненого газу. Перехід рядів на напірний режим шукають так, як і в попереднь​ому випадку.
Коли задані дебіти, розрахунки проводять у такому порядку. За системою рівнянь (6.50) та (6.51) або (6.52) та (6.53) визначають величини [image: image1283.png]


 За формулою (6.54)
знаходять радіус зони розгазування. Для визначення вибійних тисків користуються форму​лою [image: image1284.png]



Для даного випадку коефіцієнти
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- деяка величина тиску, яка помітно відрізняється від[image: image1289.png]



Коли відома за промисловими даними[image: image1290.png]
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як функція зниження вибійного тиску, [image: image1292.png]


 визначається за залежністю (6.47) або. (6.48):
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Час розробки шукають такими способами. Коли воронки розгазування не зливаються, час розробки виявляють так, як і при жорсткому водонапірному режимі - за допомогою дебітів, що визначені із системи рівнянь (6.50), (6.51) або (6.52), (6.53).
Коли зони розгазування зливаються, час розробки обчислюють так, як і тоді, коли за​дані вибійні тиски. Якщо в перших рядах свердловин спостерігаються окремі воронки розга​зування, а в наступних рядах - суцільна зона розгазування, час шукають таким чином.
Перший етап часу до переходу п + 1 ряду на напірний режим розраховують за форму​лами дебітів п перших рядів, визначених за допомогою системи рівнянь (6.50), (6.51) або (6.52), (6.53).
Наступні проміжки часу визначають за допомогою термінів переходу решти рядів на напірний режим і часу обводнення рядів, до яких підходить водонафтовий контакт. Сума​рний час визначається шляхом додавання часу всіх періодів.
6.4. Методи підтримання пластового тиску для підвищення нафтовіддачі пластів
У процесі розвитку заводнення нафтових покладів склались різноманітні принципи впровадження того або іншого методу. До основних положень заводнення нафтових по​кладів належать час початку впровадження процесу, система розташування свердловин; щільність сітки свердловин, система заводнення, технологія заводнення, відключення свер​дловин з експлуатації, темпи розробки, нафтовіддача пластів, розробка водонафтових зон, проблеми розробки багатопластових родовищ, область застосування заводнення та інших методів підтримання пластового тиску.
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Сучасні принципи та критерії, а також умови розробки нафтових родовищ світу наве​дені в табл. 6.2.
Таблиця 6.2
	Показник
	Сприятливі властивості
	Несприятливі властивості

	Глибина покладу 
	Без обмежень 
	_ 

	Товщина пласта, м 
	3 - 25 та більше 
	Менше 2 

	Нахил пласта, град 
	1,5-5 
	Понад 5* 

	Проникність, мкм2 
	Більше 0,2 -0,15 
	Менше 0,025* 

	Тип колектора 
	Крупнопоровий, порово-кавернозний 
	Тріщинний 

	Склад порід 
	Пісковики, вапняки 
	Алевроліти, доломіти 

	Змочуваність порід 
	Гідрофільність 
	Гідрофобність 

	Тип покладу 
	Чисто нафтовий, нафтога​зовий, водонафтовий 
	Нафтові облямівки малої товщини 

	Будова пласта 
	Монолітна 
	Лінзовидна 

	Пластовий тиск 
	Гідростатичний 
	Аномально високий та низький 

	Нафтонасиченість, % 
	Понад 70 
	Менше 50 

	Температура покладу, °С 
	Понад 50 
	Менше 20 

	В'язкість нафти, мПа • с 
	Менше 5 
	Понад 25 

	Розкриття пластів 
	Низький протитиск, розчи​ни на нафтовій основі 
	Високий протитиск стовпа розчину, висока водовід​дача його 

	Система заводнення 
	Блокова, рядна, площо ва 
	Законтурна, осьова 

	Число рядів 
	1 -5 
	7 - 9 і більше 

	Щільність сітки свердло​вин га/св 
	16-64 
	Понад 65 - 80 

	Тиск закачки, МПа 
	10-20
	Вище гірничого на вибої свердловини 

	Режим закачки 
	Циклічний, зміна напрям-​ків фільтраційних потоків 
	Стабільний 

	Пластовий тиск в зоні відборів 
	Рівний тиску насиченння, на 10 - 20 % нижче 
	Сильне розгазування наф​ти у пласті,
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*На нафтових родовищах Передкарпаття заводнення успішно застосовується при кутах нахилу пластів 10 - 20 ° та проникностях пластів менше 0.025 мкм2.
Як показують теоретичні та лабораторні дослідження, а також досвід розробки нафто​вих родовищ у світі, вважається доцільним допускати часткове розгазування нафти в пла​стах до рівня граничної газонасиченості (не більше 10 -15% від об'єму пор) при зниженні пластового тиску на 10 -20% нижче тиску насичення нафти газом. Для родовищ Передкар​паття дослідниками рекомендовано зниження пластового тиску до 0,7-0,8 від тиску наси​чення.
До основних критеріїв застосування методів заводнення нафтових родовищ має пряме відношення характеристика в'язкості нафти. Так, при в'язкості нафти від 25-30 до 50-60 мПа • с вода, що закачується, повинна оброблятися загущувачами та
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іншими хімреагентами, які знижують співвідношення в'язкостей нафти і води до величини не більше 25-30. При в'язкості понад 60 -70 мПа-с застосування заводнення недоцільне і розробка покладів по​винна здійснюватись із застосуванням інших методів підвищення нафтовіддачі пластів (теп​лові методи).
З метою забезпечення високих темпів розробки покладів нафти, підвищення наф​товіддачі пластів на основних родовищах світу проводиться широка гама методів підтримання пластового тиску (ППТ). Серед головних способів штучного впливу на по​клади нафти найбільше поширення отримали методи заводнення, рідше газова і водога-зова репресії. Досить широко використовується закачка теплоносіїв - перегрітої пари та гарячої води.
Система заводнення нафтових покладів. Головним методом впливу на поклади нафти з метою ППТ для підвищення нафтовіддачі пластів є процес заводнення.
На початкових стадіях впровадження заводнення на багатьох родовищах нагнітальні свердловини розташовувалися за зовнішнім контуром нафтоносності (рис.б.Ю.а). Але досвід розробки багатьох родовищ при заводненні пластів виявив і серйозні недоліки цього методу.
У зв'язку з низькими колекторськими властивостями в законтурних і приконтурних зо​нах та підвищеною в'язкістю нафти в останніх приймальність нагнітальних свердловин на​багато нижча ніж у свердловинах, які розташовані у склепінних частинах складок. Більше того, на великих за розмірами родовищах застосування законтурного заводнення слабо або зовсім не впливало на центральні частини покладів, що негативно позначалось на темпах їхньої розробки, де відбори нафти становили до 2,5% в рік від початкових видобувних за​пасів.
Крім цього, при законтурному заводненні мали місце значні відтоки води за контур нафтоносності (40-70% від об'ємів закачування). Принципи законтурного заводнення - ба-гатоетапність розробки, перенос лінії нагнітання, вилучення з експлуатації малообводнених свердловин - не отримали широкого розповсюдження.
Тому на менших за розмірами родовищах почали застосовувати приконтурне заводнен​ня. У цьому випадку нагнітальні свердловини розташовуються в безпосередній близькості до зовнішнього контура нафтоносності або між зовнішнім та внутрішнім контурами (рис.6.10.6).
Приконтурне заводнення застосовується для розробки невеликих покладів шириною не більше 4-5 км при відносно витриманих пластах, високій їх проникності та низькій в'язкості нафти.
При осьовому закачуванні води нагнітальні свердловини розташовуються вздовж довгої осі структури (рис.6.10,в). Таке склепінчасте розрізання застосовується при ширині по​кладів понад 4-5 км. Воно досить часто поєднується із законтурним заводненням.
Досвід розробки родовищ Західного Сибіру із застосуванням осьового розрізання свідчить про те, що така система заводнення має ряд серйозних недоліків.
На Усть-Баликському родовищі центральний нагнітальний ряд розташований у склепінній частині структури в зоні максимальних нафтонасичених товщин. Видобувні ря​ди зміщені до приконтурної зони. З цієї причини відбір нафти здійснюється з менш продук​тивних частин покладів, а розробка пов'язана з значним обводненням продукції. Тому в та​ких випадках поперечне розрізання покладу на блоки більш ефективне, бо має переваги порівняно з осьовим закачуванням води у класичному його виконанні.
Площове заводнення особливо ефективно застосовувати при розробці низькопроникних та сильнопереривчастих пластів.
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Рис.6.10. Системи розробок покладів нафти при заводненнях:
а - закотурному; 6- приконтурному; в - склепінному; г - площовому; д - внутрішньо-контурному; е - блоковому
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Площові системи заводнення є різні за розташуванням видобувних та нагнітальних свердловин, наприклад такі, як показано на рис.6.10.г. Вони приблизно у два рази більш інтенсивні, ніж п'ятирядні системи.
Осередково-вибіркова система заводнення призначена для розробки родовищ з високою неоднорідністю та переривністю продуктивних пластів. Для закачування води, тобто ство​рення осередків заводнення, вибираються свердловини із раніше пробурених видобувних, відповідно з прийнятою системою їх розташування та необхідністю інтенсифікації розробки окремих ділянок.
Як показали дослідження "Гипровостокнефти", застосування вибіркової системи завод​нення з початку розробки покладів на практиці може дати незначний ефект. Ця система впливу на пласти рекомендується до впровадження та застосування на більш пізній стадії розробки.
Справа полягає в тому, що при розробці кожного родовища необхідно вести (і при тому постійно) детальний аналіз та вивчення виробітку запасів нафти окремих ділянок покладів і тільки в цьому випадку можна своєчасно рекомендувати та проводити осередково-вибіркове заводнення. На багатьох покладах родовищ України цей спосіб застосовується і впроваджується всюди на пізніх стадіях розробки окремих ділянок.
Внутрішньоконтурне заводнення застосовується на великих за розмірами у площовому відношенні родовищах. Розвитком законтурного заводнення було ство-рення внутрішньоконтурного заводнення. У цьому випадку родовище "розрізаєть-ся" рядами нагнітальних свердловин на окремі смуги, блоки або площі. Кожний такий геометричний елемент розробляється самостійно за допомогою витиснення нафти водою шляхом закачки в нагнітальні свердловини, які розташовуються за спеціальними схемами в нафтових части​нах великих покладів (рис.6.10.д).
У блокових системах внутрішньоконтурного заводнення для звичайних нафтових по​кладів (рис.6.10,є) останні розрізаються на блоки оптимальних розмірів, які виключають консервацію запасів нафти у внутрішніх зонах та дають змогу розробляти поклади одно-етапно, без переносу фронту закачування води. Чим менші розміри блоків та число рядів видобувних свердловин, тим вища інтенсивність системи розробки нафтового покладу.
Порівняно із законтурним заводненням, блокові системи дозволяють у 2-3 рази збільшити темпи видобутку нафти, знизити витрати закачуваної води за рахунок втрат її в законтурну зону, прискорити введення родовища в активну розробку, зменшити територію промислу, яка підлягає облаштуванню.
Досвід розробки нафтових родовищ показує, що блокові системи доцільно застосовува​ти при ширині покладів понад 4-5 км, а також при меншій їх ширині, якщо поклади харак​теризуються низькою проникністю колекторів, різкою неоднорідністю продуктивних пластів, підвищеною в'язкістю нафти або різким погіршенням умов фільтрації на межах по​кладу.
Особливості розробки нафтогазових покладів. Складність заводнення нафтогазових покладів полягає в тому, що у зв'язку з високою рухомістю газу, останній проривається з га​зової шапки до вибоїв свердловин у нафтовій частині, після чого видобувні свердловини не виконують свого головного завдання—відбору нафти.
Для нафтогазових родовищ при розробці нафтових частин виникають аналогічні про​блеми, що і для чисто нафтових - високі темпи відборів нафти, підвищення нафтовіддачі пластів, досягнення високої економічної ефективності.
Тому у практику розробки нафтогазових родовищ впроваджуються методи заводнення. Найбільш розповсюдженим тут можна вважати звичайне законтурне заводнення, бар'єрне заводнення (відокремлення нафтової частини покладу від газової шляхом закачування води на межі зовнішнього газонафтового контура), а також поєднання бар'єрного заводнення із контурним.
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Практика розробки нафтогазових та нафтогазоконденсатних родовищ поставила перед нафтовиками дві специфічні проблеми.
Перша з них відповідає тим випадкам, коли нафтова частина родовища є вузькою сму​гою. На такій облямівці недоцільно бурити більше одного видобувного ряду свердловин. У випадку активної законтурної області видобувні свердловий відносно швидко обводнюються. При відсутності активних контурних вод та бар'єрного заводнення у процесі розробки наф​тового покладу газові фактори видобувних свердловин різко збільшуються, в результаті чого експлуатація їх припиняється. При впровадженні же бар'єрного заводнення нафтові сверд​ловини швидко заводнюються від закачуваної води на межі газонафтового контакту.
Таким чином, у всіх випадках, що описані вище, розробка газонафтових покладів є низькоефективною відносно повноти вилучення нафти із надр. Величина нафтовіддачі у та​ких випадках не досягає більше 15-20% навіть при малій в'язкості нафти.
Друга проблема пов'язана з видобутком конденсату з нафтогазоконденсатних родо-вищ.Заводнення родовищ у принципі сприяє підвищенню конденсато- та нафтовіддачі, але не завжди приводить до збільшення загальної віддачі вуглево-днів, бо у цьому випадку газо-нафтовіддача пластів може знизитись дуже істотно.
Кількість видобувних вуглеводнів нафтогазоконденсатних родовищ можна збільшити, використовуючи комбінований вплив на газоконденсатну частину родовища шляхом закач​ки в неї газу та води.
Найменше вирішена у всьому світі проблема розробки глибокозалягаючих нафтогазо​конденсатних покладів з аномально високим пластовим тиском, колектори яких сильно де​формуються у процесі видобутку із них вуглеводнів. Більше того кількість таких родовищ постійно зростає, а тому розв'язання цієї проблеми стає дедалі гострішим.
Істотним недоліком законтурного заводнення при розробці нафтогазових покладів є тривала консервація вільного газу газової шапки. Тому при значних запасах газу в газовій шапці застосовують бар'єрне заводнення, яке сприяє здійсненню одночасної розробки наф​тової та газової частин покладу.
Розглянуті способи розробки нафтогазових родовищ здійсненні за умов високої проник​ності пластів та низької в'язкості нафти у всіх частинах покладів (газоносної, нафтової та водоносної). При слабопроникних колекторах у покладах необхідно застосовувати інші сис​теми розробки.
ВНИИнефть запропоновано спосіб розробки нафтогазових покладів для сла-бопроник​них колекторів з широкими підгазовими частинами.У цій системі один ряд нагнітальних свердловин розташовується уздовж зовнішнього контура газоно-сності та вода закачується у свердловини на всій товщі пласта, що забезпечує роз'-єднання нафтової та газонафтової час​тин. Наступний ряд "відрізаючих" нагніталь-них свердловин розташовується дещо нижче внутрішнього контура газоносності, що забезпечує роз'єднання підгазової та газонасиченої частин покладу. Ізольована таким чином підгазова частина нафтового покладу, яка містить нафту та вільний газ, розробляється самостійною окремою системою свердловин.
Газова та газоводяна репресія. З метою підтримання пластового тиску та витиснення нафти з виснажених пластів на багатьох родовищах використовували згч ачування природ​ного або нафтового газу. При цьому слід зауважити, що цей метод був використаний значно ширше, ніж заводнення.
До впровадження процесу заводнення нафтових покладів технологію витиснення нафти газом вважали економічно виправданою, бо вона давала змогу підтримувати більш-менш стабільними дебіти видобувних свердловин та підвищувала нафтовіддачу пологозалягаючих пластів на 5-10% порівняно з режимом розчиненого газу, а крутозалягаючих пластів - на 15-25%
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Однак застосування в широких масштабах методу заводнення нафтових покладів одно​часно виявило, що природний або нафтовий газ при витисненні нафти в умовах відсутності зміщування його з нафтою є гіршим витісняючим агентом, ніж вода.
Головна причина низької ефективності витиснення нафти газом — його мала в'язкість (в 10-15 разів менша в'язкості води). Ця причина зумовлює прориви газу через крупнопо-ристі та високопроникні шари у видобувні свердловини, істотне зниження дебітів нафти та незначне охоплення пластів витисненням. Все це призводить до того, що коефіцієнт витис​нення нафти газом нижчий, ніж водою.
З метою пошуків більш ефективних методів підвищення нафтовідцачі пластів з викори​станням вуглеводневих газів були проведені лабораторні дослідження витиснення нафти га​зом в комбінації з водою.
Експериментальними роботами принципово доведено, що при витисненні нафти газом та водою (одночасно або поперемінне) коефіцієнт витиснення вищий, ніж при одному з агентів: газом, або водою.
Механізм процесу витиснення нафти газом та водою пояснюється таким чином. Вода у заводненій зоні гідрофільних пластів під дією капілярних сил займає мілкі пори та звужен​ня, а газ як незмочуюча фаза у газовій зоні, навпаки, займає крупні пори, а під дєю гравітаційних сил - верхні частини покладу.
Ці особливості води та газу привели до висновку про доцільність суміщати переваги обидвох агентів, а для зменшення їх недоліків застосовувати періодичне, циклічне нагнітання їх у поклади.
Оптимальне співвідношення об'ємів води та газу при такій дії повинно бути про​порційне відношенню об'ємів дрібних та великих пор.
При цьому витиснення нафти водогазовою сумішшю буде зумовлюватись тим, що фа​зова проникність для змочуваної фази залежить тільки від водонасиченості, а присутність у пласті вільного газу збільшує витиснення нафти на величину граничної газонасиченості (10-15%), при якій газ нерухомий.
Лабораторними дослідженнями доведено, що витиснення нафти з неоднорідних пластів водою та газом одночасно при різних технологіях також більш ефективне для кінцевої наф​товіддачі, ніж окремо лише одним робочим агентом - тільки водою або тільки газом (див. §8.4).
При оптимальному застосуванні водогазової дії на нафтові поклади можна збільшити нафтовіддачу пластів на 7-15% порівняно з чистим заводненням.
Гравітаційне розділення газу та води у пластах знижує ефективність витиснення нафти та охоплення пластів процесом на 10-20% залежно від неоднорідності пласта та співвідношення в'язкостей нафти та води.
Внаслідок цих недоліків циклічний метод водогазового впливу на пласти вимагає збільшення числа нагнітальних свердловин для забезпечення необхідних об'ємів закачуван​ня робочих агентів. Проте відповідними технологічними та технічними вдосконаленнями процесу можна значно знизити або і зовсім виключити негативний вплив цих факторів.
Метод нагнітання газу для ППТ у нафтові поклади широко не використовується у зв'яз​ку з технічними труднощами при закачуванні газу, а також у зв'язку з впровадженням більш технічно доступного дешевого та ефективного методу ППТ заводненням.
Використання газу для підвищення нафтовідцачі пластів у більш широких масштабах почалось особливо інтенсивно після запропонованого методу ППТ закачуванням газу висо​кого тиску (ГВТ), яке забезпечує змішуване витиснення нафти.
При змішуваному витисненні нафти ГВТ або іншими вуглеводневими розчинниками (зріджений пропан, газовий конденсат та ін.) коефіцієнт витиснення в лабораторних умо​вах може досягти близько одиниці.
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Методи ППТ вуглеводневими газами ділять на чотири основні групи: витиснення нафти ГВТ, збагаченими газами, скрапленим та сухими газами в умовах обмежено-змішуваного (некритичного) витиснення. Слід зауважити, що всі види закачки вуглеводневих газів впроваджено у промислових масштабах.
Найбільш крупні промислові експерименти закачування ГВТ здійснені на родовищах США (Фейєруей, Блок-31); Алжиру (Хассі-Месауд), Лівії (Ентисар), Канади (Соун Хілле), Чечні (Озек-Саут); збагаченим газом - на Західній затоці Ключового родовища (Краснодарський край); скрапленого газу на ділянці Мінібаєвської площі Ромашкінського родовища (Татарстан).
Аналіз розробки менілітових покладів родовищ Передкарпаття, а також закачування ГВТ на родовищах Озек-Саут, Ключове та інших, які характеризуються особливо низьки​ми фільтраційними властивостями колекторів продуктивної товщі, засвідчив переваги зака​чування газу порівняно із заводненням, які полягають у забезпеченні найбільш еко​номічного способу експлуатації свердловин (фонтанним способом) протягом всього періоду розробки покладів, буріння меншої кількості нагнітальних свердловин, бо при закачуванні газу їх приймальність у 4-8 разів вища ніж при заводненні, а також у більш високій еко​номічній ефективності процесу.
Незважаючи на великий прогрес, який спричинив процес заводнення в галузі розробки родовищ нафти, все ж значні об'єми цінної сировини (нафти) залишають-ся невилученими із надр. Крім цього, при заводненні покладів разом із нафтою ви-добуваються великі об'єми води, експлуатація свердловин здійснюється механізм-ваним способом, що різко знижує еко​номічні показники розробки родовищ.
У зв'язку з відкриттям в останні роки родовищ нафти з низькопроникними пластами, а також з метою збільшення нафтовідцачі пластів закачування вуглеводневих газів та водога-зових сумішей будуть застосовуватись у більш широких масштабах.
6.5. Аналіз розробки нафтових родовищ
Способи регулювання процесів розробки. Під регулюванням процесу розробки по​кладів нафти розуміють управління процесами вилучення вуглеводнів за допомогою різноманітних технологічних заходів і технічних засобів. Регулювання полягає в доцільній зміні напрямку та швидкості фільтрації пластових флюїдів, у створенні сприятливих умов для дренування запасів за допомогою технічних засобів та ін.
Під принципом регулювання розробки розуміють основне спрямування заходів з уп​равління процесом дренування покладу. Різним геолого-фізичним умовам відповідають свої принципи регулювання.
Так, на родовищах, які характеризуються відносно однорідною будовою колекторів, од-нопластовістю, малою в'язкістю нафти, розробка яких ведеться на природному водо​напірному режимі, із законтурним та приконтурним заводненням або з розрізанням по​кладів на широкі смуги (близько 4 км), може бути прийнятий принцип рівномірного пере​сування контурів нафтоносності або фронту закачування води до центрального стягуючого ряду.
Кращим принципом регулювання розробки багатопластових об'єктів є принцип рівношвидкісного виробітку запасів усіх пластів у розрізі за рівномірного просування кон​турів нафтоносності та фронту закачуваної води.
Виходячи з основного принципу розробки, необхідно виділити два головних техно​логічних критерії регулювання: темп видобутку нафти, який при застосуванні сучасних си​стем розробки інколи досягає 10-12% в рік від видобувних запасів, та величину поточної та кінцевої нафтовіддачі.
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Залежно від застосування різних методів регулювання при одному і тому ж об'ємі відібраної рідини можна отримати різні значення нафтовіддачі. Тому для характеристики технологічної ефективності методів регулювання необхідно розглядати величини поточної та кінцевої нафтовіддачі залежно від об'ємів відібраної рідини.
Основний принцип, за яким вибирають метод регулювання, має такі особливості: прин​цип вибору рішення є комплексним; сукупність чисельних величин складових частин ком​плексного принципу на різних стадія розробки, на яких приймається рішення, є різною; на вибір раціонального або оптимального рішення великий вплив має термін оптимізації.
З метою розв'язання основних технологічних проблем - виявлення та підтримання оп​тимальних відборів нафти з покладу і підвищення ефективності процесу витиснення нафти водою (найбільш повне охоплення пласта заводненням та зниження видобутку попутної во​ди) застосовують найрізноманітніші методи та засоби регулювання. Як відомо, зміна систе​ми дії істотно впливає на технологічні та техніко-економічні показники та пов'язана, голо​вним чином, з великими капітальними витратами. Якщо покласти цю ознаку в основу кла​сифікації, методи та засоби регулювання можна розділити на дві групи: без зміни системи впливу на поклади та буріння нових свердловин; часткова або повна зміна системи впливу на поклад, буріння нових видобувних та нагнітальних свердловин.
До першої групи можуть бути віднесені такі методи та засоби регулювання: збільшення гідродинамічної доскоанлості свердловин (додаткова перфорація, гідророзриви пласта, гідропіскоструминна перфорація, різні модифікації кислотних обробок, застосування по​верхнево-активних речовин і т.ін.); ізоляція припливу попутньої води у свердловинах (різноманітні способи цементних заливок, створення різних ізолюючих екранів, застосуван​ня хімреагентів і т.ін.); вирівнювання профілів припливу рідини або закачування води за товщиною пласта (селективна закупорка за допомогою хімреагентів, закачування повітря, інертних газів, загущеної води та ін.); зміна режимів роботи видобувних свердловин (збільшення або обмеження відборів рідини аж до відключення свердловин, форсований відбір рідини, періодична зміна відборів); зміна режимів роботи нагнітальних свердловин (збільшення або обмеження та перерозподіл об'ємів нагнітання на свердловинах, періодичне або циклічне закачування, застосування підвищених тисків нагнітання); спільно-роздільна експлуатація та закачування води у свердловини на багатопластових ро​довищах.
До другої групи можна віднести такі заходи та методи регулювання: буріння видобув​них та нагнітальних свердловин, кількість яких визначена у проектних документах (ре​зервні свердловини); наближення фронту нагнітання води до зон відбору шляхом буріння нових свердловин або переносу фронту нагнітання в існуючі свердловини; зміна напрямків фільтраційних потоків; організація осередкового заводнення.
У процесі розробки нафтового покладу необхідний безперервний контроль за нафтона-сиченістю, охопленням та повнотою процесу витиснення нафти з пластів водою або іншими робочими агентами. Без постійного контролю протягом всього періоду розробки родовища неможливе ефективне регулювання. Процес регулю-вання розробки родовища має на всіх стадіях свої конкретні та характерні завдання.
На І стадії вирішуються питання черговості промислового облаштування. Тут відбувається основне розбурювання нафтового родовища та вкладання основних капітальних коштів.
На П стадії процесу розробки одним з головних завдань регулювання є забезпечення найбільш тривалого періоду стабільного видобутку нафти. Найчастіше застосовують тут ме​тоди та засоби регулювання шляхом буріння резервних свердловин, а також зміна режимів роботи видобувних та нагнітальних свердловин. Особливо ефективними є обмеження дебітів сильнообводнених свердловин зовнішніх рядів та збільшення відборів з безводних та малодебітних рядів.
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На пізніх стадіях розробки родовищ (III, IV стадії) проектуються додаткові заходи регу​лювання, які не могли бути передбачені на стадіях початкового проектування систем роз​робки родовищ.
Найбільші зусилля з метою підвищення ефективності методів регулювання на пізніх стадіях розробки спрямовані на зменшення видобутку попутної води. Тут широко застосову​ють методи та засоби регулювання, які пов'язані з ізоляцією обводнених прошіастків та вирівнюванням профілів припливу рідини або закачування води за товщиною пластів.
На Ш стадії розробки нафтових родовищ головними завданнями регулювання є сповільнення темпів падіння видобутку нафти та забезпечення заданих відборів нафти при можливих найменших об'ємах видобутку попутної води.
На IV стадії розробки родовищ регулювання процесу полягає в дренуванні невиробле-них прошіастків та ділянок пластів. На цій стадії характерне широке застосування методів регулювання зміною напрямків фільтраційних потоків, організацією осередкового завод​нення, застосування форсованого відбору рідини із свердловин.
Форсований відбір рідини дає змогу підвищити кінцеву нафтовіддачу, тому що дозволяє відтягнути момент закінчення експлуатації свердловин, який визначається граничною собівартістю нафти.
При правильній організації процесів регулювання всі методи, які застосовують на родо​вищах, дають відчутний ефект як у підвищенні поточних відборів нафти, так і в зниженні відборів води, а також у збільшенні нафтовіддачі пластів. Разом з тим необхідно зазначити, що регулювання процесів розробки нафтових родовищ має свої межі та можливості, які зу​мовлюються впливом цілого ряду чинників.
Таким чином, регулювання процесів розробки нафтових родовищ включає в себе захо​ди, які пов'язані з підвищенням ефективності виробітку запасів нафти, починаючи з самого початку їх розробки.
У зарубіжній літературі методи та засоби регулювання класифікуються як первинні (видобуток нафти на початковій стадії розробки за рахунок природної енергії пласта), вто​ринні (видобуток нафти при штучному впливі на пласт) та третинні (методи, які застосову​ються на пізній стадії розробки).
У літературі методи та засоби регулювання, які спрямовані на різке збільшен-ня відборів нафти та рідини зі свердловин та покладів, називаються методами та засобами інтенсифікації, а також методами форсованого відбору з пластів.
Аналіз та прогнозування розробки родовищ з використанням спрощених математич​них моделей та ЕОМ. На пізній стадії розробки нафтових покладів нагромаджується знач​ний об'єм геолого-промислової інформації. Узагальнення та аналіз її дає змогу оцінити    . стан, визначити хід процесу розробки і фільтраційні параметри пластових флюїдів, деякі інші параметри та використати їх для подальшого прогнозу.
У випадку розробки родовища на режимі розчиненого газу при частковій репресії на поклад геолога-промислову інформацію використовують для визначення нафтонасиченості пор [image: image1296.png]


, залежності від відношення фазових проникностей газу і нафти[image: image1297.png]


від нафтонасиче​ності пор, а також фазової проникності нафти [image: image1298.png]


 від нафтонасиченості пор.
Для цього використовують формули
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де [image: image1303.png]


, [image: image1304.png]


- сумарний та поточний газові фактори;[image: image1305.png]


,[image: image1306.png]


- об'ємний коефіцієнт при тиску насичення і поточному тиску; [image: image1307.png]¥ = PToos’Z gaPar



- густина газу в пластових умовах; Р, [image: image1308.png]


- поточний пластовий та атмосферний тиск; [image: image1309.png]


- коефіцієнт надстисливості газу; [image: image1310.png]Tha Toos



 - пластова та поверхнева температури; [image: image1311.png]By By



 - в'язкості нафти та- газу;[image: image1312.png]


- відносний коефіцієнт продуктивності;[image: image1313.png]


- відносний перепад тиску відповідно при тиску насичення і поточному тиску;[image: image1314.png]


- коефіцієнт зміни об'єму газу (при стандартних умовах) при переводі його в пластові умови;[image: image1315.png]Gin



- відносне нагромаджене закачування во​ди; [image: image1316.png]S, S



- насиченість газом пластової нафти при тиску насичення і поточному тиску.
В разі розробки родовища на змішаному режимі (одночасному прояві режиму розчине​ного газу і водонапірного режиму, створеного закачуванням води) геолого-промислову інформацію використовують для знаходження зміни нафтонасиченості [image: image1317.png]


, водонасиче-ності [image: image1318.png]


 за певний проміжок часу, а також фазової проникності нафти [image: image1319.png]


, відношення фазових проникностей газу та нафти [image: image1320.png]


 і відношення фазових проникностей води та наф​ти [image: image1321.png]



Перелічені параметри визначають за допомогою формул (6.55) та наведених нижче:
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де[image: image1326.png]


 - поточний водонафтовий фактор; [image: image1327.png]Hy



- в'язкість пластової води при поточному тис​ку; [image: image1328.png]Qor 4



- середній дебіт нафти однієї свердловини при тиску насичення і поточному тис​ку; [image: image1329.png]


- початковий та поточний поровий об'єм,зайнятий нафтою; [image: image1330.png]Qs



- добове закачування води; [image: image1331.png]P Pa



- поточна та залишкова нафтонасиченість;[image: image1332.png]Pe



- поточна водонасиченість; [image: image1333.png]


- проміжок часу (квартал, рік, півроку).
При розробці нафтових родовищ при водонапірному або змішуваному режимах геоло-го-промислова інформація може бути використана для прогнозування обводнення покладів.
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Для цього, виходячи з промислових даних, знаходять залежність частки нафти[image: image1334.png]Fy



в про​дукції покладу від відношення[image: image1335.png]V0



початкового об'єму пор, зайнятих нафтою[image: image1336.png]


нагромад​женого відбору рідини (нафти і води) у пластових умовах. Залежність[image: image1337.png]1
Fy(lnz)



описується логарифмічне нормальним законом
[image: image1338.png]~|-—
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Для розрахунків користуються формулою щільності розподілу функції
[image: image1339.png]


 (6.56)
де[image: image1340.png]


- матиматичне очікування логарифму[image: image1341.png]


відповідає значенню абсциси в точці, де величина нагромадженої частоти дорівнює 0,5, тобто [image: image1342.png]Fytne)



= 0,5;[image: image1343.png]1
o= Ine ~ In—:



 [image: image1344.png]F(ln%)



 = 0,159.
Розрахунки проводять за такою схемою.
1. Задають вихідне значення нагромадженого відбору рідини в пластових умовах [image: image1345.png]


і роз​раховують відповідне йому значення щільності розподілу.
2. обчислюють щільний вибір в пластових умовах за перший прогнозний (розрахунко​вий) рік.
3. Розраховують нагромаджений відбір на кінець першого прогнозного року і відповідне йому значення щільності розподілу.
4. Визначають середньорічне значення щільності розподілу, зниження частки нафти за рік, середньорічну частку нафти.
5. Обчислюють інші річні показники.
6.  Повторюють цикл розрахунків за пунктами 2-5 до загального граничного значення частки нафти.
У всіх названих випадках використання геолого-промислової інформації для розра​хунків фільтраційних характеристик та технологічних показників можна користуватись персональними комп'ютерами з місткістю Оперативного запам'ятовуючого пристрою не менше 64 Кбайт.
Існує багато методик розрахунків технологічних показників розробки за характеристи​ками витиснення. Наведемо основні з них. Характеристикою витиснення називається емпірична залежність типу нагромаджений видобуток нафти - нагромаджений видобуток рідини. Характеристика витиснення відображає реальний процес видобутку запасів нафти з надр і пов'язану з ним динаміку обводнення продукції при розробці неоднорідних пластів на режимі витиснення нафти водою.
Характеристики витиснення дають змогу визначити ефективність видобутку запасів нафти при заводненні об'єктів розробки. Порівняння характеристик витиснення різних об'єктів розробки у безрозмірному вигляді дозволяє порівняти ці об'єкти, виявити причини та фактори, які впливають на характер вироблення запасів нафти.
На практиці характеристики витиснення, поряд з іншими методами, викорис-товують для оцінки ефективності заходів, які спрямовані на вдосконалення систе-ми розробки. Зміни, внесені в систему розробки для підвищення активності виро-бітку запасів нафти різних ділянок і зон, фіксуються на формі характеристик
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витиснення, бо змінюється харак​тер динаміки обводнення продукції.
Ця особливість характеристик витиснення використовується у практиці розробки наф​тових родовищ для кількісної оцінки заходів підвищення її ефективності.
Характеристики витиснення можна поділити на два види: інтегральні та диференціюй. Інтегральні характеристики витиснення стійкі, слабо реагують на випадкові короткочасні зміни процесів розробки родовища та змінюють свою форму лише при суттєвих змінах про​цесу вилучення нафти у великих об'ємах пласта, що розробляється. Диференціюй ха​рактеристики витиснення включають такі величини, як поточний видобуток нафти, об​воднення продукції або водонафтовий фактор. Вимагають вони дуже точної обробки да​них свердловин та покладів і результатів їх експлуатації, "відсіювання" випадкових факторів при їх побудові та використанні для визначення ефективності методів підвищення нафтовилу чення.
Основною ознакою використання інтегральної характеристики витиснення для експлу​атації на прогнозний період є прямолінійний характер на кінцевій ділянці до моменту впро​вадження гідродинамічного процесу підвищення нафтовилучення на даному об'ємі. Цим і пояснюється широкий спектр видів інтегральних характеристик витиснення, що запропо​новані різними дослідниками. Кожна з них залежно від конкретних умов та особливостей процесу розробки і вироблення нафти може виявитись найбільш придатною для застосу​вання.
Характеристики витиснення можуть застосовуватись для оцінки ефективності практич​но всіх методів гідродинамічної дії на продуктивні пласти, за винятком, можливо, підгазових зон газонафтових об'єктів розробки.
Слід мати на увазі, що зміна форми характеристики витиснення може бути пов'язана як із залученням в активну розробку недренованих або слабодренованих запасів нафти в ту​пикових, глухих закуткових зонах, окремих прошарках, лінзах, так і з перерозподілом відбору рідини і закачування води на свердловинах, тобто гідродинамічна дія може мати вплив як на кінцеве нафтовилучення, так і на початкове.
При оцінці технологічної ефективності заходів слід використовувати результати поточ​ного геолого-промислового аналізу з метою визначення запасів нафти, що додатково вво​дяться в розробку при зміні системи дії, буріння самостійних свердловин на окремі прошар​ки, лінзи, слабодреновані або застійні зони.
Оскільки величини запасів нафти в цих зонах, головним чином, невеликі порівняно із запасами нафти у покладі, то вплив на введення їх в активну розробку може бути слабо-замітним на формі характеристики витиснення. У цих випадках об'єми видобутку нафти, що отримані із додатково введених у розробку балансових запасів нафти, повинні визнача​тись окремо і повністю відноситись до гідродинамічного методу дії.
Для вивчення кількісної ефективності гідродинамічних методів підвищення поточного і кінцевого нафтовилучення можуть використовуватись характеристики витиснення різного виду, основними з яких є такі:
[image: image1346.png]Q0,/Q, = A+ BQ,:



 (6.57)
[image: image1347.png]Qu=A+B/Qy



 (6.58) 
[image: image1348.png]A+ BN




 (6.59) 
[image: image1349.png]Qu=A+BQ,



 (6.60) 
[image: image1350.png]0, =A+ Bg,/q,;



 (6.61) 
[image: image1351.png]0,=A+ BInQ,



 (6.62)
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[image: image1352.png]Qu=A+ BnG,;



 (6.63) 
[image: image1353.png]Q, = A+ BIn(g,/qy):



 (6.64) 
[image: image1354.png]0/ Q= A+ B,



 (6.65) 
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 (6.68)
де [image: image1358.png]2 Gy Q)



- нагромаджений з початку розробки видобуток нафти, води, рідини; [image: image1359.png]2y



,[image: image1360.png]


, [image: image1361.png]dn



 - видобуток нафти, води, рідини за роки розробки; А, В, С, а, [image: image1362.png]


- коефіці-єнтти, що виз​начаються статистичною обробкою фактичних даних розробки; [image: image1363.png]


- середньорічна частка нафти в продукції, що видобувається;[image: image1364.png]o



- річний видобуток нафти за перший рік періоду, що розглядається;[image: image1365.png]


- час, роки.
Інтегральні характеристики витиснення (6.58), (6,59) та (6.62) і диференційні харак​теристики витиснення типів (6.66) - (6.68) є найбільш простими і зручними при "ручній" обробці даних для визначення ефективності гідродинамічної дії. Інші види характеристик витиснення для "ручної" обробки фактичних даних вимагають більших обсягів обчислень, або використання різних величин і коефіцієнтів.
Диференційні характеристики витиснення типу (6.67) і (6.68) для визначення базового варіанту або визначення ефективності гідродинамічної дії рекомендується застосувати в період безводного видобутку нафти.
Вказані вище методи можна використовувати для розрахунків видобутку нафти, задаю​чись темпом росту обводнення продукції.
Прогноз процесу обводнення покладу нафти можна отримати шляхом екстраполяції ди​наміки обводнення в часі або розрахунком за методом Дікстра-Парсона.
Перш ніж перейти до опису розрахунків обводнення нафтового покладу Дікстра-Парсо​на, слід зауважити, що всі аналітичні методи визнають принаймі чотири допущення:
1.  Неоднорідний за проникністю пласт зображається серією однорідних про-шарків різної   проникності. Розрахункова характеристика   неоднорідного   пласта   в цілому прирівнюється до суми розрахункових характеристик окремих прошарків.
2. Між прошарками не існує гідродинамічного зв'язку.
3. Приймається поршневе витиснення нафти водою.
4. Гравітаційний ефект не враховується.
На доданок до цих допущень метод Дікстра-Парсона визнає, що фактичні дані за аб​солютною проникністю описуються нормальним законом імовірного розподілу цього па​раметра.
Коефіцієнт варіації проникності. Для оцінки впливу пошарової неоднорідності за про​никністю на прогноз заводнення Дікстра і Парсон застосували загальновідомий логнор-мальний розподіл проникності пласта-колектора. Запропонований авторами термін "ко​ефіцієнт варіації проникності" часто називається ще "варіацією проникності". Статистично коефіцієнт варіації проникності визначається залежністю[image: image1366.png]


, де[image: image1367.png]


—величина стандартного відхилення;[image: image1368.png]


- математичне очікування величини х.
При нормальному розподілі величина[image: image1369.png]


є такою, що 15,9% зразків мають значення [image: image1370.png]=1



 менше, ніж[image: image1371.png]


, а 84,1 % зразків мають значення[image: image1372.png]


менше, ніж[image: image1373.png]



Для знаходження вихідних величин Дікстра і Парсон запропонували розташувати ве​личини проникностей, які отримані за даними дослідження кернового матеріалу в порядку зниження їх абсолютних значень. Ці значення наносять на графік, на осі абсцис якого
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відкладається частка загальної кількості зразків з більш високою проникністю, а на осі ор​динат - проникність зразків.
У цьому випадку коефіцієнт варіації проникності
[image: image1374.png]V=& -RKa)/R




де [image: image1375.png]


- середня проникність, тобто величина проникності з імовірністю 50%;[image: image1376.png]


- про​никність для 84,1 загального числа зразків.
Витиснення нафти водою, яка повністю заміщає нафту. Розглянемо паралельностру-меневу течію нафти, яка витісняється до прямолінійної галері! під напором води, що надхо​дить у пласт.
На рис. 6.11 ,а зображена в плані схема пласта, через який рухаються дві рідини.
Тиск на контурі та на вибої галереї приймають постійними. Визначимо граничні умови для кожної області з рухомою межею на контурі нафтоносності.
Для води
Р =[image: image1377.png]


  при   [image: image1378.png]r=r.=1



,;   Р =[image: image1379.png]P



 при [image: image1380.png]


 

Для нафти
Р =[image: image1381.png]P



 при [image: image1382.png]r=r =yr



;   Р =[image: image1383.png]


 при [image: image1384.png]


= 0.
Для одномірного потоку рідини в пласті, керуючись законом Дарсі, можна записати
(Р -[image: image1385.png]


)/([image: image1386.png]


-[image: image1387.png]


) = ([image: image1388.png]


')/([image: image1389.png]


-[image: image1390.png]r



) або Р =[image: image1391.png]r—r "
P4+ T (Py — P,



 Ця умова справед​лива для області, що зайнята водою.
Для нафтової області (Р -[image: image1392.png]


)/(.[image: image1393.png]


) =[image: image1394.png]r/r



, або Р =[image: image1395.png]Lipr —
P+ (P - P).




На водонафтовій межі маємо умови рівності швидкостей фільтрації, що дає змогу запи​сати
[image: image1396.png]



де К - абсолютна проникність пласта;[image: image1397.png]


- відносна фазова проникність. На основі формул (6.6І) - (6.63) маємо
[image: image1398.png]


 (6.69)
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Рис.6.11. Схеми пласта (а) і двопрошаркового пласта (б), через які рухаються дві  рідини
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Таким чином підставляючи отриманий розв'язок в рівняння (6.69), маємо формулу для визначення швидкості пересування межі розділу фаз:
[image: image1402.png]APy — Po)

;:—(L—r’)+

[




Такий вираз отриманий і запропонований при закачуванні води в одинокий пласт. Дікстра і Парсон поширили цей вираз на поклад, який складається з п прошарків, що розділені непроникними перегородками. Всередині кожного прошарка, таким чином, при​пускається поршневе витиснення із швидкістю, яка залежить від поточного знаходження фронту витиснення.
Подальший хід міркувань Дікстра і Парсона зводиться до таких суджень. Припустимо, що пласт складається з двох прошарків однакової товщини, але різної проникності (рис. 6.11,6).
Позначимо час прориву води у першому прошарку через[image: image1403.png]


За цей час межа розділу фаз у першому прошарку перемістилась на величину[image: image1404.png]



Для знаходження[image: image1405.png]


можна записати
[image: image1406.png]}[ﬂ.Z. #all — Z1)] €2
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За цей час фронт води у другому прошарку переміститься на відстань[image: image1407.png]Zy



, що дає змогу записати
[image: image1408.png]TN Ll = Zl)]’;tz:
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Порівнюючи ці два вирази і проводячи відповідні математичні перетворення, отримуємо
[image: image1409.png]AN

M-
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де    [image: image1410.png]



За аналогією можемо записати
[image: image1411.png]/Ky





Таким чином, отримана залежність, яка дає змогу визначити ступінь охоплення пласта заводненням:
[image: image1412.png]


 (6.70)
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де п - загальне число прошарків; т - число прошарків, які обводнились. Тоді водонафто-вий фактор
[image: image1413.png]


 (6.71)
Залежності (6.70) і (6.71) були перетворені для випадку, коли пласт складається із про​шарків різної товщини. Тоді для визначення коефіцієнта охоплення пласта заводненням можна скористатись залежністю
[image: image1414.png]Boa = 2h.+ _lzh«M VITE RO =Ry )
2l‘,h.




а для визначення водного фактора - формулою
[image: image1415.png]a+l
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Знаючи величину водонафтового фактору, можна знайти обводнення продукції
[image: image1416.png]hel-1om

Fa



 (6.72)
де [image: image1417.png]


- обводнення продукції, частки одиниці.
Наведена методика при всій своїй простоті та широті охоплення багатьох фізичних явищ, які відбуваються у пласті, розрахована для використання її до колекторів, що представлені на​бором ізольованих один від одного прошарків однорідних за проникністю.
У нафтових пластах не існує такого варіанту, реальні прошарки слід розглядати як "умовно однорідні" з виділенням у них лише зон з різними колекторськими властивостя​ми і продуктивністю. Запропоновану методику слід розглядати як ще один варіант враху​вання неоднорідності при оцінці охоплення пласта дією на нього при його розробці з підтриманням пластового тиску.

Основні принципи та умови розробки нафтових родовищ Російської Федерації та США. За всю світову історію розвитку нафтової промисловості США були попереду інших країн за видобутком нафти (113 років). Тільки в 1975 році СРСР випередив США з видо​бутку нафти за рахунок відкриття крупних за запасами високопродуктивних родовищ (Туймазинське, Ромашківське, Бавлінське, Арланське, Муханівське, Усть-Балинське, Са-мотлорське, Мамонтовське, Узеньське, Тенгізське та ін.) та застосування ефективних сис​тем дії на пласти шляхом заводнення.
На нафтових родовищах США експлуатаційні свердловини розташовані в середньому в 4-5 разів більш при щільних сітках ніж на родовищах Урало-Поволжжя і Західного Сибіру. За даними ВНИИнефть, у США близько 50% родовищ розробляється при щільності сітки менше 16 га/ свердловину, 37% - при 16-25 га/св. В останні роки у США є тенденція
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розрідження сітки свердловин і встановлена мінімальна площа 16 га/св. і максимальна - 64 га/св.
Розбурювання родовищ здійснюється у більшості випадків за правильними геометрич​ними сітками, з високими темпами, одностадійно.
На більшості родовищ Російської Федерації обгрунтованим є двостадійне розбурюван-ня. Середній дебіт нафти у СІЛА на порядок нижчий ніж у РФ або Україні.
Таблиця 6.3
	Країна, район, штат
	Виробленість запасів нафти (виснаження), %

	
	10
	30
	50
	70

	РФ
	
	
	
	

	Татарстан
	2,7
	4,25
	4,02
	2,8

	Башкортостан
	4,25
	5,86
	4,4
	2,6

	Куйбишевська область
	4,8
	6,44
	5,0
	3,2

	СІЛА
	
	
	
	

	Техас
	8,9
	3,7
	3,8
	3,8

	Каліфорнія
	4,7
	3,9
	3,3
	2,8

	Луїзіана
	2,2
	3,7
	4,6
	~


Таблиця 6.4
	Показники розробки 
	Волго-Уральська область
	США

	
	Групи родовищ
	Всі родо​вища
	

	
	крупні
	середні
	малі
	
	

	Сумарний видобуток нафти за перші 10 років розробки, % від початко​вих видобувних запасів 
	18,3
	46,5
	32,3
	38,2
	29

	Час видобутку 50 % початкових видо​бувних запасів нафти, роки 
	18
	11
	10
	13,2
	16

	Максимальний річний видобуток нафти, % від початкових видобув- 
	5,3
	7,7
	8,5
	7,3
	5

	них запасів 
	
	
	
	
	

	Сумарний видобуток нафти до року максимального видобутку, % від початкових видобувних запасів 
	31,4
	23,5
	20,7
	25,3
	30

	Час досягнення максимального видо​бутку нафти, роки 
	13,7
	6,3
	5,4
	8,8
	11


Темпи розробки нафтових родовищ Урало-Поволжжя також вищі, ніж на родовищах США (табл.6.3 і 6.4). З наведених даних можна зробити такі висновки:
-темпи розробки нафтових родовищ Урало-Поволжжя вищі ніж основних нафтови​добувних штатів США;
- темпи розробки крупних родовищ Урало-Поволжжя приблизно однакові з родовища​ми США, а з деяких показників навіть нижчі;
-  на ранній стадії розробки (перші 2-3 роки) темпи видобутку нафти на родовищах США в середньому вищі, ніж на родовищах РФ, і досягнуті за рахунок інтенсивного розбу-рювання та введення в експлуатацію нових свердловин;
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- після відбору 70-75 % видобувних запасів, тобто в завершальній стадії розробки, тем​пи нафтовидобутку на родовищах США вищі ніж у РФ.
Основні принципи розробки нафтових родовищ РФ та США наведені в табл. 6.5
Таблиця 6.5
	Принципи, умови 
	РФ 
	США 

	Початок заводнення 
	3 початку розробки 
	Закачка води, газу після розробки на природних режимах 

	Стратегія (порядок розбурю-вання) 
	Багатостадійне, розділення об'єктів та згущення сітки за рахунок буріння резервних свердловин 
	Одностадійне, деколи зі згу​щенням сітки (двох-етапне) 

	Система розташування свер​дловин 
	Нерівномірна багаторядна: 30-56 га/св спочатку; 18-30 га/св наприкінці роз​робки 
	Рівномірна (квадратна, три​кутна), середня 8 га/св, а з 60-х років до 32-64
га/св 

	Система заводнення 
	Внутрішньоконтурна, бло​кова, площова 
	Рівномірна з граничною інтенсивністю - п'яти- та семиточкова 

	Технологія заводнення 
	Підвищені тиски закачки -(10-24 МПа), циклічна дія, зміна напрямків по​токів закачки води 
	Високі тиски закачки (15-35 МПа) : водогазові суміші 

	Відключення свердловин 
	Зовнішні ряди при обвод​ненні 80%, внутрішні -при 95-98% 
	При граничному обводненні продукції 

	Темп розробки 
	Не лімітується (немає за​лежності нафтовіддачі від темпу розробки) 
	Обмеження економічно-кон'юнктурного характе​ру (норма видобутку нафти) 

	Щільність сітки свердловин та нафтовіддача при за​водненні 
	Нафтовіддача мало зале​жить від щільності сітки свердловин в однорідних пластах, істотно - при пе​реривчастості та системі впливу 
	Слабкий вплив щільності сітки свердловин на наф-товідцачу. При середній щільності 8 га /св наф​товіддача в країні низька 

	Водонафтові зони 
	Незалежні системи розроб​ки у випадку широких водонафтових зон 
	Умови розробки водонафто​вих зон аналогічні роз​робці нафтових зон 

	Багатопластові об'єкти 
	Спільний видобуток нафти, роздільне закачування води. Поєднання ліній закачки води у плані. Розділ об'єктів 
	Роздільний видобуток нафти та закачування води, за​безпечення закачування в декілька горизонтів в одній свердловині 
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Продовження табл. 6.5
	Принципи, умови 
	рф 
	США 

	Нафтогазові родовища 
	Досвід розробки обмежений. 

Бар'єрне заводнення для 
	Бар'єрне заводнення  з  поверненням газу в газову  шапку. Рециркуляція сухого газу в фіаст 

	 
	
	

	 
	покладів з широкими підгазовими зонами 
	

	 
	
	

	Область застосування заводнення 

 
	Колектори проникністю понад 10·10-3  мкм2. 

В'язкість нафти < 25-30 

мПа· с 
	Проникність  колекторів  до  (5-10)·10-3  мкм2, в'язкість  нафти до   100-200  мПа·с 

	Джерела води для заводнен- 

ня 

 
	Прісна,    морська,    з    підземних горизонтів, стічні  та промтоварні води нафтопромислів 
	Морьска, прісна, стічна з обробкою інгібітор-рами, бактерицидами, солями 
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Глава 7 
Розробка газових і газоконденсатних родовищ
7.1. Режими родовищ природних газів
Родовища природних газів можуть розроблятися на режимах виснаження пластової енергії (природних режимах) або з повним чи частковим підтриманням пластового тиску шляхом закачування в продуктивні пласти газу, води, пари, розчинів різних речовин і вуг​леводневих розчинників (штучних режимах).
При розробці родовищ на виснаження, без уведення в пласт з поверхні додаткової енергії, трапляються два режими: газовий і водонапірний.
При газовому режимі приплив газу до вибою свердловини відбувається під дією енергії тиску самого газу. Газовий режим характеризується тим, що при відборі газу з родовища початковий контур газоносності залишається нерухомим або наявне незначне проникнення в газонасичену частину пласта крайової чи підошовної води, яке не чинить помітного впли​ву на процес розробки. У міру зниження пластового тиску газонасичений поровий об'єм може зменшуватися у випадку колекторів, що деформуються, і в результаті випадіння у пласті вуглеводневого конденсату, збільшуватися внаслідок випаровування зв'язаної води, усадки залишкової нафти і розкладання гідратів в газогідратних родовищах або залишатися постійним. Газовий режим переважно спостерігається в екранованих (замкнутих) пластах, а також при розробці родовищ природних газів, приурочених до водонапірного басейну об​межених розмірів або з погіршеними колекторськими властивостями пластів (проявом гра​ничного градієнта тиску) в зоні газоводяного контакту.
Більшість родовищ газу розробляється в умовах водонапірного режиму. При водо​напірному режимі газ припливає до вибою свердловин як за рахунок пружної енергії стис​нутого газу, так і за рахунок напору крайової або підошовної води. Надходження в родови​ще пластової води супроводжується переміщенням газоводяного контакту, що приводить до зменшення газонасиченого перового об'єму і скорочення площі газоносності. Залежно від геологічної будови родовища і умов відбору газу активність прояву водонапірного режиму може бути різною. При повній компенсації відбору газу припливом законтурної води пла​стовий тиск в процесі розробки родовища залишається постійним і видобуток газу з пори​стого середовища проходить виключно за рахунок напору пластової води. Цю різновидність водонапірного режиму називають жорстководонапірним режимом. У переважній більшості випадків розробка родовищ, приурочених до пластових водонапірних систем, відбувається при спадаючому пластовому тиску, в умовах прояву пружних властивостей пористого сере​довища і насичуючих його води і газу. Сили пружності колектора і води відіграють неістотну роль порівняно з іншими джерелами пластової енергії. Тому, виходячи з прийня​тої класифікації режимів по головному (переважаючому) виду енергії, режим розробки га​зових родовищ при спадаючому тиску слід визначати як водонапірний замість терміну пружноводонапірний, який часто застосовується.
Переважно в початковий період розробки газового родовища, приуроченого до пласто​вої водонапірної системи, тиск падає як при газовому режимі. Тривалість даного періоду збільшується з ростом розмірів родовища (площі газоносності), темпу відбору газу і змен​шенням проникності продуктивнх відкладів, особливо в законтурній частині родовища. Сповільнення надходження води в газове родовище може бути також пов'язано з проявом граничного градієнта тиску у водоносному пласті, розгазуванням пластової води при зни​женні тиску, погіршенням проникності пористого середовища в області початкового конту​ру газоносності, розбуханням глин в слабоглинизованих колекторах при контакті їх з кон-
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турною водою. Досвід розробки газових родовищ свідчить, що помітний прояв водо​напірного режиму починається після зниження пластового тиску на 3-30 % від початкового значення. З промислової практики також відомі випадки, коли вода надходила тільки на за​ключній стадії розробки родовищ.
При уведенні в пласт з поверхні додаткової енергії реалізуються газовий або водо​напірний режими та їх поєднання. У випадку часткового підтримання пластового тиску ро​довище розробляється на змішаному режимі. В процесі відбору вуглеводнів родовище може послідовно розроблятися на різних режимах.
Визначення режиму за промисловими даними. Для оцінки режиму розробки родовища і особливостей його прояву за промисловими даними будують залеж-ність приве​деного середнього пластового тиску від сумар-ного відбору газу [image: image1418.png]Pt YZ(Py,)
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— середньозважений за поточним газонаси-ченим об'ємом перового простору родовища тиск в момент часу[image: image1421.png]
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— ко-ефіцієнт надстисливості газу при пластовій температурі й тиску[image: image1423.png]
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— сумарний (нагромаджений) видобуток газу з родовища на момент часу [image: image1425.png]


 приве-дений до стандартних умов.
	[image: image1426.png]()zf()"




Рис.7-1. Характерні залежності
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 для газового по-кладу: 1-при газовому режимі та відсутності деформації колектора; 2 - при га​зовому режимі у випадку деформації колектора; 3-5,7.8- при водонапірному режимі й осередненні пластово-го тиску в межах поточного контура газонос-ності; 6-при водонапірному режимі й осеред-ненні пласто​вого тиску за початковим газонасиченим поровим об'ємом


Для газового режиму у випадку нестисливих колекторів названа залежність є пря​молінійною і відтинає на осі абсцис відрізок, який відповідає початковим запа-сам газу (рис.7.1, лінія 1). Для колекторів, що деформуються при зменшенні плас-тового тиску, ця залежність розміщується вище відповідної лінії при відсутності деформації порід (крива 2), що пояснюється зменшенням в часі порового об'єму покладу. При [image: image1429.png]Poa()



 =0 лінії 1 і 2 сходяться в одну точку.
При водонапірному режимі ця за​лежність в початковий період відбору газу практично збігається з лінією га​зового режиму. Надход-ження води в газонасичену части-ну пласта сповільнює темп падін-ня пластового тиску. Тому з пев-ного моменту часу дана залеж-ність для водонапірного ре​жиму відхиляється від прямої лінії для газового режиму і розміщується вище (крива 3). У заключний пе-ріод відбору газу в зв'язку зі змен-шенням запасів газу в газонасиче-ній частині пласта і викликаного цим зростанням темпу падіння пластового тиску крива 3 перети-нає лінію газового режиму і на​далі проходить нижче, відтинаючи на осі абсцис (відносно лінії газового ре​жиму) відрізок, який відповідає, кількості защемленого газу в обвод​неній зоні.
Зменшення темпу відбору газу в заключний період розробки родовища може призвести до стабілізації пластового тиску (крива 4) або навіть до його збільшення (крива 5) за рахунок зро​стання ступеня компенсації відбору газу припливом законтурної води.
При невеликих розмірах родовища, високій активності пластових вод і низьких темпах відбору газу тиск в процесі розробки, після зниження на деяку величину, може надалі зали​шатись постійним, близьким до початкового значення (крива 8).
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У практиці розробки газових родовищ трапляються випадки, коли залежність [image: image1430.png]Pox(tVZ (P
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 є прямолінійною і при водонапірному режимі (крива 7). Однак вона розміщується вище лінії газового режиму 1.
При усередненні поточного пластового тиску в межах початкового газонасиченого поро-вого об'єму (початкового контуру газоносності) названа залежність характеризується лінією 6 і розміщується вище лінії газового режиму 1 і кривої 2 для водонапірного режиму, яка відповідає усередненню пластового тиску в межах поточного контуру газоносності.
У зв'язку з тим, що при водонапірному режимі можливі різні залежності [image: image1432.png]Pon(tYVZ (Pyy)
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, в тому числі пряма лінія 7, то для встановлення режи-му родовища і закономірностей обводнення продуктивних відкладів використову-ють додаткові дані. Вони включають таку інформацію: дані про зміну в часі плас-тового тиску (положення статичного рівня води) і вибійної температури в п'єзо-метричних свердловинах; результати промислово-геофізичних досліджень видобу-вних і контрольних свердловин для визначення поточного положення контура га-зоносності та виділення в продуктивному розрізі газонаси-чених і обводнених ін-тервалів; дані про зміну в часі дебітів газу і води, водного фактора, мінералізації і складу пластової води; результати газогідродинамічних досліджень свердло​вин при стаціонарних і нестаціонарних режимах фільтрації; дані про зміну в часі пито-мого видобутку, складу і фізико-хімічних властивостей вуглеводневого конденсату.
Про прояв водонапірного режиму свідчать зменшення тиску (рівня води) і збільшення вибійної температури в п'єзометричних свердловинах, переміщення (підйом) газоводяного контакту, обводнення свердловин, зростання водного фактора, дебітів і добового (місячного) видобутку попутної пластової води, збільшення ії мінералізації і вмісту іонів хлору, калію та інших компонентів. У випадку газоконденсатних родовищ, які розробляються в умовах ре​троградної конденсації вуглеводневої суміші, обводненню свердловин передує збільшення густини, в'язкості та питомого видобутку конденсату в цих свердловинах. Про наближення конденсату до свердловини можна також судити з викривлення кінцевої ділянки кривої відновлення вибійного тиску, обробленої в наггівлогарифмічний системі координат.
7.2. Особливості проектування розробки родовищ природних газів
Системи розробки газових і газоконденсатних родовищ. Під системою розробки газо​вого чи газоконденсатного родовища розуміють сукупність взаємопов'язаних інженерних рішень, які включають виділення експлутаційних об'єктів, послідовність і темп їх розбурю-вання, застосування методів дії на пласти з метою збільшення їх газонафтоконденса-товіддачі, розміщення на площі газоносності та структурі необхідної кількості видобувних, спостережних, п'єзометричних і контрольних -(геофізичних) свердловин, порядок уведення їх в експлуатацію і підтримання певних, допустимих технологічних режимів роботи, уп​равління процесами руху газу, нафти, конденсату і води в пласті, застосування відповідної системи збору і промислової обробки свердловинної продукції, охорону надр і довкілля.
Розробка родовищ природного газу може здійснюватися тільки з використанням при​родної енергії (тиску газу і напору пластової води) чи з підтриманням пластового тиску. Си​стеми з підтриманням пластового тиску розрізняють за видом робочого агенту, схемою і послідовністю закачування його в пласт і рівнем підтримуваного пластового тиску.
На багатопластових родовищах з декількома експлуатаційними об'єктами можливі сис​теми одночасної (роздільної і спільно-роздільної) і послідовної (зверху вниз і знизу вверх) розробки окремих об'єктів.
Розрізняють також пасивні й активні системи розробки.Якщо на газовому чи газокон​денсатному родовищі експлуатуються тільки видобувні свердловини і не застосовуються ме​тоди впливу на фільтраційні процеси, то таку систему класифікують як пасивну. Пасивні системи в більшості випадків характеризуються низькими коефіцієнтами вуглеводневіддачі та невисоким народногосподарським
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ефектом. Суть активних систем полягає в тому, що для кожного родовища виявляють фактори, які негативно впливають на процес його роз​робки. Далі розробку родовища організовують таким чином, щоб усунути чи зменшити не​гативний вплив окремих факторів або навіть використати їх для підвищення коефіцієнта вуглеводневіддачі. Крім систем розробки газоконденсатних і нафтогазоконденсатних родо​вищ з підтриманням пластового тиску, до активних також належать технологія регулюван​ня просування пластової води в газові поклади в умовах природного водонапірного режиму, технологія забезпечення динамічної рівноваги газонафтового і водонафтового контактів при розробці нафтогазоконденсатних родовищ з підошовною водою, технологія попередження змикання тріщин і від'єднання від дренування щільних матриць породи в продуктивних пластах з підвищеною деформацією та ін.
У кожному конкретному випадку вибір раціональної системи розробки родовища при​родного газу і облаштування промислу проводиться на основі газогідродинамічних і техніко-економічних розрахунків.
Характерні періоди розробки газових і газоконденсатних родовищ. В теорії і практиці розробки родовищ природних газів залежно від зміни в часі темпів відбору газу виділяють три періоди: зростаючого видобутку газу, постійного видобутку газу або стабілізації відборів і спадаючого видобутку газу.
В перший період здійснюється інтенсивне розбурювання і облаштування родовища з ви​водом його на запланований рівень постійного видобутку газу. Він продовжується від 1—2 до 7—11 років (7 років —Північно-Ставропільське родовище, 11 років — Шебелинське ро​довище). За період зростаючого видобутку відбирається 15—25 % газу від початкових за​пасів.
В період постійного видобутку газу продовжується буріння нових свердло-вин і облашту​вання промислу. Він триває до тих пір, поки дальше розбурювання родовища чи нарощу​вання потужності компресорної станції стає економічно неви-гідним. На кінець періоду відбирається 60—70 % початкових запасів газу і більше.
Період спадаючого видобутку газу характеризується практично незмінним в часі чис​лом видобувних свердловин або деяким їх скороченням внаслідок обводнення чи ліквідації за технічними і геологічними причинами. Проте в окремих випадках можливе буріння но​вих свердловин для виконання запланованих об'ємів видобутку газу чи підключення в роз​робку окремих зон, які недостатньо дренуються. Даний період продовжується до досягнення мінімального рентабельного рівня відбору газу з родовища.
При розробці середніх за запасами родовищ газу часто відсутній період постійного видо​бутку газу, а для незначних за запасами газових і газоконденсатних родовищ можуть бути відсутні як період зростаючого, так і період постійного видобутку газу.
Залежно від умов подачі газу в газопровід виділяють періоди безкомпресорної і компре​сорної експлуатації. В початковий безкомпресорний період газ подається в магістральний газопровід і далі до першої проміжної компресорної станції під своїм власним тиском. Тепер для дальнего транспорту газу використовують труби великого діаметру, розраховані на ро​бочий тиск 5,5 або 7,5 МПа. Коли в процесі розробки родовища тиск на виході з промислу стає нижчим від робочого тиску в магістральному газопроводі (5,5 або 7,5 МПа), вводять в експлуатацію головну компресорну станцію і надалі дотискуючі компресорні станції. На​стає компресорний період експлуатації. Безкомпресорний і компресорний періоди характе​ризують період промислової розробки родовища. При зменшенні тиску на виході з промис​лу до 0,15—0,2 МПа подачу газу в магістральний газопровід у більшості випадків припиня​ють, і газ використовують на місцеві потреби. Цей період розробки родовища називають заключним.
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Залежно від підготовленості родовища до розробки і ступеня його виснажен-ня розрізняють періоди дослідно-промислової експлуатації, промислової розробки і дорозроб-ки. В період дослідно-промислової експлуатації одночасно з подачею газу споживачеві про​водиться дорозвідка родовища, підрахунок запасів газу і підготовка вихідних даних для складання проекту розробки родовища. Тривалість періоду дослідно-промислової експлуа​тації родовища переважно не перевищує трьох-чотирьох років. В період промислової роз​робки родовища проводиться стабільне постачання конкретним споживачам газу та іншої продукції в заданих об'ємах. У цей період видобувається основна кількість газу. Період до-розробки родовища (заключний, завершальний) характеризується значною тривалістю, низькими дебітами свердловин, закономірним зменшенням в часі темпу відбору газу і рядом ускладнень в процесі експлуатації свердловин, що вимагає проведення додаткових геолого-технічних заходів для забезпечення їх стабільної роботи.
Для газоконденсатних родовищ виділяють періоди розробки на виснаження і з підтриманням пластового тиску. У випадку зворотньої закачки всього сухого газу в пласт період підтримання пластового тиску позначають як період консервації запасів газу. В да​ний період споживачеві подається тільки конденсат.
Розміщення свердловин на площі газоносності. При розробці родовищ природних газів застосовують такі системи розміщення видобувних свердловин на площі газоносності: рівномірне розміщення по квадратній або трикутній сітках при середній відстані між сверд​ловинами 700—1000 м; розміщення свердловин у вигляді кільцевих батарей або лінійних рядів; розміщення свердловин в центральній (купольній) частині покладу; розміщення свердловин у вигляді кущів, нерівномірне розміщення свердловин на площі газоносності.
До всіх систем розміщення свердловин на площі газоносності ставляться дві основні ви​моги. Свердловини потрібно розміщувати так, щоб забезпечити заданий відбір газу за яко​мога більший проміжок часу при найменших витратах і рівномірне зниження тиску по всьому пласту. У протилежному випадку утворюються зони пониженого тиску, в результаті чого доведеться передчасно вводити в експлуатацію головну (дотискуючу) компресорну станцію.
Під рівномірною сіткою розуміють таку систему розміщення свердловин на площі газо​носності, при якій в процесі розробки родовища тиск у будь-якій точці пласта зменшується приблизно на однакову величину і близький до середнього пластового тиску в покладі на відповідний момент часу. Геометричне рівномірне розміщення свердловин на площі газо​носності відповідає вказаній умові тільки при достатній однорідності пласта за колекторсь-кими властивостями. У випадку неоднорідних пластів для забезпечення однакового падіння тиску по площі газоносності необхідно, щоб підтримувалося співвідношення
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— коефіцієнт початкової газонасиченості і поровий об'єм пласта в зоні дренування і-ї свердловини;[image: image1438.png]an S,



- газонасичений поровий об'єм, який дренується j-ю свердловиною.
При змінних в часі дебітах газу в формулу (7.1) підставляється значення сумарного ви​добутку газу по і-й свердловині.
Виконання умови (7.1) приводить до геометричне нерівномірного розміщення свердло​вин на площі газоносності та в ряді випадків вимагає буріння невиправдано великої кількості свердловин на низькопроникних ділянках пласта, що може бути економічно не​вигідним.
Рівномірне розміщення свердловин рекомендується при розробці газових і газоконден​сатних родовищ в умовах газового режиму і значної однорідності продуктивного пласта за колекторськими властивостями. При інших рівних умовах воно забезпечує більш високі
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дебіти газових свердловин, ніж решта систем розміщення свердловин. Однак при рівномірному розміщенні свердловин збільшується довжина газозбірних мереж і промисло​вих комунікацій.
Системи розміщення свердловин на площі газоносності у вигляді кільцевих і лінійних батарей використовують при розробці газоконденсатних родовищ з підтриманням пластово​го тиску і застосовують на деяких підземних сховищах газу, а також на газових родовищах відповідної геометричної форми. Так, на Султангуловському газовому родовищі (Оренбур​зька обл.), сильно витягнутому в плані, видобувні свердловини були розміщені у вигляді лінійного ряду.
При розміщенні свердловин у вигляді кільцевих батарей і лінійних рядів ут-ворюються місцеві воронки депресії. В результаті швидше уводиться в експлуата-цію дотискуюча комп​ресорна станція і скорочується період використання природ-ної пластової енергії для низько​температурної сепарації газу. З іншого боку, при такій системі розміщення свердловин зменшується довжина газозбірних мереж і промислових комунікацій.
Розміщення свердловин в центральній (купольній) частині застосовують пе-реважно на невеликих за розмірами і запасами газу родовищах, для розробки яких достатньо декількох свердловин. Розміщення їх в центрі структури є найбільш раціональним.
На газових родовищах півночі Тюменської області застосовується кущове розміщення свердловин. Так, для розробки газоконденсатних покладів Ямбурзького родовища прийнято кущове розміщення свердловин по 2-16 свердловин в кущі з відстанню між свердловинами 40 м і між кущами — 3000 м. Свердловини похилі з відхиленням 1000—2500 м і розміщенням вибоїв по рівномірній квадратній сітці.Центральна частина Уренгойського ро​довища розбурена кущами свердловин по 3-5 свердловин в кущі. Відстань між свердлови​нами в кущі — 50—70 м і між кущами 1500—2000 м. Таке розміщення свердловин дик​тується поверхневими умовами. В зв'язку зі заболоченістю частини території промислу кон​центроване розміщення свердловин на порівняно невеликій площі прискорює освоєння родовища,значно скорочує капітальні вкладення в будівництво свердловин і систему облаш​тування родовища, створює умови для безгідратної експлуатації системи збору газу.
На практиці найбільш часто застосовується нерівномірне розміщення смерд-ловин зі згу​щенням в найбільш продуктивній зоні, якою переважно є центральна частина родовища, і розрідженням сітки свердловин в периферійних зонах. Така система розміщення дає змогу зменшити кількість "сухих" свердловин в процесі розвідки і дослідно-промислової експлуа​тації родовища і забезпечує високі відбо-ри газу з моменту введення родовища в експлуа-тацію. Надалі, в міру вивчення будови родовища, сітка свердловин в периферійній зоні мо​же бути ущільнена.
Необхідно підкреслити, що на сітку розміщення свердловин впливають рель-єф місцевості, населені пункти, сільськогосподарські угіддя, наявність доріг і вод-них басейнів. Тому строго рівномірного розміщення свердловин на площі газонос-ності практично не зустрічається. У зв'язку з можливістю реалізації різних систем розміщення свердловин на площі газоносності оптимальну систему слід вибирати на основі проведення га-зогідродинамічних і техніко-економічних розрахунків.
УкрНДІгазом рекомендується в першому наближенні вибирати кількість свердловин, виходячи із запасів газу, що припадають на одну свердловину: для великих родовищ за за​пасами газу — (1...2)х109м3, для середніх родовищ — 0,9·109 м3, для дрібних родовищ — 0,2·109 м3.
Розглянуті системи розміщення свердловин на площі газоносності застосовують при розробці газових і газоконденсатних родовищ в умовах газового режиму. Поширений по​гляд, що при водонапірному режимі для попередження передчасного обводнення свердло​вини слід розміщувати в центральній частині покладу. Згідно з рекомендаціями ВНДІгазу при водонапірному режимі відношення площі розбурювання до загальної площі газонос-
223
ності не повинно перевищувати 0,1—0,3 і тільки в окремих випадках досягати 0,5. Однак при цьому утворюється глибока депресійна воронка, що значно скорочує період безкомпре-сорної експлуатації родовища, а також погіршуються умови регулювання просування пла​стових вод.
З метою одержання високих значень коефіцієнта газовіддачі при водонапірному режимі необхідно так розміщувати свердловини на площі газоносності, щоб забезпечити дренуван​ня всього газонасиченого порового об'єму і регулювання просування пластових вод. Цим умовам найбільш відповідає нерівномірне розміщення свердловин зі згущенням в цент​ральній частині. Свердловини, розміщені в периферійній зоні, використовують як для видо​бутку газу, так в основному і для контролю за переміщенням газоводяного контакту. У міру обводнення їх переводять у видобувні з метою спільного відбору газу і води і тим самим регу​лювання просування пластових вод.
При розробці газоконденсатних родовищ з підтриманням пластового тиску розміщення на структурі нагнітальних і видобувних свердловин залежить від типу робочого агента, що закачується з поверхні, геометричної форми родовища в плані, активності законтурної во​донапірної системи і колекторських властивостей пласта. Під час закачування в пласт газо​подібного робочого агента можливі такі схеми розміщення нагнітальних і видобувних сверд​ловин. 1 .При значних кутах падіння пластів нагнітальні свердловини розміщують у вигляді батареї в купольній частині родовища, видобувні - також у вигляді батареї в пониженій, пе​риферійній частині структури. 2. У випадку активних пластових вод для попередження об​воднення видобувних свердловин їх розміщують в куполі структури, а нагнітальні свердло​вини - на периферії. З.При великих розмірах площі газоносності нагнітальні та видобувні свердловини розміщують рядами (батареями). 4. За малих кутів падіння пластів і відсутності активних пластових вод з метою підвищення коефіцієнта охоплення витісненням нагнітальні свердловини доцільно розміщувати на одному кінці структури, а видобувні - на протилежному. 5. При низькій проникності продуктивних відкладів застосо​вують площове розміщення нагнітальних і видобувних свердловин по п'яти- і семиточковій схемах.
Розміщення нагнітальних і видобувних свердловин на площі газоносності при закачу​ванні води в газоконденсатні пласти проводиться за аналогією з нафтовими родовищами. Можливі варіанти законтурного (приконтурного) заводнення, різні види середньоконтурно-го заводнення (блокове, склепінне, осередкове (локальне), площове та ін.), а також їх комбінації.
Крім видобувних і нагнітальних свердловин, в фонд газовидобувного підприємства входять також спостережні, контрольні (геофізичні), п'єзометричні та поглинальні свер​дловини.
Спостережні свердловини служать для контролю за зміною пластового тиску, конт​рольні (геофізичні) - для контролю за переміщенням газоводяного контакту по товщині та площі пласта -колектора .і зміною газонасиченості, поглинальні — для закачування підтоварних вод. П'єзометричні свердловини бурять за контуром газоносності, у водонаси-ченій частині пласта. В них проводять спостереження за зміною пластового тиску або рівня законтурної (підошовної) води і зміною вибійної температури. Для зменшення кількості свердловин на промислі спостережні та контрольні свердловини часто об'єднують в одну сітку, їх бурять в центрі кущів при батарейно-кущовому розміщенні свердловин, в зонах найменшої геологічної вивченості покладу і можливого просування пластових вод, біля тектонічних порушень, в окремих пластах при їх експлуатації єдиною сіткою свердло​вин. Поглинальні свердловини бурять в зоні кожної установки комплексної підготовки газу (УКПГ) чи використовують одну свердловину для декількох УКПГ. Загальна кількість спостережних, контрольних і п'єзометричних свердловин становить близько 10
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% видобувних. На родовищах з запасами газу до 5 млрд.м3 спостережні та п'єзометричні свердловини не бурять.
Технологічні режими експлуатації свердловин. Під технологічним режимом експлуа​тації газових (газоконденсатних) свердловин розуміють підтримання на вибої (гирлі) зада​них умов зміни в часі тиску (дебіту), які забезпечують безаварійну7 експлуатацію свердло​вин і дотримання правил охорони надр і довкілля. Іншими словами, технологічний режим характеризує ті обмеження, які накладаються на відбір газу зі свердловин.
Технологічний режим експлуатації свердловин залежить від типу і режиму розробки газового покладу, початкового пластового тиску, пластової температури, фізико-хімічних властивостей газу, фізико-літологічної характеристики продуктив-них пластів, конструкції свердловин, умов підготовки і подачі газу споживачеві. Він встановлюється за результатами дослідження свердловин методом стаціонар-них режимів фільтрації з врахуванням геолого-промислової характеристики покла-ду і умов збору, підготовки і транспорту газу. В процесі експлуатації свердловин технологічний режим регулюється штуцерами, які встановлюють​ся для кожної свердловини на гирлі або на вході в УКПГ, і протитиском газу в системі газозбору.
В практиці розробки родовищ природних газів відомі такі технологічні режими експлуа​тації свердловин.
1.  В початковий період розробки газових і газоконденсатних родовищ, коли кількість пробурених свердловин перевищує потрібну їх кількість або відбір газу зі свердловин обме​жується   тільки   пропускною  здатністю  колони  ліфтових   труб,   застосовують  режим постійного (заданого в часі) дебіту[image: image1439.png]
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= const. Даний режим експлуатації свердловин є тимчасовим, оскільки підтримання постійного дебіту супроводжується зростанням де​пресії на пласт. Коли вона досягає критичного значення для стійкості порід у привибійній зоні, переходять на інший режим експлуатації (постійного градієнта тиску на стінці сверд​ловини чи максимально допустимої депресії на пласт).
2.  В слабозцементованих породах найбільш раціональним технологічним режимом з точки зору одержання максимальних відборів газу є режим постійного градієнта тиску на стінці свердловини
[image: image1441.png]


 =С = const, (7.2)
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=В/2[image: image1448.png]


—для свердлови-ни,    досконалої    за    ступенем    і   характером    розкриття    пласта;  [image: image1449.png]p=p P /KF;



; [image: image1450.png]¥ =p5%
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 — для свердловини, недосконалої за ступе-нем і характером розкриття пласта; А, В — коефіцієнти фільтраційних опорів в рівнянні припливу газу до свердлови​ни; [image: image1451.png]


, [image: image1452.png]P o w6 min



— максима-льний дебіт газу і відповідний йому вибійний тиск, при яких колектор не руйнується; [image: image1453.png]


— радіус свердловини по долоту; [image: image1454.png]


— радіус зони дренування свердловини:[image: image1455.png]


— сумарна площа поверхні перфораційних каналів;[image: image1456.png]


— атмосферний тиск (0,1013 МПа); [image: image1457.png]


— коефіцієнт, який враховує звивистість порових каналів;[image: image1458.png]Per



— гу​стина газу при стандартних умовах; [image: image1459.png]


— в'язкість газу при вибійних тиску і температурі; К — коефіцієнт проникності привибійної зони пласта.
За результатами дослідження свердловини визначають [image: image1460.png]Gmax



 і [image: image1461.png]


, а також обчислюють параметри [image: image1462.png]


 і [image: image1463.png]


, за якими знаходять допустимий градієнт тиску на стінці свердло​вини С. Далі дебіт свердловини і вибійний тиск змінюють таким чином, щоб виконувалася умова (7.2).
При фільтрації газу за законом Дарсі умова (7.2) відповідає підтриманню по-стійної максимально допустимої швидкості фільтрації газу на стінці свердловини.
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3.  У зв'язку з невизначеністю параметрів[image: image1464.png]


 і[image: image1465.png]


, що пов'язано з відсутністю достовірної інформації про ступінь і характер досконалості свердловини, і складністю підтримання в промислових умовах постійного градієнта тиску на стінці свердловини, на практиці в пух​ких   колекторах   поширений   режим   максимально   допустимої   депресії   на   пласт [image: image1466.png]


 =[image: image1467.png]P {t) = P,6(t)



= const, де [image: image1468.png]Pra)



 — середній пластовий тиск в зоні дренування свердловини в момент часу t.
Режим граничної допустимої депресії на пласт застосовують також при експлуатації га​зових свердловин в пластах з підошовною водою.
4. При розробці газоконденсатних родовищ з підтриманням пластового тиску вище тис​ку початку конденсації вуглеводневої суміші рекомендується з метою зменшення пластових втрат конденсату і одержання високих дебітів газоконденсатної суміші експлуатувати видо​бувні свердловини на режимі постійного вибійного тиску [image: image1469.png]Pont



=[image: image1470.png]s(Z )



= const. Величина вибійного тиску вибирається рівною або більшою від тиску початку конденсації, а при поло​гих ізотермах пластових втрат конденсату можливе деяке зменшення вибійного тиску ни​жче тиску початку конденсації.
5. На заключній стадії розробки газових родовищ для забезпечення не обхід-них умов ро​боти   установок   низькотемпературної   сепарації   газу,   дального   транспорту   газу   по магістральному газопроводу при відсутності дотискуючої компресорної станції чи затримки ЇЇ будівництва і при безштуцерній експлуатації свердловин у випадку подачі газу місцевим споживачам застосовують режим заданого тиску на гирлі свердловини [image: image1471.png]Py=Pyt)



= const.
6. При наявності в газі компонентів, які викликають корозію обладнання стовбура і гир​ла свердловини (СО2, H2S, кислоти жирного ряду), відбір газу обмежують максимально до​пустимою швидкістю руху газу у верхньому поперечному перерізі колони ліфтових труб, при якій лінійна швидкість корозії має допустиме значення[image: image1472.png]W, = W/(t)



= const.. Згідно з результатами лабораторних і промислових досліджень, при швидкості газового потоку мен​ше 11 м/с лінійна швидкість корозії, обумовлена присутністю в газі СО2, не перевищує 0,1 мм/рік, а у випадку застосування інгібіторів корозії не відбувається зриву захисної плівки інгібітора з внутрішньої поверхні труб.
7. Для продовження періоду стабільної роботи газових свердловин в умовах обводнення і ретроградної конденсації вуглеводневої суміші за рахунок викорис-тання природної енергії пластового газу необхідно забезпечити повний і безпере-рвний винос на поверхню всієї рідини, яка надходить з пласта і випадає з газу в стовбурі (вода і вуглеводневий конденсат), при мінімальних втратах тиску в колоні ліфтових труб.
Для цього рекомендується експлуатувати свердловини при дебітах, які не нижче мінімально необхідних для виносу рідини з вибою:
[image: image1473.png]42 Gy



 (7.З)
Величина [image: image1474.png]


 знаходиться за відповідними формулами залежно від конструкції ліфта і геолого-промислової характеристики свердловини.
Умову (7.3) можна також застосовувати при експлуатації газових свердловин в пухких колекторах для виносу з вибою на поверхню твердих частинок заданого діаметра й густини.
8. При експлуатації газових свердловин в районах багаторічномерзлих порід з низькими пластовими температурами можливе гідратоутворення у привибійній зоні пласта внаслідок ефекту дроселювання газу, а також у стовбурі свердловини за рахунок теплообміну газу з навколишніми породами при малих дебітах і ефекту Джоуля-Томсона при великих дебітах газу. З метою попередження гідратоутворення рекомендується обмежувати депресію на пласт величиною безгідратної депресії, при якій температура на вибої свердловини не змен​шується до рівноважної температури гідратоутворення, а дебіт газу вибирати в діапазоні безгідратних дебітів, при яких гідрати в стовбурі свердловини не утворюються.
226
9. Під час розробки газоконденсатних родовищ з нафтовими облямівками технологічні режими експлуатації видобувних газових і нафтових свердловин необхідно вибирати таки​ми, щоб забезпечити динамічну рівновагу газонафтового контакту, наприклад, проводити ступінчасту зміну дебітів нафти або газу чи обох одночасно, підтримуючи їх постійними протягом певних інтервалів часу, за які межа розділу газ-нафта досягає заданих крайніх верхнього і нижнього положень.
10.  У випадку неоднорідних колекторів при розробці газових і газоконден-сатних родо​вищ в умовах газового режиму з метою максимізації коефіцієнтів газо- і конденсатовіддачі необхідно мінімізувати непродуктивні втрати тиску. Це дося-гається розподілом заданого відбору вуглеводневої суміші між окремими свердло-винами і регулюванням їх дебітів в про​цесі розробки родовища.
До інших факторів, які обмежують дебіти свердловин, відносяться вібрація наземного обладнання при високих дебітах, що може призвести до руйнування арматури від утоми, різний ступінь стійкості до руйнування пластів у випадку багатопластових покладів та Ін.
Технологічний режим роботи свердловини, встановлений з врахуванням того чи іншого визначального фактору чи групи факторів, змінюється в процесі розроб-ки родовища. Зміна технологічного режиму зумовлюється зміною того фактору, за яким був встановлений да​ний режим, або виникненням і впливом нових факторів на даному етапі розробки, які з так званих пасивних переходять в активні.
На вибір технологічного режиму можна активно впливати застосуванням методів інтенсифікації роботи газових свердловин. До них належать кріплення порід у привибійній зоні пласта піщано-цементною сумішшю, смолами, пластмасами і обладнання вибою сверд​ловин фільтрами в нестійких колекторах, установка цементних мостів і штучних екранів при наявності підошовної води, кислотні обробки та ін. з метою збільшення проникності порід і залучення до дренування всього продуктивного розрізу, застосування інгібіторів ко​розії, гідратоутворення, солевідкладення і методів інтенсифікації виносу рідини з газових свердловин при наявності ускладнень в їх роботі та ін.
Етапи проектування розробки родовищ природних газів. Залежно від підго-товленості родовища до розробки і ступеня його виснаження розрізняють періоди дослідно-промисло​вої експлуатації (ДПЕ), промислової розробки і дорозробки. Відповідно до названих періодів виділяють три етапи в проектуванні розробки родовищ природних газів: складання проектів ДПЕ, промислової розробки і дорозробки. Вказані проектні документи складають​ся науково-дослідними організаціями і затверджуються Міністерством або органом, який його замінює.
Проекти розробки можуть складатися як для родовища в цілому, так і для окремих по​кладів (експлуатаційних об'єктів).
Дослідно-промислова експлуатація переважно проводиться на газових і газо-конденсат​них родовищах, розміщених поблизу траси магістрального газопроводу чи споживача. При цьому родовище може вводитися в ДПЕ і без затвердження в ньому запасів газу.
Залежно від геологічної будови родовища, запасів газу та конденсату і складу пластово​го газу строк проведення ДПЕ може змінюватися від 2—3 до 5 років і більше, становлячи в середньому 3 роки. Основними завданнями ДПЕ є прискорене введення родовища в розроб​ку з одночасним уточненням геологічної будови продуктивних пластів, запасів газу та кон​денсату і встановленням характерних особливостей процесу видобутку і підготовки газу.
Проект ДПЕ складається на основі обмеженого обсягу геолого-промислової інформації, одержаної за результатами буріння і досліджень розвідувальних свердловин. В ньому наво​дяться характеристика геологічної будови родовища, оперативний підрахунок запасів газу і конденсату, результати всіх досліджень, які проводилися на родовищі, розглядаються різні розрахункові варіанти, даються рекомендації щодо розкриття продуктивних пластів,
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інтенсифікації видобутку газу, конструкції та обладнання свердловин, збору та підготовки пластового газу, наводиться програма досліджень на період ДПЕ.
За результатами проведення ДПЕ підраховуються та документально затверджуються запаси газу і конденсату. На їх основі складається проект розробки родовища, який пере​дбачає видобуток основних запасів газу і конденсату. При реалізації проекту розробки про​водиться контроль за процесами, які відбуваються в пласті, експлуатацією свердловин, ро​ботою системи збору і промислової обробки газу та конденсату. Промислова інформація по​ступово нагромаджується та аналізується. На основі ії аналізу в проект розробки родовища за узгодженням з проектною організацією можуть вноситися доповнення і часткові зміни, які поліпшують умови видобутку газу, але принципово не змінюють затверджені проектні рішення. При необхідності внесення докорінних змін в затверджений проект розробки родо​вища, пов'язаних, наприклад, з невідповідністю фактичних і затверджених запасів газу, зміною умов розробки родовища, проектного відбору газу і т.п., складається уточнений про​ект розробки, який затверджується в установленому порядку.
На заключній стадії видобутку газу складається проект дорозробки родовища. В цей період газ переважно подається місцевим споживачам. Проект дорозробки повинен передбачати раціональне використання існуючого фонду свердловин, умови роботи яких в зв'язку з низь​кими дебітами газу ускладнені, для одержання максимальних значень коефіцієнта кінцевої га-зовіддачі. В окремих випадках, з метою збільшення ступеня виробки слабодренованих, як пра​вило, периферійних зон, можливе буріння нових видобувних свердловин.
При проектуванні розробки багатопластових родовищ виділяють експлуатаційні об'єкти. При об'єднанні в один об'єкт декількох покладів для розробки та експлуатації ок​ремою сіткою свердловин необхідно, щоб поклади мали близькі колекторські властивості пластів та ідентичний склад газу, характеризувались однаковими умовами розкриття бурінням пластів і технологічними режимами експлуатації свердловин, початкові пластові тиски в покладах відрізнялися не більш, ніж на тиск стовпа газу між ними, а в процесі роз​робки була забезпечена можливість регулювання переміщення пластової води (фронту ви​тиснення) по окремих пластах.
Газогідродинамічні розрахунки основних показників розробки родовища проводяться для різних варіантів. Розрахункові варіанти можуть відрізнятися кількістю експлуатаційних об'єктів і черговістю введення їх в розробку, величиною відбору газу з родовища та окремих експлуатаційних об'єктів, методом розробки газоконденсатного (нафтогазоконденсатного) родовища, розміщенням свердловин на площі газоносності, їх конструкцією і техно​логічними режимами експлуатації, системою облаштування промислу (числом і розміщенням групових пунктів, способами промислової обробки газу) і т.п.
Оптимальний варіант розробки родовища та облаштування промисла вибирається на основі техніко-економічних розрахунків.
Залежно від об'єму вихідної інформації і ступеня ії вірогідності використову-ються ті чи інші розрахункові методи. На початковому етапі проектування розроб-ки родовища, при складанні проекту ДПЕ, а деколи і проекту розробки застосову-ють наближені інженерні методи розра​хунку. Потім, в міру нагромадження даних, задачі розробки газового родовища розв'язують в більш строгій математичній постановці. В заключний період можуть застосовуватися методи прогнозування показників розробки родовища за фактичними даними, які використовують встановлені для конкретного родовища закономірності процесу видобутку газу.
7.3. Визначення показників розробки газового родовища при газовому режимі
Основні розрахункові формули і залежності. При проектуванні розробки газових ро​довищ визначають зміну в часі сумарного видобутку газу[image: image1475.png]Crra(?)



, темпу відбору (річного
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відбору) газу [image: image1476.png]


, дебіту свердловин [image: image1477.png]@t )



, потрібної кількості свердловин п (t), середнього пластового тиску,[image: image1478.png]


, вибійного тиску [image: image1479.png]Pt )



і тиску на головці свердловини [image: image1480.png]PLt)




Ці показники можна знайти з допомогою інтегрування диференційного рівняння не-усталеної фільтрації газу при відповідних крайових умовах. У зв'язку з нелінійністю даного рівняння відсутні його точні аналітичні розв'язки. Тому для розрахунку основних показ​ників розробки газових родовищ запропоновані різні наближені методи. Серед них при про​веденні інженерних розрахунків широко застосовується метод послідовної зміни стаціонарних станів. Істотним положенням даного методу є прийняте припущення про рівність при радіальній фільтрації газу до свердловини середньозваженого за газонасиченим поровим простором питомого об'єму дренування свердловини тиску [image: image1481.png]Pat)



значенню тиску [image: image1482.png]Pt )



 на межі питомого об'єму дренування радіусом[image: image1483.png]


Розрахунки показують, що макси​мальна різниця між[image: image1484.png]Pra(®)



і [image: image1485.png]P(t)



не перевищує 1 —5 %. Дане припущення дає змогу при розрахунках показників розробки газових родовищ для газового режиму використовувати рівняння припливу газу до свердловини, замінивши невідому величину контурного тиску [image: image1486.png]Pt



 в момент часу t величиною середнього пластового тиску в зоні дренування свердлови​ни [image: image1487.png]Paa(t)



, а при рівномірному розміщенні свердловин — середнім тиском у покладі в той же момент часу.
При розрахунку основних показників розробки газового родовища при газовому режимі у випадку рівномірного розміщення свердловин використовують такі формули і залежності.
1. Рівняння матеріального балансу для газового покладу при газовому режимі, яке запи​сується у вигляді
[image: image1488.png]Post) = (Po/Zg = Consl(t )/ 2* )Y Z Py, )



 (7.4)
де[image: image1489.png]o



=[image: image1490.png]


;[image: image1491.png]


;   [image: image1492.png]


- початковий і середній поточний пластові тиски, МПа;[image: image1493.png]


—атмосферний тиск (0,1013 МПа);[image: image1494.png]


,[image: image1495.png]


—пластова і стандартна темпера​тури, К; [image: image1496.png]Qu?)



— сумарний видобуток газу на момент часу t, зведений до стандартних умов, м3; [image: image1497.png]


— об'єм пор пласта, м3; [image: image1498.png]


— коефіцієнт початкової газонасиченості; Ω* — приведений газонасичений поровий об'єм, м3/МПа.
2. Рівняння припливу газу до середньої свердловини
[image: image1499.png]B2 (t) = PR(t)



 = A(t)[image: image1500.png]a(t)



+ В[image: image1501.png](1) (1)



,                          (7.5)
або
[image: image1502.png]P22y - PLs(t)



[image: image1503.png]AM 2y a(t ) + B*Z(t) 1)




де[image: image1504.png](#Z)cp



=[image: image1505.png](#2)ns + (#Z)yus
2



;[image: image1506.png]


; [image: image1507.png]Pst)



— поточний вибійний тиск, МПа;[image: image1508.png]


 — поточний дебіт середньої свердловини, зведений до стандартних умов, тис.м3 /добу; A (t), В (t) — коефіцієнти фільтраційних опорів для середньої свердловини в момент часу t', А*, В* — постійні частини коефіцієнтів фільтраційних опорів;[image: image1509.png]


,[image: image1510.png]


 — коефіцієнти надстисливості газу при пластовій температурі [image: image1511.png]


 і відповідно при тисках [image: image1512.png]Foat)



 і[image: image1513.png]P,slt)



І;[image: image1514.png]


, [image: image1515.png]


— добуток коефіцієнтів динамічної в'язкості і надстисливості газу при пластовій температурі [image: image1516.png]


 і відповідно при тисках [image: image1517.png]P (t)



 і[image: image1518.png]Pous(t)



,
мПа·с;А(ґ)[image: image1519.png][ ]

e



 ; А*[image: image1520.png](MIIa) -noby ]

he.m? ulla ¢



; В[image: image1521.png]


, В*[image: image1522.png]
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3. Формула для визначення потрібної кількості свердловин, яка встановлює зв'язок між сумарним добовим відбором газу [image: image1523.png]


 і середньодобовим дебітом однієї свердловини [image: image1524.png]g {)



 в момент часу [image: image1525.png]



[image: image1526.png]t
n(t) = "PQ«'(r ))



 (7.6)
де[image: image1527.png]


— коефіцієнт резерву свердловин ([image: image1528.png]


> 1) враховує нерівномірність споживання газу, можливе часткове чи повне вибуття з експлуатації декількох свердловин в зв'язку з їх обводненням та іншими причинами, ступінь достовірності вихідної геолого-промис-лової інформації, важливість родовища в системі газопостачання, а також необхідність проведення стандартних, поточних і спеціальних досліджень свердловин. Коефіцієнт [image: image1529.png]


 може досягти значення 1,3, що відповідає 30 % резервних свердловин від основного фонду.
Наближено для врахування можливої нерівномірності споживання газу, проведення по​точного ремонту, обробок і досліджень свердловин і при відсутності інших обмежень можна приймати [image: image1530.png]


=365/330=1,1, вихо-дячи з роботи свердловин протягом 330 днів в році.
4. Вираз для технологічного режиму експлуатації свердловин.
5. Рівняння зв'язку вибійного тиску [image: image1531.png]Pous(?)



, тиску на головці свердловини [image: image1532.png]P(t)



 і дебіту газу [image: image1533.png]


 (формула Адамова);
[image: image1534.png]Pot) =PI (DS + 0 G ()



 (7.7)
де[image: image1535.png]0,03415 p,
S= 9.03415p L




       [image: image1536.png]Z’
6=0,01331 L (351



         [image: image1537.png]Zop = [Pyt ), Tl




[image: image1538.png]Pyt)

2
Pty=2 .
()3 [P welt) Ty P )] ?



   [image: image1539.png]_Tes - Ty
T “ T 7T




 — відносна густина газу;[image: image1540.png]


 — довжина колони ліфтових труб (відстань від гирла свердловини до середини інтервалу перфорації), м; [image: image1541.png]


— середній тиск в стовбурі свердловини, МПа; [image: image1542.png]


— середня температура в стовбурі свердловини, К;[image: image1543.png]


, [image: image1544.png]1o



— температура відповідно на гирлі і вибої свердловини, К;[image: image1545.png]


 — внутрішній діаметр колони ліфтових труб, см; [image: image1546.png]


— коефіцієнт гід-равлічного опору.
Коефіцієнт гідравлічного опору[image: image1547.png]


залежить від режиму руху газу і характеру поверхні стінок труб. При швидкостях руху газу, що трапляються на практиці, коефіцієнт[image: image1548.png]


зале​жить в основному від числа Рейнольдса Re і відносної шорсткості труб[image: image1549.png]


, які визначаються за формулами
[image: image1550.png]Re = 1777 ¢ 5./ d,, H



 ;                                             (7.8)
[image: image1551.png]2
‘=104,



 (7.9)
де[image: image1552.png]


— абсолютна шорсткість труб, мм;[image: image1553.png]


— коефіцієнт динамічної в'язкості газу при[image: image1554.png]


і [image: image1555.png]


 ,мПа· с;  [image: image1556.png]mcs?
¢ a0ty




 ;.[image: image1557.png]


 [см].
При ламінарномурежимі руху коефіцієнт гідравлічного опору практично не залежить від шорсткості труб і визначається за формулою
[image: image1558.png]A=64/Re.



 (7.10)
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При турбулентному режимі руху
[image: image1559.png]e
4 18 st + 7))



 (7.11)
При великих витратах газу настає так звана турбулентна автомодельність, коли[image: image1560.png]


не за​лежить від Re і визначається за формулою
[image: image1561.png]s
(85



 (7.12)
Значення[image: image1562.png]g, A



і мінімальних дебітів газу [image: image1563.png]


, вище яких[image: image1564.png]


не залежить від Re для труб різного діаметру, наведені в табл.7.1.
При дебітах газу [image: image1565.png]


 коефіцієнт λ може бути визначений за наближеною формулою [image: image1566.png]


= 0,029[image: image1567.png](dgn/ @ Pr ™3



;[image: image1568.png]


[тис.м3/добу];[image: image1569.png]


[см].
Обгрунтування вихідних даних для проектування розробки родови-ща. Для визначення основних показників розробки газового родовища при газовому ре​жимі необхідно мати такі вихідні дані: початкові запаси газу; початковий пластовий тиск і пластову температуру; поточний пласто​вий тиск; склад газу або його відносну гу​стину; колекторські властивості про-
Таблиця 7.1 

	[image: image1570.png]



см
	[image: image1571.png]



	[image: image1572.png]



тис.м3/добу
	[image: image1573.png]




	2,54
	0,01
	3,7
	0,028

	4,03
	0,007
	6,5
	0,027

	5,03
	0,006
	15
	0,026

	6,2
	0,0048
	28
	0,025

	7,6
	0,004
	37,5
	0,024

	8,86
	0,0034
	62
	0,023

	10,03
	0,003
	70
	0,023

	12,57
	0,0024
	100
	0,022

	15,23
	0,002
	150
	0,021

	20,31
	0,0014
	260
	0,02


	дуктивних пластів і зміну їх по пло-щі газо​носності та розрізу; конст-рукттцію пробуре​них видобувних свердловин (глибину, діаметр експ-луатаційної колони і поло​ження ін-тервалу пер-форації); конст​рукцію колони ліф-тових труб (діаметр і глибину спуску); результати газоди​намічних дос-ліджень свердловин щодо визначен-ня коефіцієнтів фі-льтраційних опо-рів, граничних деп-ресій на пласт і до​пустими відборів


газу; поточні парамет​ри роботи свердловин (дебіти газу, тиски на гирлі і вибої); сумарний відбір газу з родовища; умови підготовки і подачі газу споживачеві, мінімально допустимий тиск на гирлі свердловин; характеристику споживача і обгрунтування відбору газу з родовища.
Виходячи з початкових запасів газу[image: image1574.png][+



і початкового пластового тис-ку[image: image1575.png]


визначають приведений газонасичений поровий об'єм  [image: image1576.png]o'
=0,
;anZ;
'
/Py




За значенням [image: image1577.png]o’



 і величиною сумарного відбору газу [image: image1578.png]Qpunt)



, викорис-товуючи рівняння матеріального балансу для газового покладу при газово-му режимі (7-4), уточнюють поточ​ний середній пластовий тиск[image: image1579.png]Poat)




При рівномірному розміщенні свердловин на площі газоносності всі розрахунки прово​дять для середньої свердловини. Приймається, що середня свердловина має середню глиби​ну, середню довжину шлейфа, середню конструкцію, середні допустимі дебіт і депресію, се​редні коефіцієнти фільтраційних опорів. Параметри середньої свердловини визначають за наведеними нижче залежностями.
Середні коефіцієнти фільтраційних опорів
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[image: image1580.png]a

N

s



 (7.13)
де [image: image1581.png]


— коефіцієнти фільтраційних опорів /'—ї свердловини на момент проведення розрахунків;[image: image1582.png]


— дебіт і-ї свердловини на той же момент часу; п — число свердловин. Поточний дебіт середньої свердловини
[image: image1583.png]


 (7.14)
Поточний тиск на гирлі середньої свердловини
[image: image1584.png]


 (7.15)
де [image: image1585.png]


— тиск на гирлі і-ї свердловини на момент проведення розрахунків. Поточний тиск на вибої середньої свердловини
[image: image1586.png]VP =B 0%
= VP A Gy
Pouticp = VPEa — Ay



 (7.16)
Фактичний коефіцієнт гідравлічного опору колони ліфтових труб для середньої сверд​ловини[image: image1587.png]


визначають з рівняння (7.7)
[image: image1588.png]5
Phutcp = Fopt™)
%o 0133 T3, 22, (€5 - 1)




Одержане значення [image: image1589.png]


 порівнюють з теоретичним значенням[image: image1590.png]


, яке знаходять, викори​стовуючи формули (7.8)—(7.12). Якщо [image: image1591.png]


 мало відрізняється від[image: image1592.png]


   [image: image1593.png]g = A;)



, то в розра​хунках основних показників розробки газового покладу використовують параметри серед​ньої свердловини, знайдені за формулами (7.13)—(7.16). При значній різниці між [image: image1594.png]


 і [image: image1595.png]


 розрахунки проводять, виходячи з теоретичного значення коефіцієнта гідравлічного опору [image: image1596.png]


 Для цього за значенням[image: image1597.png]


, використовуючи формулу (7.7), уточнюють поточний вибійний тиск[image: image1598.png]Pobep



, а потім знаходять уточнене значення коефіцієнта фільтраційного опору [image: image1599.png]Ag



=[image: image1600.png]2%

a0~ Pousep — 0 ko) 9cp




За поточними значеннями середнього пластового тиску і тиску на вибої середньої сверд​ловини знаходять середню депресію на пласт [image: image1601.png]=Pan ~ Pabicp-





Значення решти величин ([image: image1602.png]


 ,  [image: image1603.png]den



 , [image: image1604.png]


) залишають без змін.
При проведенні розрахунків коефіцієнт надстислозосгі газу знаходять за приведеними тиском [image: image1605.png]np



 і температурою [image: image1606.png]g



 використовуючи відповідні таблиці, графіки чи аналітичні залежності. У випадку складних газів для визначення[image: image1607.png]


додатково, крім. [image: image1608.png]


 і [image: image1609.png]


, уводить​ся третій параметр — фактор ацентричності молекул [image: image1610.png]
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Для  наближеної оцінки коефіцієнта надстисливості газу можна використовувати рівняння   [3] [image: image1611.png]


= (0,4[image: image1612.png]g T,
np



+ 0,73)[image: image1613.png]Pop



+ 0,3[image: image1614.png]ap



,  де [image: image1615.png]


= Р/[image: image1616.png]Pepxp



, [image: image1617.png]


= Т/[image: image1618.png]cpxp



 , [image: image1619.png]0D



 ,[image: image1620.png]


— псевдокритичні тиск і температура.
Псевдокритичні параметри рекомендується об​числювати за виразами[image: image1621.png]Pepxs



- 4,892 - 0,4048[image: image1622.png]


 МПа; [image: image1623.png]


=94,717 + 170,8[image: image1624.png]


, К.
Коефіцієнт динамічної в'язкості газу при зада​них тиску Р і температурі Т знаходять за форму​лою.[image: image1625.png]


, де[image: image1626.png]Bar



— коефіцієнт динамічної в'язкості газу при атмосферному тиску [image: image1627.png]


 і темпе​ратурі Т; [image: image1628.png]


=[image: image1629.png].



 —приведена в'язкість газу (відношення коефіцієнтів динамічної в'язкості газу при Р, Т і при  [image: image1630.png]


, Т).
Коефіцієнт μат визначають з графіків або аналітичним способом залежно від складу (відносної густини) газу і температури Т;[image: image1631.png]


 знаходять графічним шляхом за приведеними тиском [image: image1632.png]oo



 і температурою [image: image1633.png]op



[3,6].
Запропоновано ряд аналітичних залежностей для безпосереднього розра-хунку ко​ефіцієнта динамічної в'язкості газу за наведеними параметрами [3].
Добуток коефіцієнтів динамічної в'язкості і надстисливості газу[image: image1634.png]uZ



можна знаходити за значеннями [image: image1635.png]


 і [image: image1636.png]


 або обчислювати за формулою [image: image1637.png]


=[image: image1638.png]Halo +y (P — Podl



,  де [image: image1639.png]


 і [image: image1640.png]


— коефіцієнти, які залежать від приведеної температури (табл.7-2).
	Розрахунок показників розробки газового родовища при різних технологічних режимах експлуатації свердловин. А. Режим постійної депресії на пласт [image: image1641.png]


= const. 1. Періоди зростаючого і постійного видобутку газу.
1.1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
1.2. Для кожного значення  t  встанов-


Зазначеннями [image: image1642.png]


, [image: image1643.png]


,[image: image1644.png]


 і [image: image1645.png]


 на момент складання проекту розробки знаходять постійні частини коефіцієнтів фільтраційних опорів [image: image1646.png]



Таблиця 7.2
	гпр
	[image: image1647.png]



	[image: image1648.png]




	1.4     .
	0,954
	0,0442

	1,5
	0,980
	0,0327

	1,6
	1
	0,026

	1,8
	1,02
	0,0183

	2
	1,05
	0,0133


люють сумарний відбір газу [image: image1649.png]Coax



 (t) і темп відбору газу [image: image1650.png]


 (t).
Величини[image: image1651.png]


 (t) і [image: image1652.png]


(t)задаються плановими органами і проектними (науко-водослідними) інститутами, які складають проект розробки родовища, виходячи з його по​тенціальних можливостей і потреб в паливі регіону і країни в цілому. Залежно від конкрет​них умов може бути розглянуто декілька варіантів з різною тривалістю періодів зростаючого і постійного видобутку газу і різними рівнями відбору газу.
1.3. Визначають поточний середній пластовий тиск (за формулою (7.4)):
[image: image1653.png]Poy(t) = (Pa/Zpn — Goenat )/ Q* Y Z (Pra)-




У зв'язку з тим, що коефіцієнт надстисливості газу[image: image1654.png]


залежить від шуканого значення пластового тиску, то [image: image1655.png]


(t) знаходять методом ітерацій. Спочатку приймають зна​чення[image: image1656.png]


рівним його значенню на попередній момент часу, потім вираховують [image: image1657.png]


(f). За знайденим пластовим тиском уточнюють [image: image1658.png]


 і т.д., до одержання різниці в значен​нях [image: image1659.png]A



(t) в останньому і передостанньому наближеннях не більш, ніж на задану похибку.
1.4. Знаходять поточний вибійний тиск
[image: image1660.png]Pos(t)=PLat)—AP.



 (7.17)
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1.5.  Для кожного значення [image: image1661.png]B.()



 і [image: image1662.png]Pous(t)



 визначають коефіцієнти динамічної в'яз​кості і надстисливості газу [image: image1663.png]#na



,  [image: image1664.png]Foants



, ,[image: image1665.png]Z s



 і  значення [image: image1666.png]


,[image: image1667.png]



1.6. Обчислюють поточний дебіт середньої свердловини
[image: image1668.png]% Pat) — Phs(t)
Ralt) — Plus(’ )
AYuZ)p [A W2y
g 28°Z,, 2B°Z 5z,



 (7.18)
1.7.      Визначають     потрібну     кількість     свердловин     (за     формулою     (7.6))
[image: image1669.png]n(t) = KOt Vot ).




1.8. Знаходять поточний тиск на головці свердловини
[image: image1670.png]Pty =




2. Період спадного видобутку газу.
2.1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
2.2. Шукають сумарний видобуток газу на момент часу t
[image: image1671.png]



де [image: image1672.png]


; п — кількість свердловин на кінець періоду постійного видобутку газу;  [image: image1673.png]


 ,[image: image1674.png]gle, )



— відповідно сумарний видобуток газу і дебіт середньої свердловини на попередній момент часу [image: image1675.png]


; [image: image1676.png]


 — коефіцієнт експлуатації свердловин (відношення числа днів роботи свердловин в році до календарного числа днів) [image: image1677.png]


330/365 - 0,9.
У випадку змінного числа свердловин в період спадного видобутку газу значення  QmA(t) ' знаходять за формулою
[image: image1678.png]Qualt) = Quus(fa=) + wv At




В першому наближенні приймають, що -[image: image1679.png]q(t ) = q(tg—1)» 7t ) = n(ty—1-




2.3. Визначають поточний середній пластовий тиск [image: image1680.png]Poxlt )-



 (за п.1.3).
2.4. Знаходять поточний вибійний тиск  [image: image1681.png]


 (за п. 1.4).
	[image: image1682.png]3 /\\




Рис.7.2.


2.5.   Для кожного значення [image: image1683.png]


 і [image: image1684.png]


 шукають коефіцієнти динамічної
в'язкості і надстисливості газу [image: image1685.png]


,[image: image1686.png]#ant



, [image: image1687.png]


[image: image1688.png]


[image: image1689.png]


[image: image1690.png](#2Z)cp> Gallnr)-




2.6. Обчислюють поточний дебіт серед​ньої свердловини [image: image1691.png]


 (за п. 1.6).
2.7.  Зі знайденим значенням [image: image1692.png]


 по​вторюють  всі  розрахунки,  починаючи  з п.2.2, і так доти, поки не буде досягнуто за​даний ступінь точності у визначенні [image: image1693.png]Poalt ).




2.8. Визначають темп відбору газу в мо​мент часу t [image: image1694.png]Odt)=neqgt)




2.9.  Знаходять поточний тиск на го​ловці свердловини [image: image1695.png]Pt}



(за п.1.8).
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На рис.7.2 зображені характерні залежності зміни в часі основних показників розробки газового покладу при газовому режимі й експлуатації свердловин з постійною депресією на пласт.
В аналогічній послідовності проводяться розрахунки'при експлуатації свердловин з постійним вибійним тиском, за винятком п.1.4 і 2.4, в яких за заданим вибійним тиском знаходять депресію на пласт:[image: image1696.png]AP(t)= P (1) — Pus




Б. Режим постійного дебіту свердловин[image: image1697.png]


=- const. Режим постійного дебіту свердловин переважно застосовують у початковий період роз​робки родовища.
1. Періоди зростаючого і постійного видобутку газу.
1.1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
1.2. Для кожного значення ґ встановлюють сумарний відбір газу [image: image1698.png]Qpna(t)



 і темп відбору газу [image: image1699.png]



1.3. Визначають поточний середній пластовий тиск [image: image1700.png]


(за А.п.1.3).
1.4. Знаходять поточний вибійний тиск
[image: image1701.png]- BZ.¢.
Puaslt) =) /Prt) = A(uZrpt o0




В першому наближенні значення[image: image1702.png]


і[image: image1703.png]


приймають рівними їх значенням на попередній момент часу.
1.5. За [image: image1704.png]


 і [image: image1705.png]P.alt)



 визначають коефіцієнти динамічної в'язкості і над стисливості  газу [image: image1706.png]


, [image: image1707.png]-



, [image: image1708.png]


, [image: image1709.png]


 і значення [image: image1710.png]


, [image: image1711.png](42D)ep



, за якими уточнюють поточний вибійний тиск [image: image1712.png]Ps(t)



 (за п.1.4).
Розрахунки  [image: image1713.png]Poas(t)



 проводять доти, поки не буде досягнуто заданий ступінь точності у визначенні даного параметра.
1.6. Обчислюють потрібну кількість свердловин n(t) (за А, п. 1.7).
1.7 Знаходять поточний тиск на головці свердловини.[image: image1714.png]Pyt )



 (за А,п. 1.8). В. Режим постійного тиску на головці свердловини Ру = const 1. Періоди зростаючого і постійного видобутку газу.
1.1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
1.2. Для кожного значення t встановлюють сумарний відбір газу [image: image1715.png]


 і темп відбору газу [image: image1716.png]2.(¢)




1.3. Визначають поточний середній пластовий тиск [image: image1717.png]


 (за А, п. 1.3).
1.4. Знаходять поточний дебіт середньої свердловини.
Вираз для визначення [image: image1718.png]


 одержують зі спільного розв'язування рівняння припливу газу до свердловини (7.5) і формули Адамова (7.7):

[image: image1719.png]Pult) - B
BZy+6

e =

Taz,+ 6 |/ | %2, +





При цьомув першому наближенні значення [image: image1720.png]


 і [image: image1721.png]


 приймають рівними їх значенням на попередній момент часу.
1.5. Обчислюють поточний вибійний тиск
[image: image1722.png]Paslt) = i/ Pha(t) = A (uD)epalt) ~ B*Zo0%(¢t)




або                                [image: image1723.png]Ps(t)



=[image: image1724.png]PSS + 8 (1),




При цьому в першому наближенні значення[image: image1725.png]


і[image: image1726.png]


приймають рівними їх  значенням на попередній момент часу.
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1.6.  За [image: image1727.png]


 і знайденими значеннями[image: image1728.png]Pou(t)



 і [image: image1729.png]P st}



 уточнюють [image: image1730.png]


, [image: image1731.png]


    [image: image1732.png]Hox



,[image: image1733.png]Hunb



, [image: image1734.png]


, [image: image1735.png]


 , [image: image1736.png]


 [image: image1737.png]


.
1.7. Повторюють всі розрахунки, починаючи з п.1.4, і так доти, поки не буде досягнуто заданого ступеня точності у визначенні [image: image1738.png]


 і. [image: image1739.png]Pslt)




1.8. Обчислюють потрібну кількість свердловин (за А, п. 1.7). 2. Період спадного видобутку газу.
2.1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
2.2. Знаходять сумарний видобуток газу на момент часу t —[image: image1740.png]


(за А, п.2.2).
2.3. Визначають поточний середній пластовий тиск [image: image1741.png]


 (за А, п. 1.3).
2.4.  Шукають поточний дебіт середньої свердловини і поточний вибійний тиск [image: image1742.png]


  і  [image: image1743.png]Post)



 (за В, п.1.4—1.7).
2.5. Зі знайденим значенням [image: image1744.png]


 повторюють всі розрахунки, починаючи з п.2.2 і так доти, поки не буде досягнуто заданого ступеня точності у визначенні [image: image1745.png]



2.6. Визначають темп відбору газу в момент часу t (за А,п.2.8).
Визначення показників розробки двопласгового родовища єдиною сіткою свердло​вин при газовому режимі.  Розробка багатопластових родовищ може здійс-нюватися спільною експлуатацією декількох пластів єдиною сіткою свердловин,
	[image: image1746.png]H’lc‘h





Рис.7.3. Розрахункова схема елемента двопластового газового родовища при експлуатації його єдиною сіткою сверд​ловин. Пласти:
І-перший; ІІ-другий; 1 -ліфтові труби; 


роздільною експлу​атацією кожного пласта окремими сітками свердловин і спільно-роз-дільною експлуатацією декількох пластів в одній свердловині з викори​станням пакерів між пластами. При розробці багатопласто-вих родовищ може також застосо​вуватися комбінована сітка свердловин, при якій в частині свердловин, розміщених пере​важно в центральній частині структури, під'єд-нуються всі пласти а в інших свердловинах — окремі пласти.
Спільна експлуатація декількох горизонтів єдиною сіткою свердловин застосовується, коли у всіх горизонтах практично однакові склади газів, близькі колекторські властивості продук​тивних пластів, контакти газ-вода знаходяться на одній відмітці, а розподіл пластових тисків по горизонтах підпорядковується барометричній формулі.
Розглянемо методику розрахунку показників розробки двопластового родовища єдиною сіткою свердловин. Розрахункова схема елемента родовища показана на рис.7.3. Величини і параметри, які відносяться до верхнього пласта, позначені індексом 1, а до нижнього пла​ста- індексом 2. Кожний горизонт характеризується своєю депресією на пласт, причому [image: image1747.png]


 <[image: image1748.png]


. Тобто відбір газу зі свердловин обмежений умовами руйнування другого пласта.
Припустимо, що на момент часу [image: image1749.png]


 всі показники розробки відомі. Необхідно знайти їх значення на наступні моменти часу. Розрахунки проводять в такій послідовності.
1. Періоди зростаючого і постійного видобутку газу.
1.1. Задаються рядом послідовних значень часу t
1.2.  Для кожного значення встановлюють сумарний відбір газу з родовища [image: image1750.png]Opualt )



 і темп відбору газу [image: image1751.png]Q.if)




1.3. Обчислюють видобуті кількості газу з першого і другого пластів на момент часу t.
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[image: image1752.png]Curny(1) = Comeg =) + @lfa—Dnlta—1) + QIO
e et T




[image: image1753.png]Qom0 = Qo + Em DD 4 GO,




При цьому в першому наближенні приймають, що [image: image1754.png]a(t) = qlta-1> &) =~ atn—D:



  [image: image1755.png]r(f ) = n{t,—t)h




1.4. Визначають середні пластові тиски в кожному горизонті на момент часу t
[image: image1756.png]Poy  Qeuny(*)
Pang® = [: o ] 2(P0s);





[image: image1757.png]Foy  Qouny(t)
P = [ : T’] 2Py -




1.5. Знаходять вибійний тиск для другого горизонту на момент часу t
[image: image1758.png]Ponsy(t)= Py, (1) — AP




1.6. За [image: image1759.png]Pa(t)



Ь[image: image1760.png]Pans,(t)



визначають коефіцієнти надстисливості і динамічної в'язкості газу  [image: image1761.png]


, .[image: image1762.png]Zou;



, [image: image1763.png]HKaay



, [image: image1764.png]Hanfs,



,;[image: image1765.png]


[image: image1766.png]



1.7. Обчислюють дебіт газу з другого пласта в момент часу t
[image: image1767.png]Ph(t) — Pl
B3Z, )

@1

AX AN
= 36Dy ( .

2817,





1.8. Знаходять вибійний тиск для першого горизонту на момент часу t
[image: image1768.png]



Величини [image: image1769.png]512



 і [image: image1770.png]


 розраховують для частини стовбура свердловини, розміщеної між першим і другим горизонтами.
1.9. За [image: image1771.png]Pax,(t)



 і [image: image1772.png]Pows (1)



 визначають коефіцієнти надстисливості і динамічної в' язкості  газу  [image: image1773.png]Zna,



, [image: image1774.png]Zont,



,  [image: image1775.png]oy



,  [image: image1776.png]#ané,



, [image: image1777.png]


,  [image: image1778.png]



1.10. Шукають дебіт газу з першого пласта в момент часу t:
[image: image1779.png]46Dy [(At62) Pha®) ~ Phat)
) == B{Z,,, * 282, BYZo,




1.11. Знаходять сумарний дебіт середньої свердловини в момент часу t:
[image: image1780.png]at)y=aq@)+ @)




1.12. Визначають потрібне число свердловин на момент часу t:
[image: image1781.png]20)
LOLES %
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1.13. Зі знайденими значеннями [image: image1782.png]


 і [image: image1783.png]n{t)



 повторюють всі розрахунки, починаючи з п.1.3, в другому наближенні і так доти, поки не буде досягнуто заданого ступеня точності у визначенні [image: image1784.png]Pos (t)



 і [image: image1785.png]LA}




1.14. Обчислюють тиск на головці свердловини в момент часу[image: image1786.png]



[image: image1787.png]Py =




Величини [image: image1788.png]Soq



 і [image: image1789.png]


 розраховують для частини стовбура між гирлом і серединою інтервалу перфорації першого горизонту.
В аналогічній послідовності проводяться розрахунки для періоду спадного видобутку газу, за винятком п.1.3, в якому число свердловин приймається постійним, і п. 1.12, в якому замість потрібного числа свердловин визначають темп відбору газу (за А, п. 2.8).
7.4. Визначення показників розробки газового родовища при водонапірному режимі
Розрахункова схема родовища. Основні рівняння. При проведенні розрахунків газо​вий поклад зображають у вигляді укрупненої свердловини радіусом[image: image1790.png]


, де[image: image1791.png]


— площа газоносності (рис.7.4).
В розрахунках використовують такі формули і залежності.
1. Рівняння матеріального балансу для газового покладу при водонапірному режимі
[image: image1792.png]2aQoPales _ aull)Pualt)Ter | H2HE Wt e + Q)
ZePaTas  2Pud)Pulns Z(3,)PaTns "



 (7.19)
де
[image: image1793.png]Q= Q1) + (1)



 (7.20)
	[image: image1794.png]



Рис.7.4. Розрахункова схема газового покладу при надходженні контурної води:
1-гаюиаси«ина юна; 2-обводнений об'єм; 3-водоносиий пласт



[image: image1795.png]Q) 2



—поточний   
поровий об'єм в газонасиченій і обводненій зонах покладу відповідно; [image: image1796.png]Pt



,[image: image1797.png]


— середні пластові тиски відповідно в газонасиченій частині пласта і обводненій зоні на момент часу[image: image1798.png]



[image: image1799.png]2@,



[image: image1800.png]Z(P,,))



 — коефіцієнти надстисливості газу при пла​стовій температурі [image: image1801.png]


 і відповідно при тисках [image: image1802.png]Paat)



 і [image: image1803.png]


 ; [image: image1804.png]


— середній коефіцієнт залишкової газонасиченості в об​водненій зоні пласта.
2. Вираз для обводненого порового об'єму
[image: image1805.png]


 (7.21)
де  [image: image1806.png]


— сумарна кількість води, що надійшла в газовий поклад на момент часу[image: image1807.png]
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3. Формула для розрахунку[image: image1808.png]



[image: image1809.png]Q) = Qutyp + EEE B 4



                   (7.22)
де [image: image1810.png]


; [image: image1811.png]


— сумарна кількість води, що надійшла в газовий поклад на момент часу [image: image1812.png]ta



; [image: image1813.png]G(ia—D



,— [image: image1814.png]


 середній дебіт пластової води в моменти часуі [image: image1815.png]Ta



[image: image1816.png]



4. Формула Дюгаої для витрати пластової води в обводненій зоні пласта в момент часу [image: image1817.png]



[image: image1818.png]2 Kb (PR 1) ~ Poglt) — pug Wt )Y

a(t)= i RURGE) 3



 (7.23)
де Р(.[image: image1819.png]


) — тиск на стінці укрупненої свердловини в момент часу [image: image1820.png]


', [image: image1821.png]p.8¥1)



— протитиск стовпа води, що надійшла в газовий поклад на момент часу[image: image1822.png]


   [image: image1823.png]


    — густина води; [image: image1824.png]


—  поточний радіус газоносності; у([image: image1825.png]


) — висота підйому фронту води над початковим положен​ням; [image: image1826.png]


— середній коефіцієнт фазової проникності для води в обводненій зоні газового по​кладу; [image: image1827.png]


— товщина газоносного пласта; [image: image1828.png]Fy



— коефіцієнт динамічної в'язкості пластової води.
У формулі (7.23) тиск на руховій межі розділу газ - вода приймається рівним середньо​му тиску в газовому покладі в момент часу[image: image1829.png]



5. Вираз для розрахунку тиску на стінці укрупненої свердловини в момент часу [image: image1830.png]



[image: image1831.png]PR =Py S
K.
i [a() ~ alt-01 PE - F-D.



   (7.24)
де
[image: image1832.png]¥=xt/R%;



 (7.25)
К, к- відповідно коефіцієнти проникності і п'єзопровідності водоносного пласта;[image: image1833.png]


— без​розмірний час (параметр Фур'є);[image: image1834.png]


— табульована функція безрозмірного часу, яка визначається граничними умовами [5].
Таблиці функції [image: image1835.png]P(7)



 складені для нескінченного (безмежного) за протяжністю (довжиною), скінченного замкнутого і відкритого водоносного пласта. Значення відповідно[image: image1836.png]


 і [image: image1837.png]P(t)



 для покладу, який розміщений у нескінченному водоносному пласті і експлуатується з постійним в часі дебітом води, наведені нижче:
0,01 і 0,112; 0,05 і 0,229; 0,1 і 0,315; 0,15 і 0,376; 0,2 і 0,424; 0,25 і 0,469; 0,3 і 0,503; 0,41 0,504; 0,5 і 0,616; 0,6 і 0,659, 0,7 і 0,702; 0,8 і 0,735; 0,9 і 0,772; 1 і 0,802; 1,5 і 0,927; 2 і 1,02; 2,5і 1,101; Зі 1,169; 4і 1,275;5і 1,362; 6і 1,436; 7 і 1,5;8і 1,556; 9і 1,604; Юі 1,651; 15 і 1,829; 20 і 1,96; 25 і 2,067; ЗО і 2,147; 40 і 2,282; 50 і 2,388; 60 і 2,476; 70 1 2,55; 80 і 2,615; 90 і 2,672; 100 і 2,733; 150 і 2,921; 200 і 3,064; 250 і 3,173; 300 і 3,263; 400 і 3,406; 500 і 3,516; 600 і 3,608; 700 і 3,684; 800 і 3,750; 900 і 3,809; 1000 і 3,86.
Зі спільного розв'язання рівнянь (7.19) - (7.24) одержують такий вираз для дебіту пла​стової води, яка надійшла в газовий поклад у момент часу[image: image1838.png]



[image: image1839.png]9(2) = B/24 - I/(x/u)ﬂ —C/A,



 (7.26)
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Aubt m.) In Ry/R(z )|
& g - K




239
[image: image1841.png][enhn

_ %Gy (a0,

@) | in RyRG)

it f [Py = pog 1))

P

g < Oy

1k

X 3

E

ey — &)
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Методика розрахунку показників розробки однопластового газово​го покладу при водонапірному режимі.
1. Періоди зростаючого і постійного видобутку газу.
1.1. Задаються рядом послідовних значень часу[image: image1847.png]



1.2.Для кожного значення t встановлюють сумарний відбір газуі [image: image1848.png]Qaualt)



 темп відбору газу[image: image1849.png]



1.3. Визначають безрозмірний час[image: image1850.png]


(заформулою (7.25)).
1.4.  За[image: image1851.png]


знаходять табульовану функцію безрозмірного часу [image: image1852.png]P()



 (з відповідних таб​лиць залежно від граничних умов).
1.5. Обчислюють суму[image: image1853.png]


(за формулою (7.27)).
1.6.  Визначають дебіт пластової води [image: image1854.png]g(t)



, яка надходить в газовий поклад в момент часу[image: image1855.png]


(за формулою 7.26)). При цьому тут і в подальших розрахунках до уточнення зна​чення окремих величин приймають рівними їх значенням на попередній момент часу чи бе​руть з попередньої ітерації.
1.7.  Обчислюють сумарний об'єм води, яка надійшла в газовий поклад на момент часу  [image: image1856.png]


[image: image1857.png](1)



(за формулою (7.22)).
1.8. Визначають поточні порові об'єми в обводненій зоні [image: image1858.png]


 (за формулою (7.21)) і в газонасиченій частині покладу [image: image1859.png]


 (з формули (7.20)).
1.9. Знаходять поточне положення межі розділу газ-вода[image: image1860.png]


і висоту підйому газово-дяного контакту над початковим положенням у([image: image1861.png]


). Для визначення [image: image1862.png]


 і  у([image: image1863.png]


) використо​вують залежності [image: image1864.png]


=[image: image1865.png]


 і[image: image1866.png]W)



=[image: image1867.png]


, одержані для конкретного родови​ща. Наближено [image: image1868.png]


 і [image: image1869.png])



 можна знайти за формулами
[image: image1870.png]X / %¢)
= () _ [ -
R(t) R,,\/l o, = Faf! [CRFA



              (7.28) 

[image: image1871.png]


         (7.29)
де Н — поверх газоносності покладу.
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1.10. Шукають середній пластовий тиск в газонасиченій частині пласта на момент часу [image: image1872.png]


 (з формули (7.19)).
1.11.  Знаходять тиск на початковому контурі газоносності в момент часу [image: image1873.png]t— P(Ry. 1)



 (заформулою (7.24) або з формули (7.23)).
1.12.  Визначають середній пластовий тиск в обводненій зоні пласта [image: image1874.png]


і відповідний  йому коефіцієнт надстисливості газу [image: image1875.png]



[image: image1876.png]Pyt = Pualt) +

PRut) = Posft) [ BEn Ry/R(E) 1
in Ry/R() RZ-RN(t) 2



 (7.30)
1.13. Повторюють всі розрахунки, починаючи з п. 1.6 і так доти, поки не буде досягнуто заданого ступеня точності у визначенні [image: image1877.png]P (1)




1.14. Обчислюють поточний коефіцієнт газовіддачі обводненої зони
[image: image1878.png]Boss =

&Py (1 )20

V= P.ZFy




На кожний момент часу після проведення розрахунків за п. 1.1-1.14 знаходять парамет​ри роботи середньої свердловини [image: image1879.png]Pous(t )



, [image: image1880.png]


, [image: image1881.png]


, [image: image1882.png]


 і число свердловин[image: image1883.png]


. При цьому необхідно враховувати можливість обводнення частини свердловин в процесі підйому газоводяного контакту. Для уточнення числа обводнених свердловин наносять на структур​ну карту і геологічні профілі поточне положення газоводяного контакту. В подальших роз​рахунках обводнені свердловини не враховують.
2. Період спадання видобутку газу. Розрахунки основних показників розробки газового покладу для періоду спадання видобутку газу проводять в аналогічній послідовності, що і для періодів зростаючого і постійного видобутку за винятком п.1.2, в якому сумарний видо​буток газу не задається, а визначається (за А, п.2.2). Крім цього, додатково проводиться ще один ітераційний процес. Після уточнення параметрів роботи середньої свердловини [image: image1884.png](Poys(f)



, [image: image1885.png]


, [image: image1886.png]Pyt)



, [image: image1887.png]


 і числа свердловин [image: image1888.png]it}



повторюють всі розрахунки, починаючи з п.2.2 (А) зі знайденими величинами [image: image1889.png]git)



 і  [image: image1890.png]


 і т.д.
Крім розглянутої методики, запропоновані також точніші і спрощені методики. В відомих ускладнених методиках враховуються втрати тиску в газонасиченій частині пласта, пов'язані з фільтрацією газу і впливом сил тяжіння, зміна температури в межах газонасиченої товщини пластів, неоднорідність продуктивних пластів по площі та розрізу, а також двофазність руху (води і частини залишкового газу) і перемінність (змінність) коефіцієнтів фазової проникності для води і залишкової газонасиченості в обводненій зоні. В спрощених методиках прийняті різні допущення і наближення: нехтуються фільтраційні втрати тиску в обводненій зоні та про​титиск води, яка надходить у газовий поклад; не враховується защемлення в пористому сере​довищі газу водою; середній тиск в обводненій частині пласта приймається рівним середньому тиску в газонасиченій зоні або тиску на початковому контурі газоносності. Розрахунки показу​ють, що ускладнені методики слід застосовувати у випадку неоднорідних пластів, високої за​лишкової газонасиченості обводненої зони, а також після відбору з покладу понад 50 % газу від початкових запасів. У початковий період розробки газових покладів для оціночних розрахунків можуть знайти застосування окремі спрощені методики.
7.5. Визначення показників розробки газоконденсатного родовища
Газоконденсатні родовища можуть розроблятися на режимі виснаження природної пла​стової енергії або з повним чи частковим підтриманням пластового тиску шляхом закачу-
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вання в них сухого газу (природного вуглеводневого, побіжного нафтового і невуглеводнево-го), води та їх поєднання.
Прогнозування показників розробки газоконденсатного родовища на режимі виснаження пластової енергії. В основу розрахунку показників роз​робки газоконденсатного покладу на виснаження взято рівняння матеріального балансу для газоконденсатного покладу при газовому режимі
[image: image1891.png]P,
e = (s~ A PudOu s 5
Bt Pra = Lafn ~ aPrdlzm 3 o (Paa) +



 (7.31)
[image: image1892.png]+ ay(Pan) px(Pan) + M2 ),




де
[image: image1893.png]Mywa(t) = Myalfa—D + [Q.mr.(f YA -
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 (7.32)
[image: image1894.png]sngna.nlf
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[image: image1895.png]a (PR,



 — об'єм пор пласта, зайнятий нестабільним (сирим) конденсатом, що випав з газу на момент часу t;[image: image1896.png]L )



, [image: image1897.png]()



— маси видобутого пластового газу відповідно на моменти часу [image: image1898.png]Tl



 і t; [image: image1899.png]


, [image: image1900.png]Quracellt )



,  — видобуті об'єми сухого газу відповідно на моменти часу[image: image1901.png]


і t, приведені до стандартних умов  [image: image1902.png]P Te)



;[image: image1903.png]Cowzonrf)



 — сумарний об'єм видобутого пластового газу на момент часу t; [image: image1904.png]&, (Ppa)



— коефіцієнт насиченості пор пласта нестабільним конденсатом; [image: image1905.png]Pra



,[image: image1906.png]piFPon)



— відповідно густини пластового газу початкового і поточного складу, приведені до [image: image1907.png]


 і [image: image1908.png]


;  [image: image1909.png]2 (Pur)



— густина нестабільного конденсату, що випав в пласті на момент часу t, приведена до тиску Pna(t) і температури [image: image1910.png]nx



;[image: image1911.png]B [P, (th—D]



, [image: image1912.png]B P (1))



— об'ємні коефіцієнти переводу сухого газу в пластовий при стандартних умовах і тисках [image: image1913.png]P (th—1



,[image: image1914.png]Poat).
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Рис.7.5. Зміна в процесі зниження пласто​вого тиску характеристик газоконденсат​ної суміші для Вуктильського родовища


Під час розрахунків, крім вихідних даних, які використовують при проектуванні роз​робки газового покладу, додатково необхідно мати залежності [image: image1916.png]


,[image: image1917.png]ay = ay(Pos)



  [image: image1918.png]pr = pp(Pyy)



 ,[image: image1919.png]Px = Pu(Pog)



і[image: image1920.png]B = B(Pna)



, а також дані про вміст вуглеводневого конденсату в пластовому газі та газі, який видобувають з свердловин, при різних значеннях пластового тиску і умови сепарації вуглеводневої суміші. Дані залежності одержують в результаті про​ведення експериментальних досліджень кон​кретної газоконденсатної суміші з викори​станням бомби PVT на установках типу УГК-3 (УФР-2) або розрахунковим шляхом, виходячи з початкового складу пластового га​зу. На рис.7.5 показані деякі характерні за​лежності для Вуктильського газоконденсат​ного родовища, для якого початковий пласто​вий тиск дорівнює 37МПа, тиск початку кон​денсації - 33 МПа, тиск максимальної кон-
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денсації - 15 МПа, початковий вміст конденсату в газі - 500 смЗ/м3.
Показники розробки газоконденсатного покладу на виснаження слід знаходити, вихо​дячи з розв'язання диференційного рівняння, яке описує процес двофазної багатокомпонен​тної фільтрації газорідинної суміші з фазовими переходами при зміні тиску і температури. Наближено розрахунки основних показників розробки газоконденсатного покладу на вис​наження проводяться в такій послідовності, як і для газового. Розглянемо для прикладу ме​тодику прогнозування показників розробки газоконденсатного покладу при експлуатації свердловин з постійною депресією на пласт.
1. Періоди зростаючого і постійного видобутку газу.
1.1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
1.2.  Для кожного значення t встановлюють сумарний відбір сухого газу[image: image1921.png]L



і темп відбору сухого газу [image: image1922.png]Qe,(t).




Можливий варіант, коли при проведенні газодинамічних розрахунків за основу прий​мають видобуток конденсату.
1.3. Визначають масу видобутого пластового газу (сухого газу і конденсату) [image: image1923.png]M)



 за формулою (7.32). При цьому в першому наближенні значення [image: image1924.png]AP, (1))



  і [image: image1925.png]pe Poa(t)]



 приймають рівними їх значенням на попередній момент часу.
1.4. Знаходять середній пластовий тиск-в покладі на момент часу ґ —[image: image1926.png]Ppalt)



 (з формули (7.31)).
При цьому в першому наближенні значення [image: image1927.png](Pna)



, [image: image1928.png]2r(Paa)



, [image: image1929.png]PePar)



        [image: image1930.png]B(Pun)



 і [image: image1931.png]


 приймають рівними їх значенням на попередній момент часу чи беруть з попередньої ітерації.
1.5.  За [image: image1932.png]Pox(t)



 уточнюють значення [image: image1933.png]


, [image: image1934.png]2e(Pry)



,  [image: image1935.png]Pk(Pus)



 ,  [image: image1936.png]


 і [image: image1937.png]


, з якими повторюють розрахунки за п. 1.3-1.4 і так доти, поки не буде досягнуто заданого ступеня точності у визначенні середнього пластового тиску.
1.6. Знаходять поточний вибійний тиск[image: image1938.png]Pans(? )



 (за формулою (7.17)).
1.7. Для кожного значення[image: image1939.png]


 і [image: image1940.png]Pty



шукають коефіцієнти динамічної в'язкості і надстисливості газу[image: image1941.png]Faa



,[image: image1942.png]Hyus



, [image: image1943.png]


, [image: image1944.png]


, [image: image1945.png]


,[image: image1946.png]



1.8. Обчислюють поточний дебіт середньої свердловини[image: image1947.png]g(t)



(за формулою (7.18)). Знайдена таким способом величина q(t) характеризує поточний дебіт пластової газо​конденсатної суміші.
Слід зазначити, що для газоконденсатного покладу в зв'язку зі зменшенням проникності привибійної зони пласта, викликаного ретроградною концентрацією вуглеводневої суміші, коефіцієнти А* і В* у формулі припливу газу до свердловини є змінними. При відсутності залежностей А* —[image: image1948.png]A*P, )



 і В* =[image: image1949.png]B*(P,
na)



 значення цих коефіцієнтів приймають
постійними, а можливе зменшення дебіту свердловин порівняно з розрахунковими величи​нами враховується побічно тим, що при визначенні кількості свердловин приймають підвищене значення коефіцієнта резерву[image: image1950.png]



1.9. Знаходять потрібну кількість свердловин:
[image: image1951.png]a(tn-1
O3 gy Conscal ) BPea) = Caes D Pt ) - %




1.10.  Визначають поточний тиск на головці свердловини [image: image1952.png]


 Величину [image: image1953.png]Pgt)



 шука​ють за відповідними залежностями з врахуванням двофазності руху газу і вуглеводневого конденсату в підйомних трубах свердловин.
1.11. Знаходять сумарний видобуток конденсату
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[image: image1954.png]pnn.x! rll" + fonx ¢
Grua®) ~ Conaall 1+ [Gouger®)  Qougeliopy 22220 Gonnall)




де  [image: image1955.png]


[image: image1956.png]2t} = Gerpnan(t )~ Onrpeclf ) = Gerpop(? ) — Derpa.s




[image: image1957.png]


 — питомий промисловий видобуток конденсату, який припадає на одиницю об'єму видобутого сухого газу; [image: image1958.png]a(f)



- вміст конденсату в пластовому газі при поточному пластовому тиску [image: image1959.png]P (1),



  [image: image1960.png]


— пластові втрати конденсату у привибійній зоні  пласта (зоні дренування свердловини); [image: image1961.png][g(?)



 — [image: image1962.png]Byrpnaal? )]



— поточний вміст конденсату в пластовій газоконденсатній суміші, яку видобувають зі свердловин; [image: image1963.png]Gyrpeclf)



— поточний вміст конденсату у відсепарованому газі; [image: image1964.png]Gurpnpf)



— поточні промислові втрати  конденсату; [image: image1965.png]Burpac.s()



— втрати конденсату, пов'язані з його механічним виносом з сепараторів в момент часу t
Вміст конденсату в газі сепарації [image: image1966.png]Gyrprct)



 визначають залежно від умов промислової обробки продукції свердловин.
Втрати конденсату в системі збору і транспорту визначають за промисловими даними або приймають рівними 3 % від кількості конденсату, що виділяється в сепараторах:
[image: image1967.png]Garpap(t ) = 0,03 [%(1) — Farpinaa(t ) — darprc( )




Механічний винос конденсату з сепараторів #втр.„.в(О визначають за промисловими даними або знаходять з відповідних графічних і аналітичних залежностей. При вмісті кон​денсату в газі більше 100 см3/м3 [image: image1968.png]Garpaenlt)



 знаходять з рис.7.6 залежно від швидкості руху газу в сепараторі W(t). При вмісті конденсату в газі до 100 см3/м3 величина механічного виносу конденсату з сепараторів
	[image: image1969.png]Qurpu.sll)



-[image: image1970.png]K W(t),



 [image: image1971.png]Gnspaa(f)



 [смЗ/м3 ],W(t) [м/c].
Коефіцієнт виносу [image: image1972.png]


 визначають з рис.7.7 за​лежно від висоти сепараційного об'єму Н.
2. Період спадання видобутку газу. Розрахунки основних показників розробки газоконденсатного по​кладу для періоду спадання видобутку газу проводять в аналогічній послідовності, як і для періодів зростан​ня і постійного видобутку газу, за винятком п. 1.2 і 1.9.
[image: image1973.png]20

24

28 Kg




Рис.7.7. Залежність коефіцієнту ви​носу вуглеводневого конденсату з вертикального гравітаційного сепара​тора від висоти сепараційного об'єму



[image: image1974.png][y

2

0 W





Рис.7.6. Залежність механічного виносу вуглеводневого конденса​ту з вертикального гравітацій​ного сепаратора від швидкості руху газу
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Величина сумарного відбору сухого газу (п.1.2) не задається, а визначається за форму​лою
[image: image1975.png]BPas(t =) dlta—D + 0(t)
Qursesl® = Quunertla g ol 4 T Ly




В першому наближенні дебіт пластової газоконденсатної суміші із середньої свердлови​ни [image: image1976.png]


 приймають рівним його значенню на попередній момент часу [image: image1977.png]gty )



. Після зна​ходження[image: image1978.png]g )



повторюють всі розрахунки, починаючи з визначення [image: image1979.png]Onancerl? )



 і так до​ти, поки не буде досягнуто заданого ступеня точності у визначенні [image: image1980.png]



В п.1.9 замість числа свердловин п (t) визначають темп відбору сухого газу в момент часу t
[image: image1981.png]0urlt) = Wumnes®) = uupesta— ] = Goallom -




Особливості прогнозування показників розробки газоконденсатного по​кладу при підтриманні пластового тиску шляхом зворотного закачування су​хого газу в пласт. Показники розробки газоконденсатного покладу при повному чи част​ковому підтриманні пластового тиску шляхом зворотного закачування сухого газу в пласт слід визначати, виходячи з чисельного інтегрування диференційних рівнянь в частинних похідних, які описують процес двофазної багатокомпонентної фільтрації газорідинної суміші з фазовими переходами при зміні тиску і температури. Вихідну систему рівнянь одержують комбінацією рівнянь нерозривності для кожного компонента з узагальненим за​коном Дарсі для кожної з фаз. В зв'язку зі складністю розв'язання даних рівнянь і відсутністю достовірної геолого-промислової інформації на стадії проектування розробки га​зоконденсатного покладу при інженерних розрахунках застосовують наближені методики, наприклад методики, запропоновані М.Маскетом.
Розглянемо одну з можливих методик розрахунку показників розробки газоконденсат​ного покладу з підтриманням пластового тиску закачуванням сухого газу в пласт вище тис​ку початку конденсації вуглеводневої суміші. Відомі геологічна будова родовища, фізико-літологічні властивості продуктивних пластів, фізико-хімічні властивості газоконденсатної суміші, початкові запаси газу і конденсату і результати досліджень свердловин. Необхідно визначити зміну в часі положення межі розділення жирного (пластового) і сухого газів, тис​ку на межі розділення, тисків на вибоях і гирлах нагнітальних і видобувних свердловин, а також потрібну кількість нагнітальних і видобувних свердловин при заданих в часі значен​нях темпу і сумарних відбору та закачування сухого газу.
Для проведення розрахунків газоконденсатний поклад представляємо укрупненою свердловиною. Припустимо, що нагнітальні свердловини розміщені у центрі покладу у виг​ляді колової батареї радіусом [image: image1982.png]


, а на периферії знаходиться батарея видобувних свердло​вин радіусом [image: image1983.png]


(рис.7.8,а). З метою спрощення розрахункових залежностей приймаємо, що середньозважені за об'ємом пластові тиски в областях, зайнятих жирним (пластовим) і сухим газами, практично однакові, а рух описується лінійним законом.
Визначення основних показників розробки газоконденсатного покладу проводять в такій послідовності.
1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
2. Для кожного значення t встановлюють сумарний об'єм сухого газу, що відбирається з покладу [image: image1984.png]


 і закачується в пласт [image: image1985.png]Quaxcr(f)



, і темпи відбору [image: image1986.png]


 і закачування  [image: image1987.png]Qsee(t)



 сухого газу.
3. Визначають поточний пластовий тиск в покладі
245
[image: image1988.png]Paf Poy) _ [ Qo618 Pop) = Goonenlt)] P Taa }zo”’..,,)
Furtt) ={ 78, @ Gy Te



        —  без врахуван​ня відбору І закачування г~азу в зону пласта радіусом RH;
[image: image1989.png]> PoB Pon wnncrl? ) B Pas) ~ Qs wTon |
oty [P ) [Coms 00 (o el el

‘0o



—  при зниженні тиску в зоні покладу радіусом. [image: image1990.png]


 до [image: image1991.png]Poa(t)



 за рахунок відбору частини жирного газу центральною свердловиною, а також при попередньому заміщенні в цій зоні жирного газу су​хим, де[image: image1992.png]


; [image: image1993.png]


; h — газонасичена товщина пластів; [image: image1994.png]


 — коефіцієнт відкритої пористості, [image: image1995.png]Bar 8 (Pr)

(Pra,



— об'ємні коефіцієнти переводу сухого газу в пластовий відповідно при тисках [image: image1996.png]P Poa()




4. Знаходять положення межі розділення жирного і сухого газів в момент часу t
[image: image1997.png]Qo PuTay o [PaPPrn) _ 1Qunarlt WPr) = Lo WPuTn
. i N 8y ~ BT

o

R(t )=

1 P2BPo0)  Cunacrt ¥ Pun) = Quaeer N PurTun
[ 7 (@ — )Ty




без врахування відбору і закачування газу в зону пласта радіусом. [image: image1998.png]


;
[image: image1999.png]Guzwcrt WPaTos PabPrs) _ ouncelt BFus) = Quanest ) PnTan
Te 7 4T

Rz )=

PubPo) _ Ouunclt BPow) — Quaest NPTy
”""""“‘{ S }




при зниженні тиску в зоні покладу радіусом [image: image2000.png]


 до  [image: image2001.png]Poa)



 за рахунок відбору частини жирного газу центральною свердловиною;
[image: image2002.png]QumetPain B
A= PobPo)  Womacr PP — Crgerl VaTrn




при попередньому заміщенні в зоні пласта радіусом [image: image2003.png]


 жирного газу сухим.
5.  Визначають кількість видобувних свердловин, використовуючи формулу для дебіту колового ряду,
Q[image: image2004.png]kAT e (PEat) = .m(t )]

HrcpZmepPu ,u[lan/R(t)-* . IRy Iy R

banr(t) =




де [image: image2005.png]Fomcp



=[image: image2006.png](igna + Pas) 2



, [image: image2007.png]wcp



=[image: image2008.png](Zyna + 240 )/2




 [image: image2009.png]Mucpr Emcp



 — відповідно середні значення коефіцієнтів динамічної в'язкості і надстисливості жирного (пластового) газу; [image: image2010.png]By



 — кількість видобувних свердловин; [image: image2011.png]R



- приведений радіус видобувної свердловини; [image: image2012.png]Poeat)



 —     тиск     на     вибої     видобувної     свердловини     в     момент     часу     t;
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[image: image2013.png]Gunnelt) = o Gonaeelt I [Pry(t)



[image: image2014.png]Qunseelto-1)f le.('..—l)l} = Qonprlta—1) =




темп відбору пластового газу (сумарнийдебіт видобувних свердловин) в момент часу t.
Число видобувних свердловин знаходять, виходячи з найбільш складних умов їх роботи в початковий момент закачування сухого газу в пласт. Для цього у наведене рівняння підставляють [image: image2015.png]P..t)



=[image: image2016.png]


;[image: image2017.png]Pogn(t) =Py,



 ([image: image2018.png]Fax



— тиск початку конденсації вуглеводневої суміші);  [image: image2019.png]R(1) = R,,.




Значення [image: image2020.png]


 знаходять шляхом підбору.
6.  Визначають кількість нагнітальних свердловин (за формулою, аналогічно формулі п.5)
[image: image2021.png]kAT cr [Phucn(? ) = Phal?))

Ouert) = : .
MesyPecoPuTanlIAR( /Ry + 2= W0Ry /iy Rly]




або
[image: image2022.png]AT, [P )65 = omaaA—‘L‘E(eﬁ (Q"'( )J - Paa0)]

MecaZocyPaTan IRV Ry + 3 10R, /my RL]

Qealt) =




де [image: image2023.png]Peult)



 — тиск на гирлі нагнітальної свердловини в момент часу t; [image: image2024.png]Heepr Zeep



— відповідно середні значення коефіцієнтів динамічної в'язкості та надстисливості сухого га​зу; [image: image2025.png]R!



— приведений радіус нагнітальної свердловини.
Число нагнітальних свердловин визначають для найбільш складних умов їх роботи в кінці     періоду     витіснення    сухого   газу,   приймаючи    в     записаній     формулі [image: image2026.png]Poa(t)



 =[image: image2027.png]


, [image: image2028.png]


=[image: image2029.png]R(D)



, а тиск на гирлі нагнітальних свердловин рівним максимально можливому тиску на викиді компресорів за вирахуванням втрат тиску від компресорної станції до нагнітальних свердловин.
7. Розраховують зміну в часі тиску на вибоях видобувних свердловин [image: image2030.png]Pausa(t )



 (з фор​мули п.5).
8. Знаходять зміну в часі тиску на вибоях нагнітальних свердловин [image: image2031.png]Poweull)



 (з форму​ли п.6).
9. Визначають зміну в часі тисків на гирлах видобувних і нагнітальних свердловин, ви​користовуючи залежності, аналогічні формулі Адамова.
10. Знаходять коефіцієнт охоплення витісненням по площі жирного газу сухим
[image: image2032.png]EER@E D




де           [image: image2033.png]= R/R,.




При    [image: image2034.png]R,



> 10  Е =[image: image2035.png]


+2).
11. Визначають час прориву сухого газу у видобувні свердловини.
Тривалість процесу розробки газоконденсатного покладу з підтриманням пластового ти​ску до моменту прориву сухого газу у видобувні свердловини можна наближено визначити, виходячи з охоплених витісненням запасів сухого газу [image: image2036.png]QuanicsE



 і середнього темпу закачки  сухого газу в пласт  [image: image2037.png]
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Визначення показників розробки газоконденсатного покладу при підтриманні пластового тиску шляхом законтурного заводнення. Газо​конденсатний поклад апроксимуємо укрупненою свердловиною зі змінним в часі радіусом [image: image2039.png]


 Радіус початкового контура газоносності позначимо[image: image2040.png]


 Припустимо, що нагнітальні свердловини розміщені в законтурній частині пласта у вигляді колової батареї з радіусом [image: image2041.png]


 (рис.7.8,б). В центрі покладу розміщена батерея видобувних свердловин радіусом [image: image2042.png]


 Пла​стовий тиск підтримується вище тиску початку конденсації вуглеводневої суміші [image: image2043.png]



Для розрахунку використовуємо рівняння матеріального балансу для газоконденсатного покладу при водонапірному режимі, яке при пластовому тиску '.[image: image2044.png]


  буде аналогічним  відповідному рівнянню для газового покладу (7.19). Рівняння (7.19) з врахуванням виразу для заводненого порового об'єму (7.21) перепишеться у вигляді
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Розв'язуємо дане рівняння відносно сумарної кількості води, що надійшла в газоконден​сатний поклад на момент часу t
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 (7.33)
При підтриманні тиску в газоконденсатному покладі на рівні початкового пластового тиску
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 (7.34)
Процес фільтрації води в зонах від[image: image2049.png]


до[image: image2050.png]


і від[image: image2051.png]


до[image: image2052.png]


описуємо, використовуючи
формулу Дюпюї
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                    (7.36)
Розрахунок основних показників заводнення газоконденсатного покладу проводиться в такій послідовності.
1. Задаються рядом послідовних значень часу t.
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[image: image2056.png]


                      [image: image2057.png]



Рис.7.8. Розрахункові схеми газоконденсатного покладу при підтриманні пластового тиску закачуванням сухого газу (а) і заводненням (б)
2. Для кожного значення t встановлюють сумарний відбір сухого газу [image: image2058.png]Opz.crlt)



  і темп відбору сухого газу  [image: image2059.png]Q. (1)




3. Для заданого значення підтримуваного пластового тиску [image: image2060.png]


  визначають сумарну кількість води,  що надійшла в газоконденсатний поклад  (за формулою  (7.33)  або (7.34)). 
При цьому у першому наближенні значення [image: image2061.png]Put)



, [image: image2062.png]Z(Py)



, [image: image2063.png]


 та інших невідомих  величин тут і в подальших розрахунках до уточнення приймають рівними їх значенням на попередній момент часу або беруть з попередньої ітерації.
4.   Знаходять поточну  витрату  води,  яка  надходить в газоконденсатний поклад
[image: image2064.png]4(t) = 5 1Gt) = Qyltas DI = GlfaD:
At




5. Визначають поточне положення межі розділення газ-вода[image: image2065.png]R(t)



за формулою (7.28).
6. Обчислюють тиск на початковому контурі газоносності в момент часу [image: image2066.png]


 (з формули (7.35)).
7.  Знаходять поточний середній тиск в обводненій зоні [image: image2067.png]


 (за формулою (7.30)) і відповідний йому коефіцієнт надстисливості газу [image: image2068.png]



8. За [image: image2069.png]P(t)



 уточнюють значення коефіцієнтів залишкової газонасиченості [image: image2070.png]


 і фазо​вої проникності для води [image: image2071.png]


 в обводненій зоні пласта ( з графічних залежностей, побу​дованих за результатами відповідних лабораторних експериментів, чи за аналітичними за​лежностями) .
9. Повторюють всі розрахунки, починаючи з п.З і так до тих пір, поки не буде досягнуто заданого ступеня точності шуканих величин.
10.   Обчислюють тиск на лінії розміщення нагнітальних свердловин в момент часу [image: image2072.png]t— P(R,.1)



 (з формули (7.36)).
11.  Знаходять сумарний розхід води, що закачується в нагнітальні свердловини в мо​мент часу t,
[image: image2073.png]e (T} = 4(t ) + Gurp(t),




де                                 [image: image2074.png]2
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—  сумарна кількість води, що перетекла в законтурну частину пласта відповідно на мо​менти часу  [image: image2076.png]tn1



 і  t; [image: image2077.png]Barp(fa—1 )



  [image: image2078.png]Gprp(t)



- сумарні витрати води, що перетікає в законтурну  частину пласта відповідно в моменти часу [image: image2079.png]Tna



 і  t; ; [image: image2080.png]PRt



 [image: image2081.png]P(R,.t)



 — тиск на лінії розміщення нагнітальних свердловин відповідно в моменти часу[image: image2082.png]


і ґ;;[image: image2083.png]


— табульована функція безрозмірного часу[image: image2084.png]


(параметр Фур'є). Безрозмірний час визначається за формулою (7.25).
Таблиці функції[image: image2085.png]


складені для нескінченного за протяжністю, кінцевого замкнутого і відкритого водоносного пласта. Значення відповідно [image: image2086.png]


 і [image: image2087.png]


 для покладу, оточеного
водоносною зоною нескінченної протяжності, наведені нижче: 0,01 і 0,112; 0,1 і 0,404; 0,2 і 0,606; 0,4 і 0,898; 0,6 і 1,14; 0,8 і 1,359; 1 і 1,57; 2 і 2,442; 4 і 3,897; 6 і 5,148; 8 і 6,314; 10 і 7,417; 20 і 12,29; 40 і 20,88; 60 і 28,60; 80 і 35,99; 100 і 43,01; 200 і 75,86; 400 і 134,8; 600 і 189,7; 800 і 242,3; 1000 і 293,1.
12. Визначають кількість нагнітальних свердловин.
При розрахунках використовують формулу Дюпюї для сумарної витрати води, що за​качується в одну нагнітальну свердловину,
[image: image2088.png]Gepu(l) _ 2PKAIPyys () — PRy )]
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де [image: image2089.png]Prutalt }



=[image: image2090.png]Hae




 [image: image2091.png]


— кількість нагнітальних свердловин; [image: image2092.png]


 —  приведений радіус нагнітальних свердловин; [image: image2093.png]Posult)



— тиск на вибоях нагнітальних свердловин в момент часу t; [image: image2094.png]


— тиск на викиді насосів; [image: image2095.png]AP, AP,



— втрати тиску на тертя відповідно в нагнітальних водоводах від насосів до свердловин і у насосно-компре​сорних трубах; Н — середня глибина нагнітальних свердловин; [image: image2096.png]P



— густина води; [image: image2097.png]


— коефіцієнт   забруднення   привибійної   зони   нагнітальних   свердловин   механічними домішками і солями, який представляє собою відношення початкової приймальної здат​ності нагнітальних свердловин до середнього значення за період між очищенням при​вибійної зони від бруду і всіх зважених частинок ([image: image2098.png]


- 1, 2,... 1,4).
7.6. Вибір раціонального варіанта розробки газоконденсатного і газового родовища
Оптимальним серед способів розробки газоконденсатного родовища вважається варіант, який забезпечує максимум народногосподарського ефекту
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де [image: image2101.png]


  [image: image2102.png]


- річний видобуток газу і конденсату в t - му році; K(t), [image: image2103.png]


- капітальні вкладення у видобуток газу і конденсату і річні експлуатаційні витрати (без амортизації) в t - му році відповідно; [image: image2104.png]


,[image: image2105.png]


 - вартісна оцінка (відпускна ціна) газу і конденсату, крб/1000м3 і крб/т; Е — коефіцієнт, який враховує різночасність (неодночасність) одержання продукції (реалізації газу
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і конденсату) і здійснення витрат (Е = 0,12); Т — строк розробки родовища за досліджуваним варіантом; t — порядковий номер року розробки.
При вартісній оцінці конденсату в місці його видобутку враховується вартість продуктів, які одержують з конденсату за вирахуванням витрат на переробку, транспорт конденсату і готової продукції. Під вартісною оцінкою газу розуміється вартісна оцінка замикаючого па​лива (кам'яного вугілля) в пункті споживання газу за вирахуванням витрат на транспорт газу від місця його видобутку в даний пункт.
У випадку газового родовища [image: image2106.png]


(t )=-0.
Якщо досліджувані варіанти характеризуються однаковими рівнями річних відборів га​зу і конденсату і строками розробки, то оптимальний варіант можна вибирати за мінімумом приведених витрат
[image: image2107.png]T T
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Критерії приведених витрат застосовують і при різних рівнях річних видобутків газу і конденсату. Однак у цьому випадку необхідно вирівняти різні варіанти за рівнями видобут​ку газу і конденсату. При проведенні розрахунків варіант з максимальним річним видобут​ком газу і конденсату приймається за базовий. В інших варіантах збільшують витрати на видобуток газу і конденсату, які одержані додатково в базовому варіанті порівняно з досліджуваними варіантами.
Межею рентабельного видобутку газу є момент часу, коли собівартість видобутку газу зрівнюється з відпускною ціною на газ.
7.7. Аналіз розробки родовищ природних газів
Задачі аналізу розробки родовищ природних газів. Проекти дослідно-промислової ек​сплуатації і розробки родовищ природних газів складаються за даними порівняно невеликої кількості свердловин і не можуть враховувати всіх особливостей будови родовищ, що в ряді випадків приводить до відхилення проектних і фактичних показників. Тому надалі при ре​алізації проектних документів проводиться авторський нагляд за виконанням проектних рішень, контроль, аналіз і регулювання процесу розробки.
Система і порядок здійснення контролю за розробкою родовища повинні бути визначені в проекті розробки. Контроль за розробкою родовища здійснюється видобувним підприємством за участю організації, яка склала проект розробки, шляхом систематичного аналізу ходу розробки на основі регулярних замірів і спостережень, а також комплексу досліджень, які проводять на видобувних, нагнітальних, спостережних, п'єзометричних і контрольних свердловинах.
Система контролю повинна включати такий мінімум досліджень: систематичні та періодичні контрольні заміри пластових і гирлових статичних тисків по всьому фонду свер​дловин і рівнів води в п'єзометричних свердловинах; промислово-геофізичні дослідження щодо визначення положення контакту газ-вода і виділення газовіддаючих і обводнених інтервалів в продуктивному розрізі свердловин; дослідження свердловин на продуктивність (приймальну здатність); газогідродинамічні дослідження свердловин при нестаціонарних режимах фільтрації; періодичний відбір і аналіз проб газу, конденсату і води; періодичні контрольні заміри параметрів роботи видобувних свердловин (робочих тисків і температур, дебітів газу і води), вмісту конденсату в пластовому газі, який надходить на промислові ус​тановки, і в газі сепарації, питомого виходу конденсату на установках промислової обробки газу, а також щодобовий замір кількості видобутих газу, конденсату і попутної пластової во​ди. Одержану інформацію використовують для аналізу розробки родовища.
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Задачами аналізу є узагальнення даних розробки й експлуатації родовища і на цій ос​нові уточнення геологічної будови родовища і початкових запасів газу і конденсату, вста​новлення характерних особливостей розробки родовища, причин зміни продуктивної ха​рактеристики свердловин, ступеня дренування продуктивних відкладів і характеру просу​вання пластових вод по площі і розрізу, причин відхилення фактичних і проектних показників, внесення необхідних коректив в проектні рішення й обгрунтування заходів що​до регулювання процесу розробки родовища. При проведенні аналізу розробки родовища будують карти розробки, карти ізобар (приведених ізобар), карти добутку ефективної газо-насиченої товщини на пористість, карти обводнення (поточного положення газоводяного контакту, рівних значень водних факторів і мінералізації попутної води), профілі тиску, за​лежність приведеного пластового тиску від сумарного видобутку газу, графіки зміни в часі параметрів роботи свердловин (дебіту газу, робочого тиску, водного і конденсатного фак​торів) , коефіцієнтів фільтраційних опорів привибійної зони пласта, залежності від пласто​вого тиску вмісту конденсату в газі, який надходить на промислові установки, питомого ви​ходу конденсату на промислових установках, густини і молекулярної маси конденсату.
За результатами аналізу видають рекомендації для регулювання процесу розробки ро​довища. При цьому вони повинні узгоджуватись з принциповими технологічними рішеннями, прийнятими в проектних документах. Перевищення витрат над проектними в результаті реалізації рекомендацій не повинно перевищувати 10 %. Інакше складаються нові проектні документи.
Визначення запасів газу в родовищі за промисловими даними. На стадії складання проекту дослідно-промислової експлуатації родовища запаси газу визначають об'ємним ме​тодом, використовуючи залежності
[image: image2108.png]PoTer
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або
[image: image2109.png]Quan = 00 PuTer/ZyPuTon:



 (7.37)
або
[image: image2110.png]Q= Q* (P/2,),



 (7.38)
де F — площа газоносності; т0 — коефіцієнт відкритої пористості; h — газонасичена тов​щина пласта.
Значення підрахункових параметрів [image: image2111.png]Gy Mg, A



 одержують за результатами промислово-геофізичних і газогідродинамічних досліджень свердловин і лабораторних досліджень кернового матеріалу.
У зв'язку з відсутністю на стадії проектування розробки газового родовища достовірної інформації про його будову можливе значне відхилення розрахункових запасів газу від фак​тичних. Тому в процесі розробки родовища запаси газу уточнюють за промисловими дани​ми. На практиці більш широко застосовують метод підрахунку запасів газу за зниженням пластового тиску. В його основу покладено рівняння матеріального балансу для газового по​кладу при газовому режимі (7.4). Застосовуючи цей метод, використовують промислові дані про зміну в часі середнього пластового тиску [image: image2112.png]P



 і кількості відібраного газу [image: image2113.png]Qenal? )s



 які представляють у вигляді графічної залежності [image: image2114.png]Punt Y Z(Py,)



=[image: image2115.png]fQpmat N



 (рис.7.9).
Така обробка промислових даних дає змогу виключити з розгляду дефектні точки і встано​вити причини різних аномалій, відхилень. Для газового режиму розробки газових родовищ досліджувана залежність є прямолінійною. Екстраполюючи її до перетину з віссю абсцис, одержують величину початкових запасів газу. З іншого боку, початкові запаси газу можна
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знайти за значенням приведеного газонасиченого перового об'єму [image: image2116.png]o



, використовуючи формулу (7.38). Неважко зауважити, що [image: image2117.png]o



 дорівнює котангенсу кута нахилу лінії газово​го режиму до осі абсцис (рис.7.9):
[image: image2118.png]., o ot} = Comaltr)
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При значному розкиді точок на графічній залежності [image: image2119.png]Poalt Y Z Pon)



=[image: image2120.png]


 що не дає змогу однозначно провести пряму лінію, для знаходження[image: image2121.png]Q*



використовують метод найменших квадратів
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 (7.39)
Залишкові запаси газу шукають, виходячи з балансових співвідношень між початкови​ми запасами і кількістю відібраного газу[image: image2123.png]Qaanzan(l)



=[image: image2124.png]


-[image: image2125.png]Qonal? )



. або
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Рис.7.9. Залежність [image: image2128.png]P DED,D



 = =[image: image2129.png]F [Qgua®}



 для підрахунку зпасів газу в однопластовому покладі за методом зниження пластового тиску


 Підрахунок запасів газу за методом зниження пластового тиску слід проводити тільки в період другої фази неусталеної фільтрації газу, коли воронка депресії, викликана введенням в експлуатацію свердловин, доходить до межі пласта і зниження тиску на ній перевищує похибку зразкових манометрів. Згідно з дослідженнями, проведеними у ВНДІгазі, мінімальна величина зниження пластового тиску, з якої можна починати підрахунок за​пасів газу даним методом, становить 2 — 9 % від Рп. Після зниження тиску на 10—15 % від Рп, а у випадку неточного визначення початкового і поточного пластового тисків - на 17—35 % від [image: image2130.png]


подальший відбір газу не збільшує точність підрахунків за​пасів газу.
При наявності неконтрольованих пе​ретоків газу в інші горизонти в початко​вий період розробки покладу (рис.7.10,а) або під'єднанні в свердловинах інших го​ризонтів (рис. 7.10,6) [image: image2131.png]foud



 в формулі підрахунків початкових запасів газу (7.38) визначають за котангенсом кута нахилу до осі абсцис кінцевої прямо​лінійної ділянки            залежності [image: image2132.png]PtV Z (Pay)



 =[image: image2133.png]F [Ceua(@))-



 На рис. 7.10,а також показано графічний метод підрахунку початкових запасів газу і кількості газу, який перетік в інші гори​зонти.
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Рис.7.10. Залежність [image: image2135.png]P tVZ(p, ) = 10, (D]



 при перетоці газу в початковий період  розробки газового покладу (а) і при підключенні в свердловинах іншого горизонту (б)
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Рис.7.11. Залежності приведеного середнього пластового тиску [image: image2137.png]P/z



 і коефіцієнта насиченості пор пласта конденсатом, що випав,[image: image2138.png]


від сумарного видобутку сухого газу [image: image2139.png]



При водонапірному режимі розробки газових родовищ для обчислення початкових за​пасів газу використовують початкову прямолінійну ділянку залежності[image: image2140.png]Poat Y Z(Phy)



= [image: image2141.png]F Qa1 )]



 Якщо відомі положення контура газон зсності і значення коефіцієнта залишко​вої газонасиченості обводненої зони, початкові запаси газу можна знайти, використовуючи рівняння матеріального балансу для водонапірного режиму (7.19).
У випадку газоконденсатних родовищ при розробці на режимі виснаження залежності приведенного середнього пластового тиску [image: image2142.png]P.(tYVZ(P,,)



 від сумарного видобутку сухого  газу [image: image2143.png]Quvaer(f)



 (рис.7.11) і маси видобутої газоконденсатної суміші(рис. [image: image2144.png]


7.12) є криволінійними незалежно від характеру зміни насиченості пор пласта конденсатом, що випав, в області тисків, менших від тиску максимальної конденсації вуглеводневої суміші.
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Рис.7-11. Залежності приведеного середнього пластового тиску P/Z і коефіцієнтів конденсатовіддачі [image: image2146.png]


 і вуглевод-невіддачі [image: image2147.png]P



 від маси видобутої газоконденсатної суміші [image: image2148.png]


 [image: image2149.png]=,



 змінюється за кривою 1;[image: image2150.png]2=,



змінюється за кривою 2 (див.рис.7.11)



На рис.7.12 також наведені за​лежності для коефіцієнтів кон-денсатовіддачі [image: image2151.png]By



 і вуглевод-невіддачі [image: image2152.png]


 Початкові запа​си сухого газу і газоконденсатної суміші мож​на знайти з початкових пря​молінійних ділянок вказаних залежностей. При малій різниці між початковим пла​стовим тиском і тиском почат​ку конденсації вуглеводневої суміші, в умовах відсутності прямолінійних ділянок на досліджуваних залежностях, підрахунок початкових запасів газу рекомендується проводи​ти, використовуючи рівняння матеріального балансу для га​зоконденсатного покладу при газовому режимі (7.31). З да​ного рівняння методом най​менших квадратів одержано такий вираз для визначення приведеного газонасиченого порового об'єму:
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 (7.40)
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За відомою величиною [image: image2157.png]


 знаходять початкові запаси пластового газу [image: image2158.png][ # Jp——



 (за формулою (7.38)), початкові запаси сухого газу[image: image2159.png]


і початкові запаси конденсату [image: image2160.png]


[image: image2161.png]Qe ™ Lannac ! B (Po)



[image: image2162.png]


[image: image2163.png]Qaannn.Znorx



,  де[image: image2164.png]


— об'ємний коефіцієнт переводу сухого газу в пластовий при початковому пластовому тиску [image: image2165.png]Py Gnore



- початковий  потенціальний вміст конденсату (фракції[image: image2166.png]Cotr



) в пластовому газі. У випадку газового родовища
[image: image2167.png]



Підставивши ці величини в рівняння (7.40), одержимо рівняння (7.39).
Найбільшу трудність при обчисленні запасів газу розглянутим методом викликає визна​чення середньозваженого за газонасиченим поровим об'ємом пластового тиску. В загально​му випадку для розрахунку середнього тиску використовують формулу
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Якщо температура по об'єму покладу змінюється в незначних межах і її можна прийня​ти постійною, то
[image: image2169.png]



У ряді випадків зміною коефіцієнта надстисливості газу по об'єму покладу можна знех​тувати. Тоді
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 (7.41)
де і - номер елементарного об'єму; [image: image2171.png]Poao (@nohtF);



—відповідно середній тиск і значення  параметра [image: image2172.png](apmphF );



  для і-го об'єму.
На практиці для розрахунку середнього пластового тиску використовують карту ізобар (при​ведених ізобар) і карту рівних значень параметра [image: image2173.png]antitg -



 Наносять на кальку квадратну сітку, накладають її по черзі на карти ізобар (приведених ізобар) і рівних значень параметра [image: image2174.png]antitg A



 знаходять в центрі кожного квадрата значення [image: image2175.png]P;



 або [image: image2176.png]


і[image: image2177.png]{eenmg B,



 потім за форму​лою (7.41) визначають середній пластовий тиск [image: image2178.png]P,




Наближено середній пластовий тиск в родовищі може бути визначений як середньоа​рифметичний пластових тисків в окремих свердловинах.
Для родовищ з великим поверхом газоносності запропоновано два методи визначення середнього пластового тиску: середньовагової площини і зважування тиску за умовними об'ємами дренування окремих свердловин. Згідно з першим методом, знаходять центр ваги газонасиченої частини родовища, проводять через нього горизонтальну площину, на яку зводять поточні тиски в окремих свердловинах. Середній пластовий тиск визначають за формулою
[image: image2179.png]



де [image: image2180.png]


— приведений на середньозважену площину поточний пластовий тиск в і'-й сверд​ловині; п — число свердловин.
У другому методі родовище з великим поверхом газоносності розбивають на однакові по висоті умовні об'єми. По середині кожного об'єму проводять горизонтальні площини.На них зводять тиски по тих свердловинах, інтервали перфорації яких перебувають у межах умовних об'ємів. Свердловини з великим інтервалом перфорації можуть одночасно потра​пити на декілька площин. Для кожного умовного об'єму знаходять середній пластовий тиск як середньоарифметичне значень тисків у тих свердловинах, інтервали перфорації яких пе​ребувають у межах даного об'єму. Середній пластовий тиск в покладі визначають за фор​мулою
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[image: image2181.png]



де [image: image2182.png]L]



— газонасичений поровий об'єм /-го умовного об'єму; п — число умовних об'ємів; [image: image2183.png]


 — середній пластовий тиск для г'-го умовного об'єму.
В розглянутих методиках визначення середнього пластового тиску і відповідно запасів газу побічно використовується об'ємний метод підрахунку запасів газу. Тому заслуговують на увагу методики, в яких непотрібні дані про геологічну будову родовища.
Так, для визначення середнього пластового тиску запропоновано використовувати дані про зміну в часі дебітів газу і пластового тиску в окремих свердловинах
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[image: image2186.png]Pogfts b Pnata)



 - пластові тиски в і - й свердловині відповідно в моменти часу [image: image2187.png]


 і [image: image2188.png]fi ai(tz)



 — дебіт ; - й свердловини в момент часу[image: image2189.png]


; п - число свердловин.
Метод зважування пластового тиску за робочими дебітами свердловин дає хороші ре​зультати в основному для однорідних пластів.
В іншій методиці за даними зміни в часі дебітів газу і пластових тисків в окремих сверд​ловинах безпосередньо розраховуються запаси газу. В основу методики покладено дифе-ренційне рівняння виснаження газового покладу для газового режиму
[image: image2190.png]o d | Pant)
&)=~ G Bl




 (7.42)
Записавши (7.42) для окремої свердловини, після перетворень одержимо вираз для підрахунку початкових запасів газу
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Метод підрахунку початкових запасів газу за методом зниження пластового тиску шля​хом визначення питомих об'ємів дренування окремих свердловин оснований на припу​щенні, що свердловини дренують окремі, постійні в часі зони. Таке припущення наявне у наступних випадках: свердловини дренують окремі лінзи, блоки; число свердловин постійне і вони одночасно введені в експлуатацію; тиск знижується рівномірно по всьому пласту.
При підрахунку запасів газу для всіх свердловин будують залежності[image: image2192.png]Pt VZ(Po)



=[image: image2193.png]


 , за якими визначають на даний момент часу t значення приведеного газонаси-
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ченого перового об'єму [image: image2194.png]


 Поточний середній пластовий тиск, початкові та залишкові за​паси газу розраховують за формулами
[image: image2195.png]Poalt) = ZPnn)





[image: image2196.png]



[image: image2197.png]



Знайдені таким чином запаси газу відповідають тим мінімальним запасам, які в даний момент часу беруть участь у розробці. При визначенні середнього пластового тиску і запасів газу розглянутим методом не потрібні дані про геологічну будову родовища. В той же час можливі похибки в розрахунку запасів газу у випадку криволінійності залежностей [image: image2198.png]Poalt Y Z (Ppy)



 = [image: image2199.png]£ (Qaual?)}



 для окремих свердловин.
При підрахунку запасів газу двопластового родовища, аналогічно як і у випадку одно-пластового родовища, використовується рівняння матеріального балансу для газового ре​жиму.
Припустимо, що два горизонти експлуатуються єдиною сіткою свердловин. Для кожно​го горизонту з врахуванням можливих перетоків газу між ними можна записати
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 (7.44)
Складаючи (7.43) і (7.44), після перетворень отримаємо
[image: image2202.png]Qouea(t) = & [Py = Paa (¢ + Q1 Py = Prp ()],



 (7.45)
де [image: image2203.png]Qura(t) = Qo () + G, (1)



— сумарний видобуток газу з родовища на момент часу t\[image: image2204.png]Qnep(?)



— сумарний переток газу між горизонтами на момент часу ґ ;[image: image2205.png]


 [image: image2206.png]Poat) = Pyt WZ (Pyy).




Розділимо  по  черзі  ліву   і  праву   частини  рівняння   (7.45)   на [image: image2207.png][Pry = Paa ()]



  і  [image: image2208.png][Pay = Py (1)1:
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Рис.7.13. Залежності для підра-                 Рис.7.14. Залежності для підрахунку хунку запасів газу двопластового                        запасів газу двох горизонтів при
родовища при експлуатації пластів                      експлуатації одного горизонту
єдиною сіткою свердловин                                        і перетоку газу в другий
Промислові дані обробляють у вигляді залежностей
[image: image2213.png]Qunalt)
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 =[image: image2214.png]


[image: image2215.png]


  (рис.   7.13,   лінія  1) і[image: image2216.png]
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 ( рис. 7.13, лінія 2). Порядок визначення[image: image2218.png]


 і[image: image2219.png]


 показаний на рис. 7.13. За Q1* і Q2* знаходять початкові запаси родовища і кожного з горизонтів, залиш​кові запаси газу, поточні пластові тиски в горизонтах (зі спільного розв'язання рівнянь (7.46) і (7.47)) і сумарний переток газу між горизонтами (з рівння (7.43) або (7.44)).
Розглянемо випадок, коли частина газу в результаті негерметичності цементного каме​ню в заколонному просторі перетікає з нижнього горизонту (2) у верхній горизонт (1) з меншим пластовим тиском, який в даний момент часу не розробляється. Рівняння ма​теріального балансу для кожного горизонту матимуть вигляд
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Після перетворень отримаємо
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 (7.48)
Розділимопо  черзі  ліву  і   праву  частини  рівняння   (7.48)   на [image: image2223.png][Ppa (&) = Pyl
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Промислові дані обробляють графічно у вигляді залежностей
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    (рис.      7.14,      лінія      1)      і   [image: image2229.png]
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 (рис. 7.14, лінія 2). Порядок визначення[image: image2231.png]Ql
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показаний на рис. 7.14. При  [image: image2233.png]
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 точка перетину ліній 1 і 2 знаходиться на осі абсцис, при [image: image2235.png]QI
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- нижче. За[image: image2239.png]
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 знаходять початкові та залишкові запаси газу в  кожному горизонті, поточні пластові тиски і сумарний переток газу з другого горизонту в перший.
У момент часу, який відповідає точці перетину ліній / і 2, переток газу між горизонтами припиняється. При подальшій розробці родовища почнеться зворотний переток газу - з го​ризонту 1 в горизонт 2.
Визначення за промисловими даними сумарної кількості води, що надійшла в газо​вий поклад. Для контролю і регулювання процесу розробки газових родовищ з водо​напірним режимом потрібно знати сумарну кількість води [image: image2241.png]()



, яка в них надійшла, і ко​ефіцієнт залишкової газонасиченості обводненої зони [image: image2242.png]Gq(t ).



 Відомі такі методи визначення  [image: image2243.png]().




1.  Аналітичні, основані на апроксимації газового покладу укрупненою свердловиною і розв'язанні двомірних задач з рухомою межею розділу газ - вода. Методи цієї групи вимага​ють достовірної інформації про геологічну будову родовища і ефективність витіснення газу водою з пористого середовища.
2.     Методи,     основані    на    використанні    результатів    промислово-геофізичних, гідрохімічних, газогідродинамічних й інших промислових досліджень по контролю за пе​реміщенням газоводяного контакту. В умовах нерівномірного переміщення пластових вод по площі газоносності та продуктивному розрізу, характерного для більшості родовищ, визна​чити з достатньою точністю поточне положення газоводяного контакту не можливо.
3. Метод, оснований на використанні значень середньозваженого за початковим газона-сиченим поровим об'ємом родовища поточного пластового тиску [image: image2244.png]



[image: image2245.png]R ()Pas(t) | ny (DOP()
Pat) 2w 2
2P okt




 (7.49)
Вираз для [image: image2246.png]Q)



можна одержати з рівняння матеріального балансу для газового родовища при водонапірному режимі (7.19). Додаючи в ліву і праву частину рівняння (7.19)  співвідношення [image: image2247.png]Z(Py)



 і розв'язуючи його відносно [image: image2248.png]2.(t)



 з   врахуванням виразів для заводненого перового об'єму [image: image2249.png]


 (7.21) і середньозваженого за початковим газонасиченим поровим об'ємом родовища пластового тиску в момент часу t (7.49), одержуємо
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Рис.7.15. Зміна в часі тиску на початковому контурі газоносності (/), середніх тисків в по​кладі (2, 3), газовій (4) і обводненій (5) зонах при водонапірному режимі та середнього тис​ку в покладі (6) при газовому режимі (2, 3) — усереднення тиску за початковим (2) і поточ​ним (3) газонасиченими поровими об'ємами



Де [image: image2252.png]P{) _Pa_ Qo)
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- середньозважений за початковим газонасиченим по​ровим об'ємом поточний пластовий тиск в родовищі при газовому режимі.
Величину [image: image2253.png]


 знахо-дять за допомогою карт ізобар (приведених ізобар), побудо-ваних за даними заміру пластового тиску у видобувних, спостережних і п'єзометричних свердловинах. На рис. 7.15 показані співвідношення між тиска​ми в різних частинах родовища при водо​напірному режимі. Залежності [image: image2254.png]Plt)
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 (t)   і [image: image2256.png]P tyZ(Py)



= [image: image2257.png]F[Qpnn(t)]



 за-вжди  розміщуються  вище за-лежностей [image: image2258.png]P (t)y=Ft)
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 для газового і водонапірного режимів.
При проведенні розрахунків за фор​мулою (7.50) визначають сумарну кількість води, що надійшла в газове ро​довище на момент часу  t -[image: image2261.png]Q(r )



 Потім за величиною [image: image2262.png]


, використовуючи рівняння матеріального балансу для газового родовища при водонапірному режимі (7.19), знаходять значення коефіцієнта залишкової газона​сиченості обводненої зони [image: image2263.png]



Визначення за промисловими даними коефіцієнта залишкової газонасиченості об​водненої зони. Коефіцієнт залишкової газонасиченості пористого середовища при витис​ненні газу водою можна визначити такими методами.
1.  За даними лабораторних досліджень процесу витіснення газу водою з природних зразків порід в умовах, які моделюють пластові.
2. Розрахунковим шляхом з використанням емпіричних залежностей між коефіцієнтом залишкової газонасиченості та параметрами пористого середовища або аналітичних ви​разів, одержаних за даними математичної обробки результатів лабораторних експери​ментів.
3. За даними промислово-геофізичних досліджень обводнених свердловин.
4. За балансовими співвідношеннями між початковими запасами газу в родовищі, сума​рним видобутком газу і залишковими запасами газу (при відомому положенні контура газо​носності) . Розрахунки проводяться з використанням рівняння матеріального балансу для га​зового покладу при водонапірному режимі.
5. За параметрами точки перетину графіків залежності приведений середній пластовий тиск - відбір газу для газового і водонапірного режимів.
У точці перетину вказаних залежностей середні тиски в газонасиченій частиш пласта [image: image2264.png]P_(t)



 при газовому і водонапірному режимах будуть однакові. Записавши вирази для [image: image2265.png]Pot)



 з рівняння матеріального балансу для газового родовища при газовому (7.4) і водо​напірному (7.19) режимах і прирівнявши їх праві частини, після перетворень одержимо та​ку умову перетину ліній газового і водонапірного режимів:
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 (7.51)
З рівняння (7.51) видно, що лінії перетнуться, коли кількість защемленого газу в оди​ниці обводненого порового об"єму при водонапірному режимі зрівняється з поточними запа​сами газу в одиниці газонасиченого порового об"єму при газовому режимі.
Розв'язуючи рівняння (7.51) відносно[image: image2267.png]


одержуємо
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 (7.52)
6. За значеннями середнього пластового тиску в різних частинах родовища при газово​му і водонапірному режимах.
З рівняння матеріального балансу для газового середовища при водонапірному режимі (7.19) з врахуванням співвідношення для сумарної кількості води, що надійшла в родовище, (7.50) одержимо такий вираз
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Для точки перетину залежностей[image: image2270.png]Poat Y Z (P )= FlQua(t)N



 для газового і водонапірного режимів[image: image2271.png]Pu)y="P()



і рівняння (7.53) перетворюється в раніше записане рівняння (7.52).
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Глава 8
Нафтогазоконденсатовіддача пластів і вуглеводневіддача родовищ природних газів
8.1. Призначення, напрямки розвитку і класифікація методів підвищення нафтовіддачі пластів
Однією з основних умов раціональної розробки нафтових родовищ є найбільш повне ви​лучення нафти з надр. Показником ступеня використання запасів нафти є коефіцієнт наф​товіддачі .[image: image2272.png]


 Різні сторони динаміки цього процесу можна виразити кількома частинними значеннями цього коефіцієнта, найбільш важливими з яких є поточний та кінцевий ко​ефіцієнт нафтовіддачі [image: image2273.png]


 і .[image: image2274.png]Koaxin-




Серед методів підвищення нафтовіддачі, що характеризуються якісно більш ефективни​ми процесами, ніж традиційний метод заводнення, можна назвати витиснення нафти міцелярними розчинами, двоокисом вуглецю, парою, за допомогою внутрішньопластового горіння.
При розробці нафтових родовищ новими методами в пластах відбуваються дуже складні процеси і явища: адсорбція і десорбція хімічних реагентів, руйнування структури розчинів і складних молекул, фазові переходи, масоперенос, дифузія, дистиляція та окислення наф​ти, кондуктивний і конвективний перенос тепла, дисипація, хімічні реакції та перетворення речовин, відкладання солей, інверсія змочуваності, капілярні процеси, які поки що недо​статньо вивчені і вимагають спеціальних фундаментальних досліджень. Ці процеси і явища визначають особливості механізму вилучення нафти й ефективність показників, що досяга​ються методами підвищення нафтовіддачі.
Виявлено, що у заводнених пластах утворюються різні види залишкової нафти. За да​ними експертних оцінок, залишкова нафта розподіляється таким чином, %: у слабопроник-них прошарках на ділянках, які обійшла вода, — 27; в застійних зонах однорідних пластів — 19,0; в лінзах, що не розкриті свердловинами, — 16; у вигляді плівок — 31; біля місцевих непроникних екранів — 8.
Більша частина залишкової нафти (60 — 65%) не охоплена процесом заводнення або не дренується внаслідок високої макронеоднорідності пластів, що розробляються. Друга ча​стина залишкової нафти (35 — 40 %) залишається в обводнених колекторах внаслідок їх мікронеоднорідності, нестійкої фільтрації, дії різних фізичних та фізико-хімічних факторів. Ця частина може бути піддана повторній консолідації.
Якщо між початковою нафтонасиченістю і проникністю колектора існує пряма за​лежність, то середні значення залишкової нафтонасиченості практично не залежать від про​никності колектора і досить стійкі для окремих формацій і нафтонасичених зон. За ос​танніми даними, ці величини змінюються в межах від 19 % для пісковиків до 28 % для кар​бонатних колекторів.
Залишкова нафта в природних умовах в обводнених зонах пластів може перебувати од​ночасно в неоднаковому стані. Характер її розподілу залежить від структури порового про​стору і фізико-хімічних властивостей фаз, що стикаються. Якщо поверхня твердої фази гідрофільна, то нафта залишається переважно у вигляді глобул, які розпорошені в поровому просторі. Вони можуть розміщатися як в поодиноких великих порах, так і в декількох поро-вих каналах.
Якщо пористе середовище частково гідрофобне, то залишкова нафта присутня в порах на гідрофобних ділянках у вигляді плівки. Тут у великих порах нафта може зливатись з тою нафтою, що надійшла сюди із дрібних пор.
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У гідрофобних колекторах початкове зв'язана вода розподілена уривчасто і займає найбільші пори. Вода, що вторглася при заводненні, змішується зі зв'язаною, залишаючись у тих же порах.
Залишкова нафта розміщується в порах меншого розміру, а також у вигляді плівки на поверхні великих пор.
Значний вплив на зміну властивостей нафти в поровому просторі справляє вода, що нагнітається (окислення і гідродинамічна хроматографія). Погіршення властивостей за​лишкової нафти в даному випадку залежить від тривалості промивання водою даної зони.
Таким чином, властивості залишкової нафти суттєво відрізняються від властивостей нафти, що видобута на поверхню. Практично всі відомі процеси збільшення нафтовіддачі передбачають переміщення та мобілізацію залишкової нафти в обводнених зонах пласта. Мобілізацію залишкової нафти можна здійснити підвищенням співвідношення гідродинамічних[image: image2275.png](v, 4)



і капілярних[image: image2276.png]


сил. Тут діють також гравітаційні та пружні си-
ли. Процеси консолідації залишкових запасів надзвичайно повільні. Тому при розв'язанні проблеми довилучення залишкової нафти необхідний пошук методів їх інтенсифікації. І це в принципі є призначенням методів підвищення нафтовіддачі продуктивних пластів.
Оскільки стан залишкової нафтонасиченості неоднорідний, а властивості нафти, води і газу в покладах з різними геолого-фізичними умовами також різноманітні, то уявляється цілком безперечним, що не може бути одного універсального методу підвищення наф-
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Рис.8.1. Класифікація методів збільшення нафтовіддачі пластів 
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товіддачі, який би усунув усі причини залишкової нафтонасиченості. Серед цих причин слід назвати розчленованість, уривчастість пластів, неоднорідність пластів за проникністю, високу в'язкість нафти порівняно з водою, що її витісняє, міжфазні, молекулярні сили, мікронеоднорідність.
Намагання кваліфікованого підходу до вивчення і застосування на практиці методів підвищення нафтовіддачі вимагає їх певної класифікації. Якщо виходити із положення, що найбільш широко відомі на сьогодні методи підвищення нафтовіддачі пластів базуються на заводненні (вода - основний компонент всіх робочих агентів) і застосовуються після або ра​зом з ним, то за своїм призначенням і способом дії їх можна класифікувати, як дію на наф​ту, що залишилась у пласті в макро- і мікромасштабі. У першому випадку досягають мети головним чином завдяки зниженню в'язкості і збільшенню об'єму нафти, а також збільшенню в'язкості ц агента, що її витісняє. В другому випадку домагаються зниження міжфазного натягу а, гідрофілізації поверхні колектора та підвищення фазової проникності Афн для нафти і її зниження для води.
За характером дії робочих агентів класифікацію відомих методів збільшення наф​товіддачі можна подати у вигляді схеми (рис.8.1). В спеціальній літературі можна зустріти класифікації методів підвищення нафтовіддачі, де в основу покладеш інші принципи.
8.2. Фізико-гідродинамічні методи підвищення нафтовіддачі пластів
Заводнення як традиційний (класичний) метод. Повнота витиснення нафти водою звичайно характеризується коефіцієнтом витиснення, що в реальних умовах змінюється в межах 0,4 — 0,75, при цьому залишкова нафта займає 15 — 40 % загального об'єму за​водненого пустотного простору. Другим фактором, що визначає нафтовіддачу пластів при заводненні, є охоплення пластів заводненням. Величина (коефіцієнт) охоплення заводнен​ням по площі залежить від співвідношення рухливості води, що нагнітається в пласт, і наф​ти, що витісняється (рухливість являє собою відношення проникності для відповідної рідини до її в'язкості). Численні досліди дали змогу виявити значний ступінь залежності ко​ефіцієнта охоплення від співвідношення рухливостей.
Фактором, що також визначає неповне вилучення нафти при заводненні, є геологічна неоднорідність продуктивних пластів (наявність прошарків різної проникності, тріщин, ка​верн, лінз, напівлінз, літологічної мінливості і т.п.). Вплив геологічної неоднорідності на охоплення продуктивного пласта процесом заводнення звичайно характеризується так зва​ним коефіцієнтом охоплення у товщині пласта (за об'ємом). Цей параметр визначається відношенням об'єму пласта, в якому відбувається фільтрація води, що нагнітається, і нафти, що витісняється, до загального об'єму пласта в межах охопленої заводненням площі. Наф-товіддача при заводненні визначається добутком названих вище коефіцієнтів витиснення і охоплення дією.
Отже, до основних причин пониження ефективності витиснення нафти при заводненні можна віднести:
-   прояв  капілярних  сил,   що перешкоджають  витисненню  нафти з  частини  пор мікронеоднорідного середовища;
- несприятливе відношення рухливостей рідин, що витисняють і витисняються;
- геологічну неоднорідність будови продуктивного пласта.
Вода, що використовується для заводнення нафтових пластів, повинна відповідним чи​ном готуватися.
Циклічна дія на пласти при заводненні. В надто неоднорідних пластах вода, що нагнітається, проривається до видобувних свердловин через високопроникні прошарки і зо​ни, залишаючи невитисненою нафту в слабкопроникних прошарках, ділянках, зонах і т.ш.
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Це явище може мати місце також у відносно неоднорідних пластах при підвищеній в'яз​кості нафти внаслідок нестійкості фронту витиснення. Це спричиняє утворення за фронтом заводнення ділянок безсистемного чергування заводнених високопроникних і нафтонасиче-них менш проникних прошарків.
Додаткове охоплення заводненням не залучених до розробки нафтонасичених зон і ділянок може сприяти збільшенню нафтовіддачі пластів при звичайному заводненні. Одним з ефективних шляхів досягнення цієї мети можуть послужити запропоновані в 50-х pp. циклічне, або, як його ще називають, імпульсне нестаціонарне заводнення прошарково нео​днорідних продуктивних пластів і, як супутний йому, спосіб зміни напрямків, кінетики фільтраційних потоків рідини.
Суть методу циклічної дії і зміни напрямку потоків рідини полягає в тому, що в пластах, які неоднорідні за розмірами пор, за проникністю прошарків, зон, ділянок і нерівномірною нафтонасиченістю (заводнешстю), що викликана згаданими видами неоднорідності, а та​кож відбором нафти і нагнітанням води через свердловини, штучно створюється змінний тиск. Він досягається зміною об'ємів нагнітання води в свердловини або відбору рідини зі свердловин у певному порядку шляхом їх періодичного підвищення і зниження.
У результаті такої нестаціонарної дії на пласти в них періодично підвищується і зни​жується тиск.
Верстви, зони і ділянки малої проникності, що насичені нафтою, розміщуються в пла​стах безсистемно, мають низьку п"єзопровідність, швидкість зміни (розповсюдження) тиску в них звичайно нижча, ніж у високопроникних водонасичених прошарках, зонах, ділянках, тому між нафтонасиченими і водонасиченими зонами виникають різні за знаком перепади тиску. Під дією цих перепадів відбувається перерозподіл рідин у нерівномірно на​сиченому пласті, який спрямований на вирівнювання насиченостей і усунення капілярної нерівноваги на контакті нафтонасичених і заводнених зон, верств, ділянок.
Виникнення різних за знаком перепадів тисків між зонами (верствами) різної насиче​ності сприяє прискоренню капілярного, протитечійного просякнення водою нафтонасиче​них зон (верств) - вторгненню води із заводнених зон у нафтонасичені через дрібні та пере​току нафти із нафтонасичених зон у заводнені через великі перові канали.
Вважається, що чим скоріше почато циклічне заводнення, тим більше нафти можна до​бути додатково, що ефективність нестаціонарної циклічної дії на пласти завдяки зміні тиску нагнітання води зростає майже пропорціонально до збільшення амплітуди коливання вит​рат води і знижується із зростанням часу початку його впровадження. Вважається також, що цей метод дає змогу підвищити нафтовідцачу на одиниці процентів.
Метод циклічної дії на пласт найбільш ефективний у товстих шаруватонеоднорідних пластах із надійним гідродинамічним зв'язком між прошарками, а також у тріщинувато-по​ристих колекторах, що насичені малов'язкою нафтою із високим вмістом газу. Сприятли​вий фактор - гідрофільність колекторів.
Зміна напрямків фільтраційних потоків. Усі викладки, що стосуються циклічної дії на пласти, справедливі і для зміни напрямків фільтраційних потоків, як поодинокого її випад​ку, і грунтуються на такому ж механізмі процесу, тому тут вони не повторюються. Можна тільки додати, що зміна напрямку фільтраційних потоків між свердловинами (в плані) підсилює процес циклічної дії в сторону збільшення охоплення пластів заводненням. Такі процеси здійснюються на більшості родовищ, де проводиться заводнення.
Встановлення оптимальних величин репресій і депресій на пласти. Для досягнення максимальної нафтовіддачі в безводний період необхідно встановлювати менші градієнти тиску на поклад, а в водний період - більш високі. Більш високі перепади тиску між нагнітальними і видобувними свердловинами сприяють підключенню в розробку слабопро-никних пластів. Існує також думка, що збільшення градієнтів тиску сприяє в основному
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зростанню темпів виробітку нафтових покладів у безводний період і незначно впливає на нафтовіддачу у водний період.
Часткове зниження тиску нижче тиску насичення нафти. Часткове зниження пласто​вого тиску нижче тиску насичення нафти газом позитивно впливає на показники розробки і нафтовіддачу покладу. Розгазування нафти в пласті сприяє зменшенню водонафтового фактора, частковому зниженню продуктивності високопроникних пластів через зменшення фазової проникності для води. Ефект вільного газу в пористому середовищі при заводненні виражається у фазових проникностях. Одночасно значну роль у підвищенні нафтовіддачі відіграє ефект заміщення, дія якого полягає в тому, що при частковому розгазуванні (зни​женні пластового тиску нижче тиску насичення) в порових каналах (в основному глухих) із нафти виділяється газ і відтисняє ії в канали, через які відбувається витиснення нафти во​дою.
Питання в тому, наскільки можна в пласті знижувати тиск нижче тиску насичення. Ця величина в основному залежить від властивостей нафти і їх зміни в міру зниження цього ти​ску (звичайно від 10 до ЗО %). Вона з великими труднощами піддається аналітичному виз​наченню і тому, переважно, визначається експериментальне. Шляхом часткового знижен​ня тиску нафтовіддачу можна збільшити від 2 — 3 до 8 — 10 %.
- Надмірне ж зниження тиску насичення призводить до зниження нафтовіддачі, голо​вним чином, внаслідок збільшення при цьому в'язкості нафти і зменшення фазової проник​ності для нафти в умовах, коли газова фаза, що при цьому утворюється, стає рухомою.
Методи збільшення нафтовіддачі, що пов'язані з системою розробки нафтового по​кладу. Вплив щільності сітки свердловин на нафтовіддачу пластів залежить від їх розчлену​вання (пісковистості). У монолітних пластах вплив щільності сітки свердловин на наф​товіддачу вважається несуттєвим, а в розчленованих - значним (див. 6.4).
Темп розробки при заводненні слабко або позитивно впливає на нафтовіддачу. У ряді випадків в окремих покладах нафти така залежність простежується більш виразно.
Щільність сітки свердловин на ранніх стадіях розробки в середньому має порівняно не​великий вплив на поточну нафтовіддачу. Відносний вплив щільності сітки свердловин зро​стає на більш пізніх стадіях розробки.
Співвідношення числа нагнітальних та видобувних свердловин не має значного впливу на кінцеву нафтовіддачу, проте збільшення цього співвідношення прискорює темпи видо​бутку нафти, поточну нафтовіддачу на ранніх стадіях, а також і кінцеву нафтовіддачу в уривчастих пластах.
Блокові системи заводнення порівняно із законтурними збільшують нафтовіддачу пластів незначно (на 2 — 2,5 %), проте темпи розробки підвищують у 1,5 — 2 рази.
8.3. Фізико-хімічні методи підвищення нафтовіддачі пластів
Нафтонасиченість і характер розподілу нафти в зонах пласта, що не охоплені заводнен​ням та в промитих водою, істотно різняться.
У зонах, які обійшла вода, початкові насиченості та розподіл нафти і води залишаються практично незмінними. Нафта є неперервною фазою, яка за умови проникнення в цю зону витисного агента (вода, газ) стає рухомою. В зонах, що промиті водою, нафтонасиченість низька, і залишкова нафта при градієнтах тиску, що існують в пластових умовах, є нерухо​мою.
Гідродинамічні розрахунки, як і результати експериментальних досліджень, показу​ють, що для приведення залишкової нафти в рухомий стан при пластових градієнтах тиску необхідне зниження капілярних сил на кілька порядків. Так, коли міжфазний поверхневий натяг на межі нафти і води в більшості випадків становить 20 — 25 мН/м і більше, то для приведення залишкової нафти в рухомий стан при градієнтах тиску в гранулярних пористих середовищах проникністю
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0,5 • 10-12 м2 необхідно зниження цієї величини до 0,001 — 0,005 мН/м.
Фізико-хімічні методи підвищення нафтовіддачі залежно від того, на нафту в якому стані воні діють , можуть бути поділені на дві групи:
1) методи підвищення ефективності (поліпшення) заводнення;
2)   методи вилучення залишкової нафти із пластів, що промиті водою, або методи збільшення нафтовіддачі.
Перша група методів базується в основному на зміні співвідношення рухливості нафти і води, в результаті чого збільшується коефіцієнт охоплення пласта заводненням. При цьому коефіцієнт нафтовитиснення підвищується незначно. Застосування цих методів повинно давати найбільший ефект на ранній стадії розробки родовищ, а також на родовищах, де при високій обводненості спостерігається низька нафтовіддача.
Методи вилучення залишкової нафти застосовуються з метою різкого підвищення ко​ефіцієнта нафтовитиснення в зонах пласта, що охоплені дією води. Необхідною умовою їх застосування є значне зниження міжфазного поверхневого натягу між нафтою і агентом, що ії витісняє. Застосування цих методів найбільш доцільне на пізній стадії розробки.
Поліпшення заводнення. Сюди відносять методи, що призводять до зниження рухли​вості води в зоні ії просування, а також методи, що пов'язані зі зміною змочуваності в сис​темі порода-нафта-вода і ведуть до інтенсифікації процесу капілярного просочування. Се​ред них можна назвати:
- заводнення розчинами ПАР;
- полімерне заводнення;
- лужне і кислотне заводнення.
Іноді сюди відносять використання пін, емульсій і газоводяних сумішей.
Застосування ПАР. Метод базується на здатності ПАР після розчинення їх у воді знижувати міжфазний натяг на межі розділу нафта-вода, змінювати змочуваність у системі нафта-вода-поверхня породи і властивості адсорбційних шарів, що утворюються на межі розділу вода-нафта і нафта- поверхня породи. При цьому використовуються розведеш роз​чини неіоногенних ПАР і, зокрема, розчини оксіетильованих алкілфенолів, жирних кислот або спиртів, продуктів конденсації окислу етилену й окислу пропілену.
Міжфазний натяг на межі розділу нафти і водних розчинів ПАР цього типу при концен​трації їх в розчинах 0,05 - 0,5 % знижується від 25 — 45 до 4 — 7 мН/м.
Однією з важливих влистивостей ПАР, що визначають їх малу ефективність при витис​ненні нафти, є здатність адсорбуватися на межах розподілу фаз. Внаслідок цього відбувається відставання фронту розчину ПАР із робочою концентарцією від фронту витис​нення, так що розчин ПАР діє фактично на нерухому залишкову нафту. Пам'ятаючи про те, що при вказаному вище ( або навіть меншому) міжфазному натягу розчин ПАР не може перевести залишкову нафту в рухомий стан, не слід очікувати суттєвого впливу розчинів цих ПАР на коефіцієнт витиснення нафти в однорідному пласті. Проте в неоднорідному ко​лекторі, в якому можуть виявитись цілики нафти, що були обминуті водою, зниження міжфазного натягу може сприяти витисненню з них нафти.
Водні розчини ПАР концентрацією 0,05 — 0,1 % при початковій нафтонасиченості пластів можуть витисняти до 5 — 7 % нафти. Витиснення нафти розчинами ПАР такої ж концентрації з пластів, в які вже здійснювалось нагнітання води, знижує ефективність їх за​стосування; із повністю промитих водою моделей пласта вдавалось витиснити лише до 2 % нафти.
Значно впливають на ефективність витиснення нафти розчинами ПАР високі темпера​тури і підвищений вміст солей лужно-земельних елементів.
Застосування полімерів. Метод базується на здатності високомолекулярних хімічних реагентів-полімерів при розчиненні їх у воді навіть у малих концентраціях суттєво
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підвищувати ії в'язкість, зменшувати ії рухливість і завдяки цьому підвищувати охоплення пластів заводненням. При концентрації їх у розчині 0,01 — 0,1 % в'язкість його збільшується до 3 — 4 мПа • с. Це спричинюється до значного зменшення співвідношення в'язкості нафти і води в пласті та придушення умов прориву води. В процесі фільтрації полімерних розчинів через пористе середовище їх в'язкість може зменшуватися на порядок і більше. Тому полімерні розчини найбільш придатні для використання в неоднорідних пла​стах, а також застосовуються у разі підвищеної в'язкості нафти з метою збільшення охоп​лення їх заводненням.
Окрім цього, полімерні розчини,маючи підвищену в'язкість, краще витісняють не тільки нафту, але і зв'язану пластову воду, тому вони вступаК5ть у взаємодію зі скелетом по​роди і цементуючою речовиною. Це викликає адсорбцію молекул полімерів, які перекрива​ють канали або погіршують фільтрацію води в них. Зате на фронті витіснення утворюється вал неактивної води. Ці два фактори приводять до зменшення динамічної неоднорідності потоків рідини і, як наслідок, до збільшення охоплення пластів заводненням.
Відомо, що полімерним розчинам притаманні в'язкопластичні (неньютонівські) власти​вості, внаслідок чого їх фільтрація можлива тільки після подолання початкового градієнта зсуву і може поліпшуватись або погіршуватись залежно від швидкості фільтрації і молеку​лярної маси полімеру.
При полімерному заводненні додаткова нафтовіддача може зростати на 7 — 8 %, а пи​томий додатковий видобуток нафти становить 200 — 300 т/т полімеру.
Застосування лугів. Під терміном лужне заводнення розуміють нагнітання в пласт реагентів, розчини яких мають лужну реакцію. Концентрація розчинів, що при цьо​му використовуються, становить, переважно, 0,05 — 5 %, та в деяких випадках може дося​гати 25 — ЗО %. Найбільш сильну лужну реакцію мають розчини їдкого натрію і силікату натрію. Саме ці речовини рекомендуються як основні реагенти для підвищення наф​товіддачі пластів. Вони обидві активно взаємодіють із кислотними компонентами нафт, іонами жорсткості, що їх містять в собі води (пластова і яка нагнітається), породою колекто​ра. Проте дослідження останніх років свідчать про перевагу силікату натрію і його суміші із їдким натрієм.
Застосування методу лужної дії грунтується на взаємодії лугу з рідинами (пластовими і тими, що нагнітаються) та породою пласта, в результаті якої відбувається зміна поверхне​вих характеристик системи нафта-водна фаза - порода, а отже і умов витиснення нафти во​дою. Основними факторами, що визначають підвищення нафтовіддачі, є зниження міжфазного натягу, емульгування нафти і змочуваність породи.
В основі названих факторів лежить реакція нейтралізації кислотних компонентів нафти з утворенням солей лужних металів, що є ПАР. Утворення ПАР супроводжується ад-сорбційно-десорбційними процесами і масопереносом продуктів взаємодії з нафтової фази у водну.
Зниження міжфазного натягу відбувається у вузькому інтервалі концентрацій лугу, який є характерним для кожної нафти. Причому присутність у воді дивалентних металів підвищує мінімальне значення міжфазного натягу, а наявність хлористого натрію до 2 % знижує його.
Будь-які зміни поверхневих величин (і в першу чергу міжфазного натягу) в часі зумов​люються тільки адсорбцією. Час встановлення рівноваги залежить передусім від розміру мо​лекул або колоїдних частинок.
Найкращі результати дає застосування лужного заводнення на родовищах із високоак​тивними нафтами (вміст органічних кислот перевищує 2,5 мг КОН/г).
Застосування кислот. Метод застосування сірчаної кислоти полягає в нагнітанні в пласт невеликих (приблизно 0,15 порового об'єму) облямівок у концентрованому вигляді, що проштовхуються по пласту технічною водою.
269
Для цього застосовують технічну кислоту з концентрацією до 96 %, а також алкільовану сірчану кислоту.
Кислота вступає в реакцію з пластовою нафтою. При цьому відбувається су-льфування ароматичних сполук, які вміщує нафта, і утворення поверхнево-актив-них сульфокислот, що є розчинними у воді. Розчиняючись у воді, що нагнітається в пласт після сірчаної кисло​ти, вони зумовлюють зниження міжфазного натягу на межі нафта - вода до 3-4 мН/м. Про​те в разі такого зниження міжфазного натягу не слід очікувати суттєвого зниження залиш​кової нафтонасиченості.
Паралельно з утворенням сульфокислот тут відбувається утворення кислого гудрону (в'язкої смолистої маси), який впливає на водопроникність (ії рухливість). Цей процес по​винен поліпшувати ступінь охоплення пласта заводненням.
Застосування пін та емульсій при заводненні знижує рухливість води, яка витісняє нафту, внаслідок чого змінюється напрям ії потоку. Основним результа-том нагнітання піни в промите водою пористе середовище є значне зменшення водопроникності. Тільки в разі використання суміші ПАР, що знижують міжфазний натяг на межі нафта-во-да до дуже низьких значень, нагнітання піни в пористе середовище може привести до ви​тиснення залишкової нафти.
Підвищення нафтовіддачі застосуванням емульсій нафти в розчині лугу чи в розведено​му розчині ПАР грунтується також на досягненні рівномірності просування фронту витис​нення шляхом створення підвищеного опору в зонах, де вода, що нагнітається, має найбільшу рухливість.
Вилучення залишкової нафти. Після заводнення нафтових родовищ за звичайною тех​нологією або з ії поліпшенням в надрах залишаються невилученими ЗО — 70 % початкових запасів нафти. Залишкову нафту здатні витиснити лише ті робочі агенти, що змішуються з нафтою та водою або мають надто низький міжфазний натяг на контакті. Такі умови вини​кають у разі витиснення нафти міцелярними розчинами та двоокисом вуглецю. Ці методи відносяться до найбільш високопотенційних і перспективних, здатних значно знижувати залишкову нафтонасиченість.
Застосування міцелярних розчинів (МР). Залишкова нафта в заводне​них пластах утримується в нерухомому стані поверхнево-молекулярними, капілярними си​лами в масштабі окремих пор і малопроникних включень, а також силами в'язкості в масш​табі слабопроникних різновидів і шарів пласта. Змусити рухатись залишкову нафту в завод​нених пластах можна тільки тоді, коли повністю позбутися дії капілярних сил або якщо знизити їх (настільки, щоб вони стали меншими від гідродинамічних сил, що створюються перепадом тиску) і вирівняти рухливість в різних шарах (пластах).
Міцелярно-полімерне заводнення якраз спрямоване на усунення капілярних сил в за​воднених пластах та витіснення залишкової нафти. МР являють собою колоїдні системи з вуглеводневої рідини і води, які стабілізовані сумішшю ПАР. Ці колоїдні системи високо​дисперсні, оптично майже прозорі. До складу МР входять основні ПАР (найчастіше нафтові сульфонати), допоміжні ПАР (аліфатичні спирти та ін.), вуглеводнева рідина і водна фаза.
Завдяки низькому міжфазному натягу між МР і пластовими рідинами усувається дія капілярних сил, і розчин витісняє нафту і воду. Перед фронтом витіснення МР окремі гло​були нафти зливаються в нерозривну фазу, нагромаджується вал нафти (зона підвищеної нафтонасиченості), а за ним - зона підвищеної водонасиченості. Для проштовхування об​лямівки МР по пласту в нього нагнітають полімерний розчин, а після цього - воду. Звідси і назва міцелярно-полімерне заводнення.
В результаті здійснення вказаних заходів у пласті утворюються: зона початкової (вихідної) нафтонасиченості пласта; нафтовий вал; водяний вал; облямівка МР; облямівка полімерного розчину (буферна мережка, буфер рухливості); зона технічної води.
270
При цьому спочатку з пористого середовища вилучається тільки вода, а за нею починає видобуватися рідина, частка нафти в якій становить 25 — 60%, а часом і більше (це нафто​вий вал). Після нафтового валу обводненість продукції різко зростає. Так виглядає процес в однорідному середовищі. В неоднорідних пластах механізм витиснення залишкової нафти міцелярним розчином більш складний.
Складність практичного застосування МР для вилучення нафти із заводнених пластів полягає в доборі для кожного пласта чи ділянки рецептів стійких МР, що нечутливі до солей кальцію і магнію і забезпечують бажаний механізм та ефективність витиснення залишкової нафти.
Залежно від величини облямівки МР і концентрації в ній відповідних ПАР можна доби​ватись практично повного витиснення нафти з однорідного пласта. Ви-сокої ефективності витиснення залишкової нафти досягають також застосуванням поверхнево-активних спо​лук, що вміщують полімери, - так званих ПАПС.
Застосування двоокису вуглецю С О 2 грунтується на його розчинності в пла​стових флюїдах і розчиненні в ньому деяких компонентів нафти. Збільшення при цьому об'єму нафти і зменшення ії в'язкості сприяє підвищенню ії рухливості і поліпшенню умов її витиснення. Вирівнювання густини нафти і води зменшує інтенсивність їх гравітаційного поділу і сприяє більш рівномірному просуванню фронту витиснення.
Збільшення нафтовіддачі дією на пласт двоокисом вуглецю може зумовлюватись та​кими процесами, як режим розчиненого газу, режим витиснення в разі відсутності змішування фаз, режим витиснення зі змішуванням фаз. Останній із цих процесів найбільш ефективний, бо при цьому утворюється проміжна буферна зона з нафти і двоо​кису вуглецю.
Тиски, за яких досягається взаємна розчинність фаз при витисненні нафти двоокисом вуглецю, значно нижчі, ніж при витисненні сухим газом, збагаченим газом чи азотом. Тиск, при якому спостерігаєтьсся утворення взаєморозчинних фаз, залежить від складу нафти, пластової температури і домішок в двоокису вуглецю. Результати лабораторних досліджень показують, що існує оптимальний тиск, при якому досягається найбільш спри​ятливе співвідношення рухливостей нафти, проміжної зони і двоокису вуглецю, а отже і найбільш високий коефіцієнт нафтовилучення.
Слід зазначити, що співвідношення в'язкостей нафти і двоокису вуглецю в пластових умовах може досягати 10:1 і більше, що веде до швидкого прориву дво-окису вуглецю. Для запобігання цього ускладнення пропонують нагнітати в пласти поперемінне двоокис вугле​цю і воду. Підвищення нафтовіддачі порівняно зі звичайним заводненням при використанні двоокису вуглецю становить 10 — 15 %.
8.4. Газові методи збільшення нафтовіддачі пластів
Газ як робочий агент застосовується в практиці розробки нафтових родовищ вже більше половини століття. Спочатку використовували головним чином вуглеводневий газ (супут-ний і газ газових родовищ). При цьому вирішувались завдання підтримання пластового тис​ку або інтенсифікації видобутку за допомогою компресорного газліфту.
Використання сухого вуглеводневого газу (метану) для підвищення нафтовіддачі з двох причин - низького коефіцієнта витиснення ним нафти внаслідок несприятливого співвідношення рухливостей і низького коефіцієнта охоплення процесом — виглядало ма-лоперспективним. Проте з 1950 p., коли був запропонований принципово новий метод підвищення нафтовіддачі - витиснення нафти газом, що змішується з нею, - газ стали розг​лядати як перспективний і досить ефективний агент для витиснення. Цей процес може відбуватись в трьох модифікаціях: 1) витиснення нафти збагаченим газом; 2) витиснення нафти
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скрапленим вуглеводневим газом; 3)  витиснення нафти газом високого тиску (див.6.4).
Загальною умовою вказаних модифікацій методу постає забезпечення в пласті умов по​вного взаємного змішування між нафтою і агентом, що її витісняє (тобто при відсутності сил поверхневого міжфазного натягу між цими флюїдами).
Використання збагаченого і скрапленого газу. Для пластів, що залягають порівняно неглибоко (біля 1500 м), з відносно важкими нафтами застосовують газ із досить високим вмістом (об'ємна частка ЗО % і більше) проміжних компонентів (звичайно пропан-бутано-вих фракцій).
При нагнітанні в пласт таким чином збагаченого газу процес утворення зони між наф​тою і газом відбувається завдяки переходу летких компонентів із газу в нафту. Змішування флюїдів досягається вже при досить низьких тисках витиснення.
Термодинамічні умови змішування нафти конкретного родовища досліджуються і виз​начаються переважно експериментальним шляхом. Проте на першому етапі проектування вказаного метопу можливість і умови змішування нафти та газу можна розрахувати, вико​ристовуючи для цього кореляції Бінгама.
При використанні скраплених вуглеводневих газів, що складають в принципі основу перехідної зони в цих методах, в пласт нагнітають тільки облямівку цього агента. Для вико​ристання облямівок скраплених газів термодинамічні умови в покладі повинні бути такими, щоб забезпечити їх рідинний стан.
Використання газу високого тиску. При витисненні нафти сухим газом (практично од​ним метаном) високого тиску в умовах, що забезпечує взаємне змішування флюїдів у пласті, зона суміші утворюється завдяки масопереносу проміжних (С2 — С4) компонентів із нафти (де їх вміст більший) в газову фазу. Це досягається в результаті проникнення сухого газу в зони пласта, що насичені нафтою. Просуваючись пластом і багатократно контактую​чи з нафтою, газ настільки збагачується проміжними компонентами, що їх концентрація у ньому досягає рівноважного значення. В разі відповідності термогідродинамічних умов зба​гачений газ і пластова нафта утворюють суміш критичного складу, тобто повного взаємного змішування.
Застосування цього методу доцільне головним чином для покладів легких (густиною до 850 кг/м3) нафт, що залягають на великих глибинах і пов'язані зі слабопроникними колек​торами, де можна створювати високі тиски, необхідні для досягнення умов повного взаємного змішування нафти і газу.
Використання двоокису вуглецю. Цей метод описано в гл.8.3. Його також можна віднести до методів підвищення нафтовіддачі з взаємним змішуванням компонентів.
Використання інших газів та їх сумішей. За останні 20 — 30 років у практиці розробки нафтових родовищ почали застосовувати азот і газоподібні продукти горіння, що являють собою суміші різних газів. Економічні підрахунки, експериментальні та практичні роботи дають право вважати ці агенти не тільки прийнятними, але й вигідними для витиснення нафти.
Як і в разі застосування вуглеводневих газів і двоокису вуглецю, процес витиснення найбільш   ефективно   відбуватиметься   при   взаємному   змішуванні   агентів   в   пласті. Відмінності полягають у різних значеннях тиску, при яких цей процес відбувається. В ряді зарубіжних країн будують спеціальні заводи для одержання цих агентів. Газоводяна дія на пласти. Нагнітання газу в пласти з метою підтримання пластового тиску почали використовувати значно раніше ніж заводнення. До застосування штучного заводнення нагнітання газу в пласти вважали економічно виправданим, оскільки це давало змогу підвищувати нафтовіддачу на 5 — 10 %, а в пластах, що залягають круто, — на 15 — 25 %. Потім стало ясно, що використання газу (без змішування з нафтою) менш ефек-
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тивне за воду. Тут основну роль відіграє мала в'язкість газу (у 10 - 15 разів нижча від в'яз​кості води).
На відміну від води, що у гідрофільному пласті при ії нагнітанні займає дріб-ні пори, газ у загазованій зоні займає великі пори (фаза, що не змочує породу). Це дало змогу зробити висновок про доцільність поєднання позитивних якостей води і газу. Виявилось, що комбінована дія на пласт газом і водою (газоводяна дія) більш ефективна, ніж нагнітання в пласт тільки одного із цих агентів. При оптимальному застосуванні цього процесу наф​товіддачу можна збільшити на 7 — 15 %.
Газоводяна дія на пласт може відбуватись при різних модифікаціях нагнітан-ня робочих агентів: 1) послідовним нагнітанням (води - потім газу, або газу - потім води); 2) одночас​ним при різних співвідношеннях у суміші; 3) циклічним (поперемінним) нагнітанням; 4) комбінацією вказаних модифікацій. Здійснення процесу можливе в умовах рівноважності газу і при змішуванні його з нафтою.
8.5. Теплові методи збільшення нафтовіддачі пластів
В основі цих методів лежить сприятлива дія температури на стан рухливостей агентів, що взаємодіють в пласті, а також на ступінь витиснення нафти. Відомі два різновиди цих методів; 1) тепло в пласт вводиться з поверхні і 2) тепло утворюється безпосередньо в пласті внаслідок окислення вуглеводнів. В першому випадку носіями тепла служать вода і водяна пара, в другому використовується здатність вуглеводнів (нафти) вступати в реакцію з кис​нем із виділенням великої кількості тепла.
Застосування гарячої води. Гаряча вода, що нагнітається в пласт, швидко віддає тепло породі, охолоджується до пластової температури, внаслідок чого перед фронтом витиснення утворюється зона охолодженої води, якою нафта і витісняється. Тому приріст нафтовіддачі буде спостерігатися, головним чином, у водяний період експлуатації об'єкта.
Дія гарячої води в пласті така: рух води супроводжується зменшенням фільтраційних опорів в гарячій зоні (а надалі і на усій оброблюваній ділянці), підвищенням темпів відбору нафти, прогрівом і підключенням із часом до розробки малопроникних ділянок, які обійшла або слабо промила холодна вода. Причому фронт прогріву пересувається повільніше від фронту витиснення в 4-6 разів і більше. Початковий прогрів пласта вибирається з умови збереження певного рівня температури (70 — 100 °С) при підході до лінії відбору.
Наближеними методами розрахунку нафтовіддачі враховується тільки залежність в'яз​кості нафти і води від температури. Згідно з розрахунками, при нагнітанні гарячої води (Т = 170 °С) приріст нафтовіддачі досягає 16 — 17 % при високій початковій в'яз-кості нафти (250—300 мПа-с) і тривалості процесу не менше. 8—10 років. Для нафт із в'язкістю 151 і 32,6 мПа  с прирости нафтовіддачі становлять відповідно 8 - 11 і 4 - 5 %.
Застосування пари. При нагнітанні в пласт водяної пари схема розповсюдження тепла в ньому і процес витиснення нафти більш складні, ніж при використанні гарячої води. Темпе​ратура в пласті при цьому поділяється на кілька зон. У першій з них вона змінюється від температури нагнітання до температури насиченої пари (тобто точки кипіння води у пла​стових умовах), в другій - зоні сконденсованої пари - відбувається витиснення нафти гаря​чою водою, в третій - зоні води із пластовою температурою - відбувається витиснення нафти при цій температурі, в четвертій - зоні, що не охоплена тепловою дією, - нафта витис-няється конденсатом, що виділився в першій зоні і під час переносу прохолов.
Додатковий видобуток нафти пояснюється дією трьох основних факторів: зниженням в'язкості нафти, поліпшенням прояву молекулярно-поверхневих сил і тепловим розширен​ням скелету пористого середовища та флюїдів, що його насичують.
Застосування внутрішньопластового горіння. Генерація тепла безпосередньо в пласті є відмінною особливістю методу підвищення нафтовіддачі при внутрішньопластовому горінні.
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Операція починається з нагнітання в пласт окислювача (звичайно це повітря) при одночас​ному нагріві присвердловинної зони пласта одним із засобів (електронагрівач, газова горілка і т.п.) або і без нього. Для підтримання горіння в пласті в нього постійно нагнітається повітря. Залежно від того, в який бік рухається фронт горіння в пласті (від нагнітальної чи видобувної свердловини), процес називають прямоплинним або протиплинним.
Якщо процес здійснюється з нагнітанням в пласт тільки повітря, то він називається су​хим, а якщо із нагнітанням також води - вологим горінням. Останній вважається більш ефективним. Тут ефективність процесу зростає внаслідок "перекидання" тепла за допомо​гою води в зону перед фронтом горіння. При цьому відбувається процес внутрішньопластової парогенерації. І це одна з відмінностей цього процесу, що в значній мірі визначає механізм витиснення нафти з пласта.
Найбільш високою температурою характеризується фронт (зона) горіння, по обидві сторони від якого утворюються зони з різною температурою і різними механізмами витис​нення нафти, які включають більшість із відомих сьогодні процесів підвищення наф-товіддачі. Якраз цим і пояснюються одержані при внутрішньопластовому горінні в лабора​торних і промислових умовах високі показники вилучення нафти. Лабораторні дослідження і промислові випробування свідчать про те, що метод вологого горіння може бути здійсненим на об'єктах зі значним діапазоном зміни геолого-фізичних умов (в тому числі родовищ нафти середньої і малої в'язкості, як до, так і після їх заводнення).
У разі підвищених значень водоповітряного фактора в пласті відбувається процес надво-логого горіння. Для його здійснення потрібні незначні концентрації палива в пласті (оди​ниці кілограмів на 1 м3 пласта). Тому і виникають перспективи його застосування для підвищення нафтовіддачі пластів із малов'язкою нафтою (в тому числі заводнених).
Залежно від конкретних геолого-фізичних умов залягання покладу і фізико-хімічних властивостей нафти нафтовіддача може збільшуватись в дуже широких ме​жах (до 70 — 85 %).
8.6. Створення потокоскеровуючих бар'єрів закачуванням дисперсних систем для підвищення нафтовіддачі пластів
Основним методом розробки родовищ є і залишається на перспективу режим витиснен​ня нафти водою та, як вдосконалення, водними розчинами речовин. Прак-тика розробки ро​довищ засвідчує передчасні та некеровані прориви води до видо-бувних свердловин через високопроникні канали пласта. Такі канали можуть нале-жати окремим прошаркам бага-топластового родовища чи пластам у цілому. Дос-від розробки засвідчує, що прошарки з проникністю у 5 — 10 разів меншою, ніж в інших прошарках, при спільній експлуатації практично не працюють. Відповідно середні діаметри пор породи таких прошарків відрізняються у 2 — 3 рази. Усім колекторам, крім сипких, у тій чи іншій мірі притаманна тріщинуватість. Якщо проникність тріщиновато-пористого пласта відрізняється у декілька разів від про-никності пор (за керновими даними), то проникність тріщин відрізняється від ос-танньої уже на декілька порядків. В продуктивному розрізі можуть траплятися ша-ри (пласти) з високим ступенем тріщинуватості. Тріщинуватість може відігравати позитивну і негативну роль у процесах нафтовилучення. Негативна роль високо-проникних тріщин, що зумовлюють передчасні прориви витісних агентів до видо-бувних свердловин, виявлена при здійсненні заводнення, при застосуванні методів підвищення нафтовіддачі (нафтовилучен​ня) , при розробці нафтових родовищ тепловими методами, при розробці газових і газокон​денсатних родовищ в умовах пружноводонапірного режиму.
Проблема в розробці родовищ полягає в управлінні процесами видобутку нафти з нео​днорідних пластів, яке повинно бути скероване на зменшення або усунення негативного
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впливу високопроникних каналів - високопроникних тріщин і пор.Перспективним напрям​ком в ії вирішенні є технологія, яка грунтується на ідеї вирівнювання проникнісної нео​днорідності колекторів і дає змогу повністю або частково виключити високопроникні тріщини і пори з процесу фільтрації. Для регулювання розробки в умовах прориву витісних агентів запропоновано здійснювати частково розгазування нафти, періодичну закачку інертного газу або повітря, закачку нафти, емульсії, піни, осадо- та гелеутворюючих речо​вин, закупорку продуктивних відкладів за допомогою хімічних реагентів, зниження пласто​вого тиску для змикання тріщин.
Радикальним методом є тампонування високопроникних каналів дисперсними систе​мами. Дисперсна система - це гетерогенна суміш, що складається як мінімум із двох фаз, як, наприклад, суспензія твердих частинок у воді. Без сумніву, закачка будь-яких рідинних речовин, що збільшують фільтраційний опір (осад, гель), причому збільшення має місце в першу чергу у високопроникних каналах (рідина надходить у канали прямо пропорційно їх проникностям), викликає регулювання, перерозподіл фільтраційних потоків і сприяє, як показує промисловий досвід, досягненню короткотривалого ефекту, що виявляється у збільшенні видобутку нафти, обмеженні відборів води, перерозподілі профіля поглинання. Дисперсна тверда фаза може надходити тільки в ті канали, поперечний розмір яких пере​вищує розмір його частинок. Дисперсна система, на відміну від рідких агентів (навіть тих, що пізніше утворюють гель чи осади), дає змогу вибірково діяти на канали, розмір яких апріорі задається. Керованими дисперсними системами, тобто системами, які самороз-поділяються по каналах заданого розміру в результаті цілеспрямованого підбору їх фракційного складу, можна забезпечити надходження дисперсної фази тільки у тріщини (чи пори) заданого розміру. У всіх випадках розчин чи вода, що містять домішки (тверді частинки, емульгована нафта) неконтрольованих розмірів, проникаючи у пори, "забруд​нює" стінки матриці породи та ізолює в порах нафту, через що нафтовилучення змен​шується.
Вимоги, які повинні бути покладені в основу вибору чи створення нових дисперсних си​стем, що приймаються для вибіркового, керованого тампонування високопроникних ка​налів (надалі для простоти називаємо їх тріщинами), сформульовані як чотири критерії. Ге​ометричний (основний) критерій забезпечує вибірковість, надійність (відсутність кольма-тації пор і проникнення дисперсійної фази у тріщини) та повноту (ступінь заповнення тріщин відповідного розміру) тампонування. Цьому критерію надане ймовірнісно-стати​стичне трактування, що дало змогу врахувати густину статистичного розподілу розмірів ча​стинок, пор і тріщин та співвідношення частки тріщин і вмісту необхідних фракцій тампо​нуючого матеріалу.
Кольматація вертикальних (в основному такі переважають) тріщин частинками дис​персної системи можлива внаслідок седиментаційного осідання (спливання), защемлення частинок у звуженнях тріщин, а також внаслідок замулювання через зменшення швидкості радіального потоку у тріщинах, що розгалужуються. Тому дисперсні системи повинні відповідати гідродинамічному критерію нульової плавучості або плавучості, близької до ну​ля. Оскільки доставку в глибину пласта доцільно здійснювати водою (чи водними розчина​ми) , то густина речовини частинок дисперсної фази повинна бути в межах густини води.
Технологічні вимоги полягають у тому, що: 1) частинки дисперсної фази після надход​ження у тріщини повинні утворювати непроникний або мало проник-ний шар, проникність якого зіставна з проникністю матриць породи; 2) частинки не повинні змінювати своїх вла​стивостей у транспортуючій рідині в процесі їх введення в пласт; 3) частинки і тампоную​чий шар не повинні руйнуватись під дією пластової температури, а також не змінювати своїх тампонуючих властивостей в атмосферних умовах; 4) частинки повинні легко утво​рювати суспензію (дисперсну систему), характеризуватися доброю прокачуваністю і мінімальною абразивністю; 5) концентрація дисперсної фази не повинна призводити до
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ут​ворення кірки на поверхні фільтрації (стінці свердловини).
Для тампонування тріщин можуть бути потрібні великі об'єми тампонуючого ма​теріалу, тому він має бути порівняно дешевим (вартісний критерій).
Таким критеріям відповідає цілий ряд подрібнених (порошкоподібних, гранульованих) матеріалів, які випускаються промисловістю: тонкодисперсні асфальтно-смолистий пом'як​шувач, високоокислений бітум (структуроутворювач), рубракс Б, полімери (поліолефіни, полістирол і його похідні, полівініловий спирт). Кожний із цих матеріалів застосовується для тампонування залежно від поставленої мети робіт і геолого-технічної характеристики об'єкта.
Густина цих гранульованих матеріалів перебуває в межах 980 — 1040 кг/м3, а діаметр гранул - переважно в межах 0,2 — 2 мм, тобто відповідає розмірам тріщин. Швидкість се​диментації гранул становить в середньому 0,075 м/с.
Тампонуючий шар в пласті стискується стінками тріщин, піддається впливові пластової температури і взаємодіє з нафтою, яка капілярно просочується з порових блоків. Внаслідок цього проникність намитого шару в тріщині зменшується.
За результатами проведених лабораторних досліджень, проникність насипного шару, наприклад пом'якшувача, при 20 °С становить 122 мкм2 і знижується практично до нуля при стискуванні до 4,2 МПа. Зі збільшенням температури шару пом'якшувача від 20 до 80 °С його рухомість зменшується і сягає мінімуму (перетворюється у липку, густу масу, що подібна до пластиліну), а проникність зменшується від 122 до 0,0048 мкм.2 Малорухливий, малопроникний шар пом'якшувача утворюється при масовому співвідношенні кількості нафти до кількості пом'якшувача, рівному 0,2 — 0,25.
Практично аналогічними параметрами характеризується структуроутворю-вач, тільки з тою різницею, що він має вищу температуру плавлення (пом'якшувач +125°С, структуро​утворювач +145°С) і може бути використаним при пластових температурах до 145°С.
Закачування пом'якшувача чи структуроутворювача в пласт здійснюється при тиску, який перевищує не менше ніж на 4,2 МГІа тиск розкриття тріщин або вибійний тиск (перед тампонуванням), якщо він є вищим від тиску розкриття тріщин. Після закачування реаген​ту при такому тиску і переході на попередній режим роботи свердловини тріщини пласта змикаються до вихідного положення. Шар у тріщинах стискується, його проникність змен​шується і він закупорює високопроникну тріщину. Окрім цього, проникність і рухомість шару зменшується під дією пластової температури і нафти, яка проникає в тріщину з поро​вих блоків.
Спінюючий полістирол використовується для створення потокоскеровуючих бар"єрів у пласті з пластовою температурою 80 — 150°С. У водному середовищі при температурі по​над 70 °С розміри гранул полістиролу значно збільшуються в об'ємі, а в замкнутому про​сторі створюється міцний ізолюючий бар'єр. При температурі 80°С проникність шару полістиролу становить 2,16-10~3 мкм2, а при 120°С він практично непроникний.
Технологічні схеми процесу тампонування залежно від ступеня тріщинуватості чи ша​рової неоднорідності пластів та мети тампонування можуть бути такими: 1) тампонування тріщин чи високопроникних пропластків у міжсвердловинних зонах закачуванням у нагнітальні свердловини; 2) тампонування тріщин в околицях нагнітальних свердловин; 3) ізоляція припливу води у видобувних свердловинах закачуванням у ці свердловини; 4) сис​темне тампонування високопроникних тріщин закачуванням в нагнітальні та видобувні свердловини; 5) ліквідація різного роду негерметичностей кріплення свердловини. Передба​чена також технологічна модифікація схем залежно від обраного матеріалу, температурних умов та іншого, що дає змогу підвищувати техніко-економічну ефективність робіт.
Процес приготування і закачування здійснюється так (рис.8.2). Дисперсна система 8 готується безпосередньо під час її закачування в свердловину. Закачування здійснюється за
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Рис.8.2. Технологічна система приготування і закачування дисперсної системи
схемою гідравлічного розриву пласта. Водна дисперсна система пом'якшувача, структуро​утворювача чи полістиролу (гранульованого матеріалу) готується за допомогою гідрозмішувального пристрою (гідравлічної цементомішалки). Вода насосами 5 із ємності 8 та гранульований матеріал подаються в гідрозмішувальний пристрій 7. Внаслідок великої швидкості витікання води через сопло гідрозмішувального пристрою в нижній частині во-ронки утворюється вакуум. Із воронки гранульований матеріал, який засипається в ній, всмоктується у змішувальний пристрій і змішується у турбулентному потоці з водою. Утво​рена водна суспензія надходить у корито б, з якого відкачується насосними агрегатами 5 і подається у змішувач агрегата типу УСП-50, де за допомогою мішалки підтримується рівномірність концентрації суспензії. Далі суспензія пісковим відцентровим насосом змішувача 4 подається під тиском підпору 0,2—0,4 МПа на прийом насосних агрегатів 3, за допомогою яких через блок маніфольдів 2 закачується в свердловину 1. Свердловину облад​нують насосно-компресорними трубами і у разі необхідності пакером. Концентрація сус​пензії регулюється кількістю гранульованого матеріалу, що засипається у воронку, та вит​ратою води.
Для проектування процесу тампонування розроблена математична модель, що містить як основні диференціальні рівняння балансу дисперсної фази, кольматації тріщин і руху дисперсної системи, її складність зумовила розробку наближеної методики для рівноважних умов, що забезпечує прогнозування тиску закачування дисперсної системи у часі, оцінку розміру зони тампонування та можливого приросту нафтовіддачі.
Технологія застосовується на ряді родовищ. У пласт із розрахунку на одну свердловино-операцію закачують 350 — 400 м3 суспензії (вміст дисперсної фази становить близько 25 кг/м3) із витратою 0,9 — 1,3 м3/хв. При цьому спостерігається монотонний ріст тиску зака​чування на 6-10 МПа від початкового значення близько 20 МПа.
Оцінку ефективності здійснюють за допомогою індикаторних ліній та профілів закачу​вання до і після проведення робіт, графіків динаміки поточної роботи оброблених і сусідніх, навколишніх свердловин, характеристик витиснення (побудованих за трьома різними мето​дами) для окремих свердловин і полів у цілому та статистичних методів рангової кореляції Спірмена і Кендала на взаємодію свердловин. Тампонування високопроникних каналів по​зитивно впливає на роботу свердловин і розробку ділянок покладу в цілому, процес є техно​логічним і ефективним. У нагнітальних свердловинах досягається вирівнювання профілю і зниження приймальності, а в оточуючих видобувних
277
свердловинах - інтенсифікація дебітів нафти, зменшення відборів води. У пласті відбувається перерозподіл фільтраційних потоків, одержується додатковий видобуток нафти (за характеристиками витиснення), що забезпе​чує економічну ефективність робіт.
8.7. Зміна термогідродинамічних процесів у багатопластових родовищах для підвищення нафтовіддачі
Розробка нафтових родовищ із підтриманням пластового тиску нагнітанням агентів витіснення з температурою, нижчою пластової, в багатопластових покладах з нео​днорідними за проникністю колекторами пов'язана зі створенням зон охолодження в низь​копроникних пластах. Особливо ускладнюється процес розробки покладів нафти, гранично насиченої асфальто-смоло-парафіновими речовинами. Усе це в часі різко знижує видобу​ток нафти зі свердловин і не забезпечує відповідних умов для максимального вироблення продуктивних пластів.
В ізольованих природних резервуарах нафтовилучення залежить від термобаричних умов не тільки в початковий період, але й на завершальній стадії розробки. У процесі бага​торічної розробки нафтових родовищ із заводненням пластова температура знижується на значній відстані від нагнітальної свердловини (до 500 м), а максимальне її зменшення при цьому досягає 27,5°С. Температурний фронт в 2,3 — 3,0 рази відстає від гідродинамічного фронту руху води, що закачується в свердловини. У початковий період закачування води тільки 75 — 80 % продуктивних пластів приймають воду. Коефіцієнт охоплення їх ефек​тивної товщини становить 0,07 — 0,48 і лише в окремих найбільш однорідних пластах він досягає 0,75 — 0,90. При цьому чим більша ефективна товщина пласта, тим нижчий ко​ефіцієнт охоплення заводненням.
В міру підвищення температури збільшується коефіцієнт об'ємної пружності пластових нафт. Звідси випливає, що підвищення температури пласта після припинення закачування холодної води може значно вплинути на умови витіснення нафти з низькопроникних і охо​лоджених продуктивних пластів.
У продуктивних розрізах, охолоджених нижче допустимої температури, необхідно вжити заходи щодо ії відновлення. Інакше в охолоджених пластах залишаються значні не-вироблені запаси нафти, і відповідно не забезпечується високий коефіцієнт нафтовилучен​ня. Моживість здійснення цього процесу доведена на прикладі розробки двох експеримен​тальних ділянок Долинського і Північно-Долинського родовищ, у межах яких на певній стадії заводнення закачування води припинилось для створення умов відновлення пластової температури.
Після припинення закачування води в поклад за рахунок теплоти надр температура відновлюється до початкової. Темп ії відновлення - в середньому 4 — 6°С на рік, що підвищує пластовий тиск і повністю компенсує його зниження, що відбувається через по​точні відбори рідини.
Значного відновлення пластової температури можна досягнути припиненням закачу​вання холодної води. Найбільший темп відновлення спостерігається в пластах, які охолод​жені у процесі конвекції, причому в початковий період він може становити 8 — 10°С за рік. Завдяки цьому пластовий тиск у покладі збільшується на 2,5 — 3,5 МПа, що дає змогу стабілізувати його.
Інтенсивний ріст пластового тиску в нагнітальних свердловинах відбувається через 8 — 12 міс після припинення закачування води. До цього можливе деяке його зниження. Викли​кано це тим, що за вказаний період темп відновлення температури не забезпечує відповідного темпу росту пластового тиску, коли підтримуються незмінними відбори рідини.
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Відновлення температури призводить до підвищення тиску не тільки в окремих сверд​ловинах, але й у покладі. Якщо врахувати, що температура більшості поглинальних пластів становить 10 — 35°С, то зміна тиску за рахунок її відновлення до початкової (75 — 80°С) забезпечує створення значного термопружного запасу в покладі.
Відновлення пластової температури в охолоджених пластах і стабілізація пластового ти​ску значно впливають на фізико-хімічні властивості нафти. Вона стає більш легкою і менш в'язкою. Змінюються молекулярна маса, фракційний склад, коефіцієнт світлопоглинання та інші параметри. Сприяє цьому надходження нафти із застійних і охолоджених зон і ділянок після відновлення в низькопроникних пластах температури вище температури на​сичення нафти парафіном. Процес продовжується до відновлення закачування води, після чого знову нафта стає важчою, змінюється її в'язкість, вміст фракцій, що википають при температурі до 200 і 350°С, силікагелевих смол, коефіцієнт світлопоглинання та ін.
Використання створених у процесі заводнення термобаричних умов для підтримання пластового тиску у тектонічно та літологічно екранованих покладах забезпечує економію значних об'ємів водо- і енергоресурсів, зменшує експлуатаційні витрати на підтримання пластового тиску, а відновлення пластової температури охолодженої частини продуктивно​го розрізу створює сприятливі умови для вилучення нафти. Особливу увагу на ці процеси слід звертати на пізній стадії розробки родовищ, коли зупинка як нагнітальних, так і видо​бувних свердловин приводить до відновлення пластової температури до початкової і, відповідно, до створення значного термопружного запасу, котрий частково поповнює втрату енергії покладу за існуючих темпів відбору.
При цьому темп відновлення пластової температури має пряму залежність від об'ємів закачаної води. Період відновлення пластової температури до геотермічної триваліший у тих пластах, в які закачано більші об'єми води.
Раціонального вироблення запасів нафти можна досягнути не тільки повною компен​сацією відбору закачуванням води, але й ії обмеженням або повним припиненням. Тер​могідродинамічні процеси, що виникають при цьому, створюють сприятливі умови для роз​витку поряд із водонапірним термопружного режиму. Створений режим сприяє більш ефективному витисненню нафти з низькопроникних колекторів внаслідок їх капілярного просочування. При цьому воно відіграє головну роль в ефективному витисненні нафти з низькопроникних і охолоджених пластів у зв'язку з тим, що газонасиченість пластів зали​шається постійною у разі стабільного пластового тиску і не може бути джерелом додаткової енергії при витисненні нафти з пласта. Поряд із цим часткове підтримання пластового тиску нагнітанням холодної води сприяє природному розподілу закачаної води у плані і розрізі, що має першочергове значення як для раціональної розробки покладу, так і досягнення максимального вироблення запасів із найменшими матеріальними витратами.
8.8 Визначення нафтовіддачі
Промислові методи. Показником ступеня використання запасів є коефіцієнт наф​товіддачі (нафтовилучення). У процесі розробки нафтового покладу він може визначатись різними методами. Наведемо деякі з них.
Процес витиснення нафти водою в умовах неоднорідних пластів описується характери​стиками витиснення, які відображають залежність нафтовіддачі від об'єму води, що прока​чується через поклад.
Для визначення поточної нафтовіддачі в заводненій частині пласта необхідно знати гео​логічні запаси і об'єм видобутку нафти з виробленої частини покладу. Основні труднощі при цьому пов'язані з встановленням об'єму заводненої частини пласта. Звичайно він виз​начається як об'єм продуктивного пласта між початковою і поточною поверхнями водо-нафтового контакту. За цими даними будують карти залишкової
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нафтонасиченості, за до​помогою яких виявляють розподіл залишкових запасів нафти.
Для розрахунку поточного коефіцієнта нафтовіддачі заводненої частини пласта, що розробляється при пружно-водонапірному режимі, слід врахувати видобуток нафти з неза-водненої його частини внаслідок дії пружних сил покладу.
Визначення нафтовіддачі за початковою і залишковою нафтонасиченостями полягає в установленні зниження нафтонасиченості порід у заводненій частині пласта. Звичайно він оцінюється в окремих свердловинах. Початкова нафтонасиченість визначається до завод​нення пласта за даними промислово-геофізичних досліджень (або за кількістю зв'язаної во​ди в кернах), а залишкова - за даними промислово-геофізичних досліджень в спеціальних свердловинах, які пробурені між початковим і поточним контурами нафтоносності для кон​тролю за нафтовіддачею.
В умовах режиму розчиненого газу, використовуючи метод матеріального балансу для визначення геологічних запасів нафти, можна розрахувати поточний і кінцевий ко​ефіцієнти нафтовіддачі за мінімальною інформацією, що включає середній газовий фактор за період розробки, розчинність газу в нафті, а також об'ємні коефіцієнти пластової нафти і газу.
Лабораторні дослідження. Відомо, що коефіцієнт нафтовіддачі визначається, як добу​ток коефіцієнтів витиснення і охоплення (за об'ємом) пласта.
Коефіцієнти охоплення пласта процесом важко піддаються вивченню в лабораторних умовах, хоча деякі досягнення тут є. В більшості випадків їх значення приймаються за ре​зультатами розробки сусідніх родовищ з подібними геолого-фізичними умовами. У той же час коефіцієнти витиснення, головним чином, визначаються в лабораторних умовах шля​хом постановки на моделях пласта експериментів щодо витиснення нафти.
Використання результатів лабораторних дослідів у промисловій практиці можливо тільки в тому випадку, якщо процеси, що вивчаються в дослідах, подібні до натурних.
Ця подібність забезпечується рівністю комплексів, що складені для моделі й натури та визначають процес. На основі умов подібності і повинні бути вибрані параметри моделей і дослідів для постановки експериментів. Звичайно тут користуються методами наближеного моделювання. Під час проведення експериментів з фільтрації флюїдів намагаються дотри​муватись швидкостей витиснення, що при можливих у нафтовому покладі перепадах тисків близькі до натурних.
На нафтовіддачу впливає не менше 18 різних параметрів; комплексним параметром вважається капілярний тиск.
Для гідрофільних порід ідеальним вважається агент, який при витисненні нафти ство​рює з нею міжфазний натяг, значення якого прямує до нуля, а кут змочування — до 90°.
При моделюванні процесів витиснення нафти слід добиватися геометричної подібності норового простору моделі і натури, тотожності характеру їх поверхні. В експериментах слід дотримуватись гірничого і пластового тиску, пластової температури.
Зразки породи, які використовуються для побудови моделей пласта, повинні відповідно готуватись. Для моделей також придатні зразки породи, що піднята при бурінні свердловин на вуглеводневих розчинах.
Апаратура, на якій виконуються експерименти, має дозволяти максимально наблизити умови проведення дослідів до пластових умов тих покладів, для яких проводяться дослідження. Вона повиннна надавати можливість проведення дослідів з різними тисками і температурами (що відповідають пластовим), створення моделей пласта різної довжини, здійснення контролю за насиченістю моделі різними флюїдами, одержання необхідної точ​ності при вивченні характеристик витиснення, як і одержання іншої необхідної інформації.
Результати лабораторного визначення коефіцієнта витиснення нафти заносять у спеціальний журнал, де фіксуються порядковий номер експерименту, геометричні розміри
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моделі пласта, її пористість, проникність, об'єми нафти, води чи газу в моделі на початок та кінець експерименту, а також в процесі його проведення. За наведеними в журналі даними згодом обчислюють коефіцієнти витиснення нафти на різних стадіях процесу.
Однією з найбільш важливих характеристик процесу плину пластових флюїдів у поро-дах-колекторах поряд із коефіцієнтом витиснення є фазова проникність. Даю про неї не​обхідні для обгрунтування кондиційних меж петрофізичних властивостей порід, для про​мислової оцінки перехідних нафтогазових зон пластів, у газогідродинамічних розрахунках технологічних показників розробки, для вибору методів дії на пласти з метою збільшення нафтовіддачі тощо.
8.9. Критерії доцільності застосування методів підвищення нафтовіддачі
Критеріями доцільності застосування методів підвищення нафтовіддачі є сукупність ге-олого-фізичних, фізико-хімічних, технологічних, економічних та інших умов, що визнача​ють придатність об'єктів для одержання найкращих результатів від впровадження методу. Звичайно виділяються загальні та індивідуальні критерії.
Загальні вимоги.
1. Нафтові поклади повинні розбурюватись самостійними сітками свердловин.
2. Найбільший ефект досягається при застосуванні методу на ранній стадії розробки.
3. Застосування нових методів передбачає внутрішньоконтурні варіанти дії на пласти.
Індивідуальні вимоги. Нестаціонарне заводнення (циклічна дія і зміна на​прямків фільтраційних потоків) рекомендується для всіх покладів, де здійснюється звичай​не заводнення. Зі збільшенням в'язкості та неоднорідності пласта при умові гідродинамічного зв'язку ефективність процесу збільшується. Процес більш ефективний у гідрофільних колекторах з жорсткими системами розробки в поєднанні з підвищенням тис​ку нагнітання.
Основними факторами, що визначають ефективність застосування ПАР типу АФ9.12 (ОП-10, превоцел) є тип і властивості колекторів, фізико-хімічні властивості нафти і ПАР, стадія розробки, система розміщення і кількості свердловин і т.п. Факторами, що сприяють ефективності застосування ПАР, є низька в'язкість нафти (не перевищує 15 мПа-с), відносно низька адсорбція (кварцовий пісковик), низький міжфазний натяг на фронті розчин - нафта, більш висока неоднорідність пласта. Збільшення водонасиченості пласта (пізня стадія розробки або водонафтова зона) і збільшення температури вище точки помутніння ПАР - це фактори, що переважно знижують ефективність процесу.
Факторами, що сприяють застосуванню полімерів із метою збільшення наф​товіддачі, є підвищена в'язкість нафт (10-200 мПа • с), значна різниця у проникності пластів у розрізі, незначна товщина пластів. Негативно впливають на ефективність застосування полімерних розчинів наявність у водах солей лужно-земельних елементів, висока темпера​тура пластів (понад 80 — 90°С) і їх велика товщина.
Критеріями, що сприяють високій ефективності застосування лугів у процесах підвищення нафтовіддачі, є значний вміст у нафті органічних кислот (компонентів кислот​ного характеру), відносно висока проникність колектора (0,03 мкм2 і вище). Факторами, що негативно впливають на процес, є наявність газової шапки, низькі значення залишкової нафтонасиченості (менше 40 %), вміст у воді солей жорсткості понад 4 моль/л, мінералізація води більше 20 %.
Стадія розробки нафтового покладу відіграє роль тільки у разі незначної активності нафти. Не впливає на процес товщина пластів, а неоднорідність може позначатись двояко -залежно від того, чи луг (або продукти його взаємодії) приводить до вирівнювання профілів приймальності, чи відбувається
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емульгування нафти - проявляється механізм осадкоутво-рення.
Факторами, що позитивно впливають на застосування кислот (в основному, сірчаної, а також хлорсульфонової, фторсульфонової, оксидату), є висока неоднорідність пласта, те​ригенний характер відкладів із вмістом карбонатів у вузьких межах (1 — 2 %) і висока на​сиченість асфальтеновими компонентами. Негативно впливають на процес висока про​никність пласта і мінералізація води, а також значний вміст карбонатів у породі.
Застосування міцелярних розчинів (МР) обмежується багатьма фактора​ми. Основними серед них є теригенний характер порід, висока неоднорідність пластів і особливо їх тріщинуватість, висока в'язкість нафти (більше 15 мПа-с), значна товщина пластів (понад 25 м), низька залишкова нафтонасиченість (менше 25 %), наявність газової шапки. Оскільки МР використовуються разом із полімерними, то на їх застосування роз​повсюджуються обмеження останніх. Вплив мінералізації пластових вод може проявлятися двояко - залежно від того, чи із зовнішньою вуглеводневою, чи водною фазами застосо​вується МР для підвищення нафтовіддачі. МР із зовнішньою вуглеводневою фазою (або вуг​леводневий МР) краще витісняє нафту. Тому, щоб добитись інверсії водного МР у вуглевод​невий, у поровий простір перед ним закачують облямівку електроліту, концентрація солей в якому вища, ніж у воді, на якій приготований водний МР.
Критеріямизастосування двоокису вуглецю є: пластова температура (вище температури 31 — 35°С - залежно від чистоти двоокису вуглецю - він з огляду на тиск може перебувати в газоподібному або скрапленому стані, а нижче - тільки в газоподібному); вміст асфальто-смолистих компонентів у нафті (понад 10 %), оскільки при контакті з двоокисом вуглецю вони випадають в осад. Негативно впливають на ефективність застосування двоо​кису вуглецю СО2 неоднорідність, а також високий вміст карбонатного цементу в териген​них пластах. Для здійснення процесу в умовах взаємного змішування з нафтою пластовий тиск повинен бути не менше 8 — 9 МПа. Із підвищенням мінералізації води (особливо со​лей кальцію, магнію та ін.) посилюється небезпека відкладення солей у пласті та промисло​вому обладнанні. Слід брати до уваги, що наявність СО2 у воді посилює корозійну ак​тивність агента.
Застосування сухого вуглеводневого газу відбувається в дуже рідких випадках, оскільки процес витиснення ним нафти без взаємного змішування з нею має низьку ефективність. Крім того, негативними факторами є неоднорідність пластів, їх значна товщина, висока в'язкість нафти та ін.
До критеріїв, що визначають можливість та ефективність застосування газу ви​сокого тиску, відносяться термодинамічні умови покладів, фізико-хімічні властивості нафт і газів, геолого-фізичні властивості колекторів. Рекомендується здійснювати процес у покладах із малов'язкими нафтами, що насичені газом і мають значний вміст (понад ЗО %) проміжних компонентів.
Пластовий тиск залежить від того, чи шляхом нагнітання збагаченого, чи шляхом об​лямівки скрапленого газу здійснюється процес. Температура в різних інтервалах ії значень впливає на проходження процесу по-різному. Необхідний тиск у пласті при заданій темпе​ратурі визначається в лабораторіях. Глибина залягання пласта визначається можливістю створення в ньому мінімального тиску для забезпечення здійснення процесу в умовах взаємного змішування агентів. Процес відбувається ефективніше в тонких та крутих пла​стах. Для застосування збагачених і особливо скраплених газів пластові умови (тиск і темр-пература) і глибини залягання мають другорядне значення.
Факторами, що визначають застосування азоту, газів горіння в процесах підвищення нафтовіддачі, є, головним чином, можливість забезпечення процесів витиснення в умовах взаємного змішування. Для їх здійснення потрібні більш високі тиски, тому вони можуть проводитись на значних глибинах.
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8.10. Ефективність застосування методів підвищення нафтовіддачі пластів
Оцінка технологічного ефекту. Об'єктивна екстраполяція показників видобутку нафти та інших показників розробки покладу, ділянок - головний та найбільш точний на сьо-годнішій день спосіб визначення технологічного ефекту за фактичними результатами дослідно-промислових робіт або промислового впровадження методу підвищення наф​товіддачі пластів на пізній стадії розробки. Існують різні способи графоаналітичного або ста​тистичного аналізу ефективності цих методів, що базуються на знаходженні емпіричної за​лежності зміни показників розробки базового варіанту в період до початку застосування ме​тоду і екстраполяції цієї емпіричної залежності на майбутній період його застосування:
залежність нафтовіддачі від нагромадженого відбору рідини, що віднесений до балансо​вих запасів;
залежність нагромадженого видобутку нафти від логарифма нагромадженого відбору води або рідини;
залежність логарифма сумарного водонафтового фактора від логарифма нагромаджено​го відбору води;
залежність логарифма поточного водонафтового фактора від нагромадженого видобутку нафти;
залежність логарифма частки нафти в продукції, що видобувається, від логарифма на​громадженого відбору рідини;
залежність поточного видобутку нафти від часу;
залежність нафтовіддачі від в'язкості, проникності, щільності сітки свердловин і відносного відбору рідини.
Застосування способів прогнозування основних технологічних показників під час завод​нення можливе тільки при обводненні продукції свердловин від ЗО до 90 %. Вказані способи оцінки ефективності методів у кожному конкретному випадку вимагають попередньої їх ап​робації для даного родовища. Видобуток нафти різними методами, що сприяють його підвищенню, визначається як різниця фактичних і розрахункових показників для базового методу, одержаних екстраполяцією на однаковий об'єм видобутої рідини або за однаковий час.
Використання методу на пізній стадії розробки не виключає способу оцінки ефектив​ності шляхом порівняння технологічних показників дослідної та контрольної ділянок.
Найбільш важко визначити технологічний ефект, коли метод підвищення нафтовіддачі пластів застосовується з самого початку розробки. Оцінка технологічного ефекту при цьому базується або на розрахункових показниках розробки дослідної ділянки, або на фактичних результатах розробки іншої ділянки (контрольної). У першому випадку можливі помилки, що пов'язані з неточністю вихідної інформації або методики розрахунків. У другому випад​ку складність полягає у виборі контрольної ділянки, яка повинна бути ідентичною дослідній як за геолого-фізичними властивостями, так і за умовами розробки.
Існує два шляхи виходу із такого становища. У першому випадку невизначеність оцінок ефекту можна подолати статистично, тобто великим числом дослідних робіт і відповідно їх обробкою методами багатофакторного аналізу. З часом появляється впевненість у точності визначення технологічного ефекту. Це шлях певний, але довгий. У другому випадку найбільш вірогідним є зіставлення фактичних результатів розробки малого за розміром дослідного поля при строго витриманій технології процесу із показниками розробки того ж поля, що одержані на основі ефективної математичної моделі.
Застосування теплових методів для розробки родовищ високов'язких нафт звичайно суттєво збільшує нафтовіддачу та поточні дебіти нафти порівняно з розробкою на виснаження.
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У цьому випадку для визначення технологічного ефекту рекомендується використову​вати метод так званих часткових коефіцієнтів, що являють собою відношення кінцевої наф-товідцачі до загальної нафтовіддачі. Видобуток нафти із застосуванням цього чи іншого ме​тоду визначається множенням повного видобутку нафти на коефіцієнт часткової участі ме​тоду.
Оцінка економічної ефективності впровадження методів підвищення нафтовіддачі. Показником підвищення нафтовіддачі пластів служить річний економічний ефект на основі зіставлення приведених витрат базового варіанту розробки та варіанту із застосуванням ме​тоду. Приведені витрати В, крб., є сумою собівартості видобутої нафти С, крб./м, і норма​тивного прибутку:
В - С + ЕК,
де К - питомі капітальні вкладення у виробничі фонди, крб./т; Е - нормативний ко​ефіцієнт ефективності капітальних вкладень.
При визначенні річного економічного ефекту повинна забезпечуватись порівняльність базового та впроваджуваного варіантів розробки родовища за об'ємом видобутку нафти. Для зіставлення приведені витрати в базовому варіанті збільшуються на суму, яка необхідна для одержання того ж об'єму видобутку нафти, що й у варіанті з застосуванням методу збільшення нафтовіддачі. Збільшення приведених витрат дорівнює добутку додатково видо​бутої нафти на спеціальний норматив питомих приведених витрат на 1 т приросту видобут​ку нафти.
Таким чином, річний ефект визначається за формулою
[image: image2279.png]£ =Bggs + HAG — B, q,




де [image: image2280.png]


- річний економічний ефект; [image: image2281.png]Bg. B,



- відповідно приведені витрати на видобуток 1 т нафти при базовому і впроваджуваному методі розробки; [image: image2282.png]


- відповідно видобуток  нафти (річний) для базового і впроваджуваного методів, т; [image: image2283.png]


— додатковий видобуток нафти (річний) за рахунок застосування методу, т;[image: image2284.png]


=[image: image2285.png]9y
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; Н — спеціальний нор​матив питомих приведених витрат на 1 т приросту видобутку нафти, крб./т.
У тих випадках, коли розробка родовища при звичайному заводненні або застосування методу починається після досягнення межі рентабельності розробки за звичайною техно​логією, весь видобуток нафти може вважатись додатковим, видобутим завдяки застосуван​ню методу - нульовий варіант. Тоді за .базу порівняння для визначення економічної ефек​тивності застосовують норматив питомих приведених витрат на 1 т приросту видобутку нафти
Е=(Н-[image: image2287.png]


)[image: image2288.png]


.
8.11. Особливості вилучення нафти з покладів у крутих і підгорнутих крилах складок
Брахіантиклінальні складки зон регіональних насувів характеризуються специфічними умовами геологічної будови, основними з яких є наявність крутих і підгорнутих крил і ши​рокий розвиток тектонічних порушень різної амплітуди. До такого типу складок і відносяться структури Бориславсько-Покутської зони Передкарпатського прогину, північно-східні крила яких круті і підгорнуті (70 — 90°), а південне - західні - відносно по​логі (20 — 35°). Підгорнутий елемент цих складок у більшості випадків відокремлений від основної частини складки тектонічними порушеннями скидо-зсувного характеру і створює лежачі структури різних форм і розмірів.
284
Розробка наявних в них покладів в основному не проводиться. До промислової розробки вводяться тільки поклади вуглеводнів південно-західних крил складок із більш значними за​пасами нафти і газу, а наявні запаси в крутих і підгорнутих крилах структур відносяться до забалансовых.
При бурінні свердловин на крутих і підгорнутих крилах складок їх стовбури прохо​дять неповну частину продуктивного розрізу, в основному вздовж напластування, розк​риваючи обмежену товщину пластів, внаслідок чого спостерігаються незначні припливи нафти, можливі "сухі" свердловини. Тільки в окремих випадках отримують промислові припливи нафти.
Для більш ефективного використання запасів нафти із крутих і підгорнутих частин по​кладів обгрунтовано необхідність буріння на найбільш високоефективному вигодсько-бист-рицькому покладі Долинського родовища розгалужено-горизонтальних свердловин із декількома стовбурами, розташованими на певній відстані один від одного в різних напрям​ках. Віднесені до північно-східних крутих і підгорнутих крил складок запаси нафти можна раціонально використати за умови буріння на них розгалужено-горизонтальних свердло​вин, що створює можливість розкриття нафтонасичених товщин. Оптимальним варіантом виявилось буріння не менше двох стовбурів у кожній свердловині. Перший із них обов'язко​во повинен виконувати функції розвідки щодо уточнення меж розповсюдження пластів і вивчення підгорнутої частини покладу, а другий буриться з метою максимального розкрит​тя нафтонасиченої товщини.
Екрановані знизу круті та підгорнуті крила доцільно розробляти з підтриманням пла​стового тиску, закачуванням ййди в нагнітальні свердловини, розташовані в підвищених частинах структури, що розкривають максимальні товщини нафтонасичених порід. Ви​добувні свердловини (розгалужено-горизонтальні та похилоспрямовані) слід закладати так, щоб вони розкривали пласти тільки верхніх частин підгорнутих крил. Це подовжує безводний період їх експлуатації і сприяє більш рівномірному стягуванню контура наф​тогазоносності.
Буріння розгалужено-горизонтальних свердловин ефективне тільки тоді, коли не про​водиться нагнітання агентів витіснення на межі крутої і пологої частини складки, а також якщо відсутній гідродинамічний взаємозв'язок між покладами тектонічних елементів складки. Закачувана при цьому вода поширюється не тільки в бік видобувних свердловин пологозалягаючої частини покладу, але й у крутозалягаючі пласти.
Для підвищення ефективності вилучення нафти із крутих і підгорнутих крил складок доцільно агент витиснення, густина котрого більша від густини пластової нафти, що наси​чує даний колектор, закачувати в ділянки на межі зони перегину покрівлі нафтогазоносного пласта з пологозалягаючим його продовженням, а нафту видобувати з пологозалягаючої ча​стини покладу. Під дією сил гравітації деяка кількість агентів нагнітання рухається за падінням крутопадаючого пласта, витісняючи при цьому нафту в підвищену (склепінну) частину, де й проводиться її відбір через видобувні свердловини, розташовані в пологозаля-гаючій частині пласта на відстані, що забезпечує обгрунтовану для умов даного родовища щільність сітки свердловин.
Закачувана в склепінну частину покладу вода, маючи нижчу порівняно з пластовою температуру, негативно впливає на вилучення нафти з підгорнутої частини складки. Щоб запобігти цьому, агент витиснення необхідно закачувати в підгорнуту частину складки че​рез похилено спрямовані свердловини, розташовані безпосередньо біля тектонічних екранів, а нафту відбирати через свердловини, розташовані на межі перегину крутопадаючої части​ни покладу. Гирла нагнітальних свердловин слід розташовувати за зоною перегину продук​тивних відкладів, тобто так, щоб не розкривати продуктивних пластів у пологозалягаючій частиш і виключати тим самим їх охолодження в процесі нагнітання води.
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Надходження закачуваної води в зону максимальної для покладу пластової температу​ри і витіснення нафти в підвищену його частину, що характеризується нижчою пластовою його температурою, забезпечує прогрів води за даних умов із максимальним використанням глибинного тепла Землі.
Для розробки крутопадаючого крила покладу треба бурити вертикальні свердловини на межі пологозалягаючої складки із зоною перегину продуктивних пластів і похилено на​прямлені свердовини, що розривають продуктивні відклади тільки внизу покладу безпосе​редньо біля тектонічного екрану. Продуктивні пласти розкриваються свердловинами пер​пендикулярно їх нашаруванню або під кутом, близьким до 90°. Свердловини слід розташо​вувати на відстані, яка забезпечує обгрунтовану для умов даного родовища щільність їх сітки.
8.12. Газовіддача газових родовищ при газовому режимі
Фактори, що визначають газовідцачу. Коефіцієнт газовіддачі родовища (покладу, пласта)[image: image2289.png]Be



характеризує ступінь видобутку газу з родовища і є відношенням кількості видо​бутого газу[image: image2290.png]


до його початкових запасів[image: image2291.png]


(це відносна величина і виражається в частинах одиниці або відсотках):                                   ,
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 (8.1)
або
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 (8.2)
де[image: image2294.png]


і[image: image2295.png]


— відповідно початкові і залишкові запаси газу в пласті.
Замість терміна "коефіцієнт газовіддачі" застосовують також рівнозначний йому термін "газовіддача". Розрізняють поточну і кінцеву газовіддачі, які характеризують відношення видобутого з пласта газу відповідно на даний момент часу чи в кінці розробки родовища до його початкових запасів.
Вираз для розрахунку коефіцієнта газовіддачі можна одержати, використовуючи рівняння матеріального балансу для газового родовища при газовому режимі
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або
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де[image: image2298.png]


- початковий поровий об'єм родовища;[image: image2299.png]P, Pl



— відповідно початковий і поточ-
ний середній пластові тиски, МПа;[image: image2300.png]


— атмосферний тиск,[image: image2301.png]Pyt



=0,1013 МПа;[image: image2302.png]Ton Te

P



—
відповідно пластова і стандартна температури, К;[image: image2303.png]


, [image: image2304.png]2 (Ppa)



 — коефіцієнти надстисли-
вості газу при пластовій температурі та відповідно при тисках[image: image2305.png]Pa



і[image: image2306.png]Poad).




Підставляючи в рівняння (8.2) значення початкових і залишкових запасів газу, можна одержати такі вирази для визначення коефіцієнтів поточної і кінцевої газовіддачі родовища при газовому режимі:
[image: image2307.png]Pox(®) 2 |
By ==




286
[image: image2308.png]Prain 7o

B =1~ o )
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де[image: image2309.png]Dy
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 — середній кінцевий пластовий тиск, МПа, і відповідний йому ко-
ефіцієнт надстисливості газу при температурі[image: image2311.png]



Таким чином, коефіцієнт кінцевої газовіддачі родовища при газовому режимі залежить в основному від початкового і кінцевого пластових тисків. Для умов конкретного родовища коефіцієнт[image: image2312.png].



тим більший, чим нижчий кінцевий пластовий тиск. Значення тиску[image: image2313.png]


, що відповідає межі рентабельної розробки родовища, знаходять на основі газодинамічних і техніко-економічних розрахунків.
Для наближеної оцінки кінцевого пластового тиску, МПа, на стадії проектування роз​робки газового родовища можна використовувати такі залежності:
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 -0,345+ 0,00113 Я,                                          (8.4)
де Я — середня глибина залягання родовища, м;
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+ 0,8274,                                            (8.5)
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-                                                    (8-7)
Коефіцієнт кінцевої газовіддачі, знайдений з використанням залежностей (8.4) -(8.7), характеризує промислову газовіддачу на момент припинення подачі газу в магістральний газопровід. Як свідчать промислові дані родовищ України, Російської Фе​дерації і США, розробку яких закінчено або вона знаходиться на завершальній стадії, ко​ефіцієнт кінцевої газовіддачі при газовому режимі змінюється від 70 до 99%, становлячи в середньому 85 - 90 %.
Методи збільшення газовіддачі. Коефіцієнт кінцевої газовіддачі при газовому режимі залежить від геологічної характеристики родовища ( глибина залягання, колекторські вла​стивості і ступінь неоднорідності продуктивних пластів), умов розробки родовища (темп відбору газу, система розміщення свердловин, необхідний тиск для подачі газу спожива​чеві) і техніко-економічних умов (відстань до споживача, вимоги до кондиції газу тощо). Ці фактори впливають на кінцевий дебіт свердловини (економічно рентабельну межу річного видобутку газу з родовища).
На коефіцієнт газовіддачі найбільш істотно впливає геологічна характеристика родови​ща. Коефіцієнт уЗгкіи зменшується з ростом глибини залягання газоносних відкладів, (а от​же, і з ростом початкового пластового тиску), зі збільшенням ступеня неоднорідності колек-торських властивостей пластів у плані та розрізі, погіршенням продуктивної характеристи​ки родовища (зниженням проникності порід і початкового дебіту свердловини) і у випадку деформації колекторів при зниженні пластового тиску в процесі відбору газу, що супровод​жується зменшенням їх фільтраційних властивостей.
Коефіцієнт кінцевої газовіддачі можна регулювати вибором певних значень техно​логічних параметрів, які характеризують процес розробки родовища. Аналіз даних родо​вищ України і Російської Федерації показує, що промислова газовіддача збільшується з ро​стом сумарного відбору газу на кінець періоду постійного видобутку і зменшенням темпу зниження річного відбору газу в період спадання видобутку. Кількість газу, видобутого з ро​довища на кінець періоду постійного видобутку буде тим більша, чим вищий темп відбору газу в даний період і його тривалість. Значення цих параметрів вибирають, виходячи з техніко-економічних міркувань. Для сповільнення темпу зниження річного відбору газу в період спадання видобутку і тим самим скорочення його тривалості необхідно забезпечити
287
своєчасне уведення в експлуатацію дотискуючої компресорної станції та застосування ефективних методів підготовки газу в умовах понижених тисків на гирлі свердловин.
Основними напрямками підвищення коефіцієнта кінцевої газовіддачі родовища при га​зовому режимі є зменшення кінцевого пластового тиску і заміщення частини залишкового газу в пористому середовищі рідкими або газоподібними агентами.
Мінімізації значень пластового тиску сприяють:
1)  рівномірне відпрацювання продуктивних відкладів у плані і розрізі, що досягається відповідним розміщенням видобувних свердловин на площі газоносності та повним розкрит​тям у них газонасичених пропластків;
2)  збільшення проникності привибійно! зони пласта у випадку низькопроникних порід шляхом застосування методів інтенсифікації припливу газу до вибою свердловин, що дає змогу зменшити втрати тиску по шляху фільтрації газу в пласті та підвищити дебіт свердло​вин;
3)  зменшення гирлового (вибійного) тиску в свердловинах застосуванням компресор​них агентів із низьким (близьким до атмосферного) тиском на прийомі чи занурених комп​ресорних агрегатів у глибоких свердловинах.
Для видобутку частини залишкового газу на заключній стадії розробки родовища мож​на застосовувати як витісняючий агент воду, невуглеводневі гази (азот, вуглекислий і димо​вий гази, їх суміші та ін.) або проводити спільне закачування води і газу в пласт.
З метою підвищення коефіцієнта кінцевої газовіддачі родовищ, приурочених до тріщинувато-пористих середовищ, які деформуються,'необхідно в процесі відбору газу підтримувати пластовий тиск шляхом закачування рідких або газоподібних агентів. Значен​ня тиску нагнітання робочого агента в пласт вибирається мінімально можливим за результа​тами дослідження свердловин і лабораторних експериментів на моделях пласта, виходячи з попередження зникання тріщин і забезпечення фільтрації газу в тріщинувато-пористому середовищі.
Прогнозування коефіцієнта кінцевої газовіддачі за промисловими даними. На стадії проектування розробки родовища коефіцієнт кінцевої газовіддачі визначають за формулою (8.3), виходячи з очікуваного кінцевого тиску. Значення його знаходять на основі проведен​ня комплексу газодинамічних і техніко-економічних розрахунків або визначають наближе​но, за залежностями (8.4) — (8.7). У зв'язку з тим, що значення коефіцієнта кінцевої га​зовіддачі в основному визначається особливостями геологічної будови і розробки конкретно​го родовища, його надалі уточнюють за промисловими даними. Для цього запропоновано використовувати криву середньої продуктивності та криву зміни в часі річних відборів газу, побудовану в напівлогарифмічній системі координат (метод прямої лінії). Дані методи мож​на застосовувати тільки для періоду спадаючого видобутку газу. При цьому точність визна​чення коефіцієнта кінцевої газовіддачі збільшується з ростом тривалості розробки родовища в період спадаючого видобутку газу.
Крива середньої продуктивності характеризує залежність між річним і сумарними відборами газу, вираженими в частках або відсотках від початкових запасів. Враховуючи, що граничне значення річного відбору газу становить менше ОД % від початкових запасів, коефіцієнт кінцевої газовіддачі визначають за параметрами точки перетину екстрапольова​ної ділянки кривої середньої продуктивності з віссю абсцис (як, наприклад, на рис.8.3, по​будованому для Битківського газоконденсатного родовища).
В основу метода прямої лінії покладена залежність зміни в часі річного відбору газу в період спадаючого видобутку, яка описується показниковою функцією такого вигляду
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— річні відбори газу відповідно в моменти часу з початку розробки родо-
вища t і на початку періоду спадання видобутку[image: image2323.png][



, виражені в абсолютних величинах або
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залежності                           Рис.8.4.[image: image2328.png]nQ.(H)
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Графік залежності
у відсотках від початкових запасів;[image: image2329.png]


- коефіцієнт, який має певне значення для кожного конкретного родовища. За[image: image2330.png]


можна вибирати будь-який момент часу з початку розробки родовища, який відповідає періоду спадання видобутку газу.
У напівлогарифмічній системі координат In[image: image2331.png]


- ґ залежність (8.8) є прямолінійною
(рис.8.4, Битківське газоконденсатне родовище). Екстраполюючи її до економічно рен​табельної межі річного відбору газу (0,1 % від початкових запасів), знаходять прогнозне значення річного відбору газу[image: image2332.png]0. ()



на різні моменти часу [image: image2333.png]


і потім визначають сумарний
видобуток газу з родовища
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- кількість видобутого газу на момент часу[image: image2336.png]



Коефіцієнт кінцевої газовіддачі обчислюється за рівнянням (8.1).
Слід зазначити, що для невеликих за запасами газу родовищ економічно рентабельна межа річного відбору газу може бути вищою і досягати 2% від початкових запасів.
Необхідною умовою застосування розглянутих методів оцінки коефіцієнта кінцевої га​зовіддачі є відсутність в період спадання видобутку газу помітних змін в процесі розробки родовища (введення в експлуатацію дотискуючої компресорної станції, обмеження об'єму споживання газу, обводнення видобувних свердловин та ін.), які можуть вплинути на ха​рактер залежностей на рис. 8.3 і 8.4. При цьому великі за запасами газу родовища характе​ризуються набагато більшою стабільністю в роботі, через те, що для зміни характеру їх роз​робки потрібні значні за абсолютною величиною збурення, які малоймовірні у заключний період відбору газу.
Аналіз промислових даних свідчить, що крива середньої продуктивності і метод прямої лінії можуть бути використані для прогнозування коефіцієнта кінцевої газовіддачі і у випад​ку водонапірного режиму.
8.13. Газовіддача газових родовищ при водонапірному режимі
Коефіцієнти, що характеризують газовіддачу. Більшість газових родовищ приурочена до пластових водонапірних систем і розробляється в умовах надходження в газонасичену частину пласта крайових або підошовних вод. Розробка газових родовищ при водо-
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напірному режимі характеризується неповним витісненням газу водою з пористого середо​вища і нерівномірним (вибірковим) переміщенням газоводяного контакту.
Залежно від фізико-літологічних характеристик продуктивних пластів та умов їх обвод​нення коефіцієнт залишкової газонасиченості пористого середовища при витісненні газу во​дою може змінюватись від 0,1 до 0,5. Вибіркове просування пластової води по площі газо​носності та продуктивному розрізу викликане неоднорідною будовою і нерівномірним дре​нуванням газоносних пластів. Воно призводить до передчасного обводнення свердловин, розміщених на водонебезпечних напрямах, аж до повного відключення всіх видобувних свердловин на родовищі при наявності ще значних запасів газу в газонасиченій частині пла​ста. Крім того, вода обходить і відключає за фронтом витіснення окремі ділянки з початко​вою газонасиченістю. В обводненій зоні залишається як мікрозащемлений газ в результаті неповного витіснення газу водою з пористого середовища, так і макрозащемлені об'єми га​зу, що зумовлені нерівномірним просуванням пластової води і проявом граничного градієнта тиску в малопроникних прошарках при фільтрації газу і води. Макрозащемленню газу сприяє зниження відбору газу зі свердловин з моменту появи води в їх продукції, проведен​ня ізоляційних робіт в обводнених свердловинах та їх передчасне відключення. В результаті мікро- і макрозащемлення газу водою в пористому середовищі зменшується коефіцієнт га-зовіддачі пласта. У випадку газоконденсатних родовищ з газом втрачається конденсат і зменшується коефіцієнт конденсатовіддачі. За промисловими даними, коефіцієнт кінцевої газовіддачі родовищ при водонапірному режимі змінюється від 40 до 98 % , становлячи в середньому 70 - 85%.
В основу розрахунку коефіцієнта кінцевої газовіддачі покладено рівняння матеріального балансу для газового покладу при водонапірному режимі (7.19), яке можна представити у вигляді
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- залишкові запаси газу відповідно в газонасиченій та обводненій зонах пласта на момент часу t.
Підставляючи вирази для початкових і залишкових запасів газу в газонасиченій і обвод​неній зонах пласта з рівняння (7.19) в рівняння (8.2), одержимо такі залежності для визна​чення коефіцієнта кінцевої газовіддачі родовища при водонапірному режимі: при повному обводненні родовища
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при частковому обводненні родовища
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— кінцеві середні пластові тиски відповідно в газонасиченій частині пласта  і обводненій зоні; [image: image2343.png]


,  [image: image2344.png]2 Py}



— коефіцієнти надстисливості газу при температурі  [image: image2345.png]


 і відповідно при тисках [image: image2346.png]Pr.xin
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Рівняння (8.10) можна записати у такому вигляді:
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— коефіцієнти кінцевої газовіддачі відповідно обводненої і газонасиченої частин пласта. В більшості випадків [image: image2350.png][
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З рівнянь (8.9), (8.10) видно, що коефіцієнт кінцевої газовіддачі родовища при водо​напірному режимі тим більший, чим менші розміри обводненої зони, нижчі кінцеві пластові тиски в обводненій зоні і газонасиченій частині родовища і менший коефіцієнт залишкової газонасиченості.
При певних значеннях характеристик процесу обводнення продуктивних пластів ко​ефіцієнт газовіддачі при водонапірному режимі може бути вищий, ніж при газовому. Для цього необхідно, щоб виконувалася така умова:
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або
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У цьому випадку кількість защемленого газу в одиниці обводненого перового об'єму бу​де нижчою від кількості залишкового газу в тому ж об'ємі при газовому режимі.
Стосовно багатопластових родовищ для характеристики процесу витіснення газу водою запропоновано додатково використовувати коефіцієнт охоплення пласта витісненням, який являє собою відношення обводненого порового об'єму родовища до об'єму родовища в ме​жах зони витіснення між початковим контуром газоносності і положенням передньої кром​ки фронту води в найбільш обводненому пласті. Розрізняють також коефіцієнти охоплення витісненням за об'ємом (розрізом) [image: image2353.png]


 і  за площею [image: image2354.png]Boxonn®



 Коефіцієнт, [image: image2355.png]B oxon.of



  дорівнює відношенню обводненого порового об'єму родовища до суми порових об'ємів окремих пластів у межах зони витіснення в кожному пласті. Коефіцієнт [image: image2356.png]Boxonn



 показує, яка частина  площі газоносності розміщена в межах зони витіснення.
З аналізу рівнянь (8.9), (8.10) і розгляду фізичної сутності процесу розробки газових родовищ при водонапірному режимі випливають такі напрямки підвищення коефіцієнта кінцевої газовіддачі:
попередження обводнення газового родовища або зменшення кількості води, яка в нього надійшла (і відповідно розмірів обводненої зони);
забезпечення рівномірного переміщення контуру газоносності;
запобігання макрозащемленню газу в пласті та створення умов для більш повного витіснення газу водою з пористого середовища з метою зменшення коефіцієнта залишкової газонасиченості;
зменшення тиску защемлення газу водою;
видобуток залишкового газу з обводнених пластів.
Вплив геолого-промислових факторів. 1. Коефіцієнти витіснення газу водою [image: image2357.png]


 і за​лишкової газонасиченості[image: image2358.png]


залежать від коефіцієнта початкової газонасиченості [image: image2359.png]


 В об​ласті малих значень початкової газонасиченості (до 0,08-0,1) практично весь газ защем-люється водою в пористому середовищі й залишкова газонасиченість близька до початкової. При більших значеннях початкової газонасиченості залишкова газонасиченість, збільшуючись з ростом[image: image2360.png]


, стає помітно меншою. Для зцементованих порід[image: image2361.png]a,



зростає в усь​ому діапазоні зміни [image: image2362.png]


, а крива [image: image2363.png]


 поступово стає пологою. У випадку незцементо-ваних порід після досягнення граничного значення [image: image2364.png]a,



 зростання залишкової газонасиченості змінюється її спадом.
2. Коефіцієнт залишкової газонасиченості зменшується з ростом відношення ко​ефіцієнтів динамічної в'язкості води і газу, а також у разі погіршення змочуючих характе​ристик води і збільшується у разі росту поверхневого натягу на межі розділу вода - газ. Крім того, адсорбція органічних речовин на поверхні породи перед фронтом води, що надходить,
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а також гідрофобізадія пористого середовища зменшують коефіцієнт залишкової газонаси​ченості.
3.  Зі зростанням температури коефіцієнт витіснення газу водою може збільшуватись, зменшуватись або залишатись практично постійним залежно від структури перового про​стору і середнього  радіусу  порових  каналів.  Ефективність витіснення газу  водою з підвищенням температури збільшується для ущільнених порід зі середнім радіусом порових каналів менше (1—2) • ІО"6 м і погіршується для неоднорідних порід.
4.  Коефіцієнт витіснення газу водою практично не залежить від тиску в області його зміни від атмосферного значення до 20 МПа, при більших значеннях тиску коефіцієнт витіснення газу водою монотонно зменшується з ростом його значень.
5. Коефіцієнти витіснення газу водою і залишкової газонасиченості залежать від будови продуктивних   відкладів,   їх   макронеоднорідності.   Шаруватість   пласта   і   збільшення відношення проникностей окремих прошарків,  чергування гідрофільних і гідрофобних ділянок або зон пласта з різними колекторськими властивостями і збільшення відношення їх проникностей, а також наявність довільної системи тріщин призводять до погіршення ефек​тивності витіснення газу водою порівняно з однорідними породами і упорядкованою систе​мою тріщин.
6. Деформація пласта під впливом ефективного гірничого тиску і нелінійні ефекти, вик​ликані початковим градієнтом тиску, призводять до зменшення коефіцієнта газовіддачі.
7. Дані про витіснення газу водою з природних і штучних пористих середовищ свідчать про відсутність універсальних залежностей між коефіцієнтом залишкової газонасиченості та петрофізичними характеристиками гірських порід - коефіцієнтами пористості, проник​ності та середнім радіусом порових каналів. Це пояснюється тим, що залишкова газонаси​ченість залежить в основному від особливостей будови порового простору, ступеня нео​днорідності його за розмірами пор, які не можуть бути повністю охарактеризовані ко​ефіцієнтами пористості, проникності та середнім радіусом порових каналів. В зв'язку з цим для оцінки коефіцієнта залишкової газонасиченості пропонують такі залежності [8]:
для пісковиків
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для вапняків і доломітів
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= 0,335 (у разі відсутності даних) [Е.Стоян, А.Телфорд]; [image: image2386.png]
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 [А.Й.Ширковський],
де К — коефіцієнт абсолютної проникності; мкм2; [image: image2388.png]


_ коефіцієнт відкритої пористості; [image: image2389.png]Py



 — початковий пластовий тиск, МПа; [image: image2390.png]


— перепад тиску (депресія на пласт), МПа.
8. Для гідрофільних пористих середовищ коефіцієнт витіснення не залежить від швид​кості заводнення (градієнта тиску) для всіх можливих на практиці їх значень. Це пов'язано з високими швидкостями капілярного всмоктування води в газонасичені породи, які змінюються від 21,14 до 25600 м/рік [8]. Вони значно перевищують фактичні швидкості переміщення газо-водяного контакту. В цих умовах капілярні сили мають вирішальний
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вплив на розподіл фаз у пористому середовищі і величину коефіцієнта залишкової газона​сиченості. В умовах, коли пласт гідрофобний і капілярні сили протидіють витісненню газу водою з пористого середовища, можливе збільшення коефіцієнта витіснення у разі росту швидкості переміщення газоводяного контакту.
Для тріщинуватих колекторів з упорядкованою системою тріщин і тріщинувато-пори​стих порід збільшення вище певного (критичного) значення швидкості руху води в системі тріщин (тобто збільшення темпу відбору газу) призводить до зменшення коефіцієнта витіснення газу водою в безводний період. Для тріщинуватих колекторів із довільною систе​мою тріщин вплив швидкості закачування води (темпа відбору газу) на коефіцієнт витіснення не встановлено.
9. При постійному тиску після обводнення пористого середовища у разі подальшого за​качування води надходить незначна кількість газу, а коефіцієнт залишкової газонасиченості практично залишається постійним. Зміна залишкової газонасиченості через дифузію газу неістотна.
Не спостерігається також значного приросту видобутку газу при промивці водою тріщинуватого пласта з довільною і пласта з упорядкованою системою трі-щин, коли швидкість закачування води до прориву її нижча від критичної. Якщо швидкість витіснення газу водою із тріщинуватого пласта з упорядкованою систе-мою тріщин перевищує критич​ну, а також у випадку тріщинувато-пористих порід, в процесі подальшого закачування води вимивається додаткова кількість газу.
10. Заводнення газових родовищ в умовах безперервного зменшення пластового тиску характеризується   більш   високими   коефіцієнтами   газовіддачі,   ніж   заводнення   при постійному тиску, що дорівнює початковому. Коефіцієнт газовіддачі зростає зі збільшенням темпа відбору газу (відношення початкового і кінцевого тисків), що може бути досягнуто форсуванням розробки газових родовищ.
Коефіцієнт газовіддачі залежить не тільки від співвідношення початкового і кінцевого тисків, але і від способу зменшення тиску. Найбільш високі коефіцієнти газовіддачі досяга​ються при заводненні пористого середовища після попереднього зниження тиску шляхом відбору частини газу, нижчі — при безперервному зменшенні тиску від початкового до зада​ного кінцевого.
Коефіцієнт газовіддачі при водонапірному режимі залежить як від геолого-промислової характеристики родовища (природних факторів), так і технологічних параметрів, і його можна регулювати вибором системи розробки родовища.
Збільшення газовіддачі пластів. Обводнення газових родовищ при наявності підошовних чи крайових вод —природний процес. З метою одержання високих значень ко​ефіцієнта газовіддачі необхідно перш за все забезпечити рівномірне переміщення контура газоносності. Для цього під час проектування розробки газового родовища потрібно відповідним чином розмістити свердловини на площі газоносності та призначити такі техно​логічні режими їх роботи (черговість уведення в експлуатацію і зміну в часі дебітів), які до​зволили б регулювати процес обводнення продуктивних відкладів. Здійснення запроектова​ної системи розробки в більшості випадків супроводжується нерівномірним переміщенням пластових вод, що викликано відсутністю на стадії проектування вірогідної геолого-промис​лової інформації. Тому в процесі відбору газу застосовують додаткові заходи щодо регулю​вання обводнення газових родовищ. Відомі такі способи регулювання переміщення пласто​вих вод.
1. Перерозподіл дебітів газових свердловин, закриття окремих видобувних свердловин на водонебезпечних напрямах і буріння додаткових свердловин у зонах, які недостатньо дренуються, і на ділянках сповільненого надходження води. Такий захід в більшості ви​падків призводить тільки до короткочасного зниження добових відборів води. Вода продов​жує надходити в родовище напрямками, які раніше склалися, внаслідок перепаду тиску
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між водонапірною системою і газонасиченою частиною пласта, і обводнює інші свердло​вини.
2. Застосування комбінованої системи розкриття і відробки продуктивних пластів на ба-гатопластових родовищах, яка грунтується на підключенні у свердловинах, розміщених у центральній зоні, усіх або більшості газонасичених пластів, а в периферійних свердловинах - окремих пластів. При цьому кількість свердловин і темпи відбору газу з кожного пласта вибирають такими, щоб забезпечити рівномірне переміщення контура газоносності у всьому продуктивному  розрізі  або  випереджуюче  обводнення  нижніх  пластів.  Застосування комбінованої системи обмежується у разі значної різниці колекторських властивостей про​дуктивних пластів, а також деякими техніко-економічними факторами.
3. Відбір частини води, що надходить у родовище, за допомогою "розвантажувальних" свердловин, розміщених поблизу початкового контуру газоносності на водонебезпечних на​прямках. Застосування даного методу пов'язане з необхідністю відбору й утилізації великих об'ємів води і буріння додаткових свердловин.
4. Закачування з поверхні в свердловини, які розміщені на водонебезпечних напрямках, газоподібних або рідких агентів з метою зменшення фазової проникності для води. Для ефективного регулювання необхідно створити значні за розмірами зони погіршеної проник​ності, що не реально. ,
5. Створення за контуром газоносності у високопроникних пластах бар'єрів просуванню води шляхом закачування через спеціальні свердловини в'язких агентів або тампонажних розчинів. В реальних умовах практично неможливо створити суцільний бар'єр на всю тов​щину пласта, непроникний для води і здатний витримати поступово зростаючий перепад тиску між водоносним басейном і газовим покладом.
Розглянуті методи регулювання обводнення газових родовищ не дають змоги істотно підвищити коефіцієнт газовіддачі та вимагають значних витрат для їх впровадження.
6.  Застосування технології активної дії на водонапірний режим порівняно з іншими методами регулювання обводнення газових родовищ дає змогу значно підвищити ко​ефіцієнт газовіддачі з меншими витратами. В основу технології активної дії на процес вторг​нення пластових вод і обводнення свердловин покладені характерні особливості поведінки защемленого газу в обводнених об'ємах пласта при зменшенні в них тиску. В процесі зни​ження тиску залишковий газ спочатку розширюється і тільки після зменшення тиску на 23 — 27 % порівняно з тиском заводнення починає рухатись. Защемлення газу водою в пори​стому середовищі, його розширення і наступний рух при зниженні тиску призводять до істотного зменшення фазової проникності для води - у 24 - 100 раз і більше. Таким чином, для регулювання надходження води в газові родовища можна використовувати защемлений газ, створивши необхідні умови для його розширення і руху. Це досягається експлуатацією обводнених свердловин.
Для реалізації технології необхідно мати крім видобувних свердловин у центральній, найбільш продуктивній частині родовища, також сітку видобувних і контрольно-спосте- • режних свердловин у периферійній частині. Останні в міру обводнення переводяться у ви​добувні. У разі появи води в продукції свердловини продовжують її експлуатацію, підтримуючи технологічний режим роботи, який був до початку обводнення, або навіть форсуючи відбір газу і води. Це призводить до зменшення пластового тиску в районі даної свердловини, збільшення насиченості пор пласта залишковим газом і відповідно до знижен​ня фазової проникності для води. В результаті сповільнюється просування пластової води в зоні розміщення свердловини, що сприяє вирівнюванню контура газоносності. Одночасно із зони заводнення видобувається частина мікрозащемленого газу і залучається в розробку макрозащемлений газ із зон пласта, які вода обійшла і від'єднала, а також відбувається більш повне вироблення газонасичених пропластків у продуктивному розрізі свердловини і попереджується передчасне обводнення інших видобувних свердловин. За певних умов за-
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стосування технології активної дії на водонапірний режим дає змогу не тільки сповільнити просування фронту води в газонасичену частину пласта, але й стабілізувати його.
Ремонтно-ізоляційні роботи в газових свердловинах слід проводити тільки у виключних випадках, наприклад, якщо свердловини розміщені в зоні тектонічних порушень, у разі роз​винутої тріщинуватості, надходження підошовних вод або заколонних перетоків чужих вод, тому що ізоляція є однією з причин макрозащемлення газу в пласті і не перешкоджає по​дальшому просуванню води в поклад з обводненням нових свердловин.
Для родовищ, які перестали розроблятись внаслідок повного обводнення всіх свердло​вин або вступили в завершальну стадію експлуатації, підвищення коефіцієнта газовіддачі досягається шляхом організації вторинного видобутку мікро- і макрозащемленого газу з об​воднених пластів. Мікрозащемлений газ перебуває у пористому середовищі в дисперговано​му стані, у вигляді окремих бульбашок. Для видобутку його необхідно знизити тиск в обвод​нених частинах пласта. Це призведе до розширення залишкового газу і створення сітки спо​лучених між собою каналів для його руху. Видобуток макрозащемленого газу, який перебуває у пористому середовищі у вигляді окремих "ціликів", можливий за допомогою буріння додаткових свердловин на газонасичені зони або зниження тиску в навколишніх об​воднених ділянках пласта шляхом експлуатації розміщених в них свердловин. Буріння до​даткових свердловин вимагає значних витрат і пов'язане з необхідністю встановлення зон розміщення "ціликів" газу. Тому основним методом підвищення коефіцієнта газовіддачі в заключний період розробки газових родовищ з водонапірним режимом є форсований відбір газу і води з обводнених свердловин. Макрозащемлений (вільний) газ практично без втрат проходить крізь водонасичену породу до видобувних свердловин, а в деяких випадках навіть захоплює за собою частину мікрозащемленого газу.
У початковий період зниження тиску в обводнених об'ємах пласта в основному видобу​вається вода. Дебіт її має максимальне значення, потім різко зменшується. Спочатку не​значний вихід газу поступово збільшується, досягає максимального значення при зниженні тиску до 0,23-0,33 від його значення на момент заводнення і надалі зменшується. Ана​логічно змінюється газоводяний фактор. При зниженні тиску до атмосферного видобу​вається практично весь защемлений газ, а загальний коефіцієнт газовіддачі наближається до 100%.
Інтенсифікувати процес видобутку защемленого газу можна шляхом форсування відбору газорідинної суміші з обводненого пласта. 3.ростом темпа відбору води зростають дебіт і газоводяний фактор, скорочується тривалість процесу видобутку защемленого газу і зменшуються сумарні відбори води. При цьому підвищенні дебіти води слід підтримувати тільки в початковий період, потім вони істотно падають.
Основні труднощі під час застосування технології вторинного видобутку газу пов'язані з відбором і утилізацією великих об'ємів води. Один із напрямків утилізації побіжних пласто​вих вод є закачування їх у виснажені газові пласти або нафтові поклади, що розміщені в продуктивному розрізі родовища, для підвищення їх газо- і нафтовіддачі. Для експлуатації обводнених свердловин можна використовувати газліфтний спосіб або свердловинні насо​си (штангові, електровідцентрові, гідропоршневі, газо- і водоструминні та ін).
8.14 Вуглеводневіддача газоконденсатних родовищ
Розробка газоконденсатних родовищ у режимі виснаження. Газокон-денсатні родови​ща можуть розроблятись у режимі використання природної енергії пластової системи (у ре​жимі виснаження) або з підтриманням тиску на різних рівнях шляхом постійної чи періодичного (циклічного) закачування в пласт вуглеводневих і невуглеводневих газів та інших робочих агентів.
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Розробка газоконденсатних родовищ у режимі виснаження супроводжується переходом до рідкої фази у разі зменшення пластового тиску нижче тиску початку конденсації фракції СІН^. У разі початкового вмісту важких вуглеводнів у газі до 300—600 г/м3 насиченість пор пласта конденсатом, що випав з газу, як правило, не перевищує 10—20 % і в більшості випадків нижча від критичного (рівноважного) значення, при якому він стає рухомим. Рух конденсату відбувається тільки в обмежених за розмірами привибійних зонах пласта, що пов'язане з додатковою конденсацією вуглеводневої суміші в області дренування свердлови​ни. Радіус зони рухомого конденсату незначний (наприклад, для умов родовища Карадаг при роботі свердловини з початковим дебітом 300 тис. м3 на добу за 2 роки радіус досягає 3,6 м, за 20 років -11,5м)
Ретроградна конденсація вуглеводневої суміші негативно впливає практично на всі тех​нологічні процеси видобутку газу і конденсату. Вона призводить до таких наслідків.
1.  Зменшуються коефіцієнти конденсатовіддачі і компонентовіддачі, що відповідно ха​рактеризують повноту відбору конденсату з пласта відносно до його початкових запасів і ступінь видобутку з пласта окремих компонентів.Внаслідок ретроградної конденсації в не​рухому рідку фазу переходить приблизно від ЗО до 70 % фракції С^Н^., а пластові втрати конденсату на кінець розробки родовища досягають 60 — 87 % від його початкових за​пасів.
2.  Зменшується фазова проникність пористого середовища для газу. В області зміни пластового тиску від початкового до тиску початку конденсації вуглеводневої суміші ко​ефіцієнт газопроникності дещо зростає внаслідок десорбції пластового газу з поверхні поро-вих каналів при зниженні тиску. Конденсація важких вуглеводнів призводить до різкого зниження фазової проникності пористого середовища для газу. Вплив ретроградної конден​сації вуглеводневої суміші на зміну фазової проникності для газу збільшується з ростом по​чаткового   вмісту   конденсату   в   газі   та   зменшенням   абсолютної   проникності   поро​ди.Найбільш істотне зниження фазової проникності для газу спостерігається у привибійній зоні пласта, де насиченість пористого середовища конденсатом досягає максимального зна​чення.
3.Для газоконденсатних родовищ залежності зведеного середнього пластового тиску  [image: image2391.png]Paal £/ 2 (Prg)



 від сумарного видобутку сухого газу [image: image2392.png]Conacr( 1)



і маси відібраної газоконденсатної суміші [image: image2393.png]My (t)



 є криволінійним (див. рис. 7.11; 7.12). Залежність [image: image2394.png]Pral 1)/ 2 Py
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у початковий період відбору вуглеводневої суміші збігається з прямою лінією для газового покладу з тими ж запасами сухого газу, після зниження пла​стового тиску нижче від тиску початку конденсації ця залежність розміщується вище і в за​ключний період сходиться в одну точку на вісі абсцис з лінією для газового покладу (див. рис. 7.11). У випадку постійного значення насиченості пористого середовища конденсатом, що випав, в області тисків, нижчих від тиску максимальної конденсації, залежність [image: image2396.png]Pra( )72 (Pyy)
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у кінцевий період видобутку вуглеводневої суміші перетинає лінію "газового покладу" і в подальшому проходить нижче. Аналогічний вигляд має крива [image: image2398.png]Poa(t)/2Dpy



=[image: image2399.png]FAMa()]



 незалежно від характеру зміни насиченості пористого середовища конденсатом, що випав, в області тисків, нижчих від тиску максимальної кон​денсації (див. рис. 7.12).
4.  Погіршується продуктивна характеристика свердловин і знижуються їх видобувні можливості. Дебіт газу зменшується внаслідок зниження фазової проникності для газу, вик​ликаного випадінням конденсату в пласті, і втрати частини напору на переміщення рухомої частини  конденсату.   Індикаторні  лінії для  газоконденсатної  свердловини   (залежність різниці квадратів пластового і вибійного тисків [image: image2400.png]


 від дебіту газу [image: image2401.png]G



) мають аномаль​ний вигляд (рис. 8.5). 
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Рис.8.5. Індикаторні лінії для газової (3) і газоконден​сатної (1,2) свердловин при пластовому тиску, більшому (2) і меншому (1) від тиску початку конден​сації вуглеводневої суміші



Якщо пластовий тиск перевищує тиск початку конденсації вуглеводневої суміші [image: image2403.png]Prxr



індикаторна крива відхиляється в бік більших втрат тиску, ніж відповідна залежність для газо​вої свердловини, на початковій АВ і кінцевій СЕ ділянках (відповідно при низьких і висо​ких дебітах газу), відтинаючи на осі ординат відрізок О А вище початку координат. Відхилення початкової ділянки АВ інди​каторної лінії пов'язане з недо​статніми дебітами газу (швид​кістю руху газу на вході до баш​мака ліфтових труб) для виносу конденсату, що випадає в сто​вбурі свердловини внаслідок зміни термобаричних умов вздовж колони ліфтових труб і скупчується на вибої. У цій об​ласті робота свердловини не 
стійка. Після продувки по факельній лінії і переходу в роботу на установку комплексної підготовки газу вона швидко зупиняється. Відхилення кінцевої ділянки СЕ індикаторної лінії для газоконденсатної свердловини пояснюється випадінням рідких вуглеводнів у при-вибійній зоні пласта при зменшенні вибійного тиску нижче від тиску початку конденсації вуглеводневої суміші, що призводить до збільшення фільтраційних втрат тиску під час руху газу. При пластових тисках, менших від тиску початку конденсації вуглеводневої суміші, індикаторна лінія для газоконденсатної свердловини розмішується вище індикаторної лінії для газової свердловини для всіх можливих значень дебітів газу. Точка В відповідає мінімально необхідному дебіту газу qм.н. для стабільного виносу конденсату зі свердловини, а точка С - тиску початку конденсації в динамічних умовах.
5.  Ретроградна конденсація вуглеводневої суміші в ряді випадків призводить до низької газовіддачі. Основними факторами, які зумовлюють зниження коефіцієнта газовіддачі, є зменшення фазової проникності пористого середовища для газу аж до повного припинення фільтрації його в пласті при певній будові продуктивних відкладів і передчасне відключення видобувних свердловин, пов'язане з недостатніми дебітами газу для виносу конденсату, що скупчується на вибоях свердловин і у привибійній зоні пласта.
6.  Погіршуються умови роботи системи збору газу внаслідок скупчення конденсату в шлейфах сверловин, що створює додатковий опір рухові газу. В результаті збільшуються тиски на гирлах свердловин і знижуються дебіти газу. В деяких випадках це може призве​сти  до  зупинки  свердловин.   Одночасно  зменшуються  тиски  на  вході  до установки підготовки газу, що знижує ефективність дроселювання газу.
7.  Погіршується якість підготовки газу на установках низькотемпературної сепарації внаслідок поступового виснаження дросель-ефекту, а також порушення початкового вугле​водневого стану газоконденсатної суміші, викликаного випадінням важких вуглеводнів у пласті.
Негативний вплив фазових перетворень газоконденсатної суміші на процеси видобутку газу і конденсату посилюється у випадку нерівномірного дренування продуктивних відкладів. Тому з метою мінімізації пластових втрат конденсату при розробці родовища у
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режимі виснаження необхідно забезпечити рівномірну відробку продуктивних відкладів по площі та розрізу.
Розробка газоконденсатних родовищ на виснаження допускається у випадку значної різниці між початковим тиском і тиском початку конденсації, невеликих запасів газу, мало​го вмісту конденсату в газі і несприятливих геологічних умов (низька проникність і прийма​юча здатність пласта при великій глибині залягання, різкій літологічній неоднорідності, значній і до того ж нерівномірній тріщинуватості, розбивці покладу на окремі ізольовані блоки і т.п.)
Основним напрямом збільшення коефіцієнта конденсатовіддачі при розробці газокон​денсатних родовищ у режимі виснаження є забезпечення стабільних режимів роботи видо​бувних свердловин. При вмісті в газі понад 250 см3/м3 конденсату і запасах газу більше від 8 млрд. м3 слід застосовувати методи підтримання пластового тиску. Якщо конденсата міститься менше 23 см3/м3 і наявні споживачі газу, зворотнє закачування газу в пласт вва​жається нерентабельним.
Збільшення вутлеводневіддачі. Відомі методи підвищення вуглеводневіддачі газокон​денсатних родовищ грунтуються на підтриманні в них пластового тиску за допомогою різних агентів або видобутку конденсату, що випав в пласті.
Підтримання пластового тиску в газоконденсатних пластах може здійснюватися закачу​ванням газу, води або газу і води одночасно. Можливі такі варіанти закачування робочого агента в пласт:
в законтурну (приконтурну) зону, в купольну (склепінну) частину структури, в закон-турну зону і купольну (склепінну) частину одночасно або розосереджено по всій площі га​зоносності;
при початковому пластовому тиску або після зниження тиску на певну величину шля​хом попереднього відбору частини газу у режимі природного виснаження;
у разі постійного тиску або в умовах його безперервного зниження;
при однофазовому стані вуглеводневої суміші або після випадіння частини конденсату в пласті;
при всеосяжній (глобальній) або локальній дії на продуктивний пласт;
при постійному або циклічному закачуванні в пласт витісняючого агента;
при безперервному або частковому (протягом визначеного періоду часу) підтриманні пластового тиску.
Видобуток конденсату, що випав у пласті в результаті ретроградних проце-сів, може здійснюватись переводом його в газову фазу з наступним видобутком газу, витісненням із пористого середовища різними агентами та їх поєднанням.
Пропонується декілька способів підвищення вуглеводневіддачі газоконденсатних родо​вищ.
Підтримання пластового тиску закачуванням сухого газу. Під час зворотньої закачки в газ відсепщюваного (сухого) природного газу (сайкшнг-проиес) можливі різні системи розміщення на площі газоносності видобувних свердловин для відбору пластового (жирного) газу і нагнітальних свердловин для закачування в пласт сухо​го газу.
При значній товщині продуктивного розрізу родовища і стрімких (крутих) кутах падіння пластів пропонується нагнітальні свердловини розміщувати в куполі складки, а ви​добувні - на периферії. Вважається, що при цьому завдяки гравітацій-ній сегрегаціїї жирно​го і сухого газів, викликаної різницею їх густин, можна збіль-шити коефіцієнт охоплення витісненням. Однак у разі активних пластових вод розміщення видобувних свердловин по​близу газоводяного контакту може призвес-ти до їх передчасного обводнення. У таких ви​падках видобувні свердловини доцільно розміщувати в куполі структури, а нагнітальні - на периферії, що створить своєрідний бар'єр тиску проти надходження води до покладу. Вод-
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ночас після закінчення закачування сухого газу в пласт і переводу нагнітальних свердловин у видобувні можливе їх швидке обводнення.
Якщо розміри площі газоносності великі, видобувні та нагнітальні свердловини розміщують рядами та батареями. Ряди або батареї видобувних і нагнітальних свердловин належить розміщувати на можливо більших відстанях між собою для досягнення найбільшого коефіцієнта охоплення витісненням за площею. Однак збільшення відстані між видобувними і нагнітальними свердловинами при низьких колекторських властивостях пластів може призвести до значних втрат тиску і, відповідно, конденсату.
Різновидом лінійної системи розміщення свердловини (у вигляді рядів) є крилева систе​ма, коли нагнітальні свердловини розміщують уздовж одного крила складки, а видобувні - у протилежному кінці.
У разі низьких значень проникності продуктивних відкладів рекомендується застосову​вати (за аналогією з розробкою нафтових родовищ зі заводненням) площове розміщення видобувних і нагнітальних свердловин за п'ятиточковою і семиточковою схемами.
На практиці найчастіше застосовують різні комбінації розглянутих схем розміщення ви​добувних і нагнітальних свердловин на площі газоносності.
Залежно від характеру і ступеня неоднорідності продуктивних пластів і фізико-хімічних властивостей вуглеводневої суміші коефіцієнт конденсатовіддачі у разі викори​стання сайклінг-процесу становить 55 - 75 %.
Для підтримання пластового тиску в газоконденсатних пластах може також застосову​ватись побіжний газ нафтових родовищ.
Сайклінг-процес характеризується високими капітальними вкладеннями і експлуа​таційними витратами, значними строками розробки родовища, тривалою (до 8-15 років) консервацією промислових запасів газу у зв'язку зі закачуванням всього сухого газу в період підтримання пластового тиску, необхідністю залучення додаткових ресурсів природного га​зу у разі малої різниці між початковим пластовим тиском і тиском початку конденсації вуг​леводневої суміші з причини усадки відсепарованого газу, щоб запобігти випаданню кон​денсату в пласті, а також порівняно невеликим коефіцієнтом охоплення витісненням, який не перевищує 0,5 — 0,7.
З метою підвищення коефіцієнта охоплення витісненням пропонується проводити зміну напрямків фільтраційних потоків у пласті шляхом зміни режимів закачування та відбору га​зу, вибіркового відключення свердловин, переводу окремих видобувних свердловин у нагнітальні після прориву в них сухого газу, застосовувати вибіркове і поступове розкриття низькопроникних і високопроникних пластів у видобувних і нагнітальних свердловинах, періодично закачувати в нагнітальні свердловини порції води (розчину ПАР) для створення додаткового опору переміщенню фронту витіснення у високопроникних пластах.
Найбільший коефіцієнт охоплення витісненням досягається при площадному закачу​ванні газу. Водночас скорочується тривалість періоду зворотнього закачування газу в пласт.
У випадку пологих ізотерм пластових втрат конденсату, для яких при зменшенні пла​стового тиску на 10 — 15%від тиску початку конденсації випадає всього 5 — 7 % конден​сату, може виявитись доцільним закачування газу в пласт при тисках, менших від тиску початку конденсації вуглеводневої суміші.
За останніми даними вважається, що коли в газі міститься понад 150г/м3 конденсату, необхідно розглядати можливість розробки газоконденсатних родовищ з підтриманням пла​стового тиску.
Зворотнє закачування в пласт частини (40 — 60%) відсепарованого (сухого) при​родного газу (частковий сайклінг — процес). Решту видобутого сухого газу подають спо​живачеві.
Важливими перевагами часткового сайклінг-процесу є зниження капітальних вкладень і експлуатаційних витрат, скорочення строку розробки родовища і подача частини газу споживачеві з моменту введення родовища в експлуатацію.
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У зв'язку з підвищеним темпом падіння пластового тиску і викликаною цим конденсацією важких вуглеводнів при частко​вому сайклінг-процесі досягається дещо менший коефіцієнт конденсатовіддачі, ніж при по​вному сайклінг-процесі. Для різних варіантів часткового сайклінг-процесу він змінюється від 50 до 70 %. Чим пізніше починається закачування газу в пласт, тим нижча ефективність застосування часткового сайклінг-процесу. Порівняно високі значення коефіцієнта конден​сатовіддачі пояснюються частковим підтриманням пластового тиску, видобутком частини конденсату, що випав у пласті, завдяки його випаровуванню в закачуваний сухий газ і підвищенням коефіцієнта охоплення пласта закачуваним газом внаслідок більш рівномірного дренування покладу при частковому зниженні пластового тиску. Якщо газ містить 400 — 450 г/м3 конденсату, частковий сайклінг-процес може бути економічно більш ефективним порівняно з традиційним сайклінг-процесом.
Закачування в пласт штучного вуглеводневого газу, що його одержують в результаті (парової) теплової обробки торфу, вугілля, нафти, конденсату та інших вуглеводневмісних речовин, в тому числі природного газу.
У разі обробки конденсату водяним паром при тиску 3-7 МПа і температурі 400 — 500 °С отримують з 1 кг конденсату 16м3 штучного вуглеводневого газу такого об'ємного скла​ду, %: метан — 70, вуглекислий газ — 20, водень — 8, інші гази — 2. При конверсії водя​ним паром метану одержують з 1 м3 природного газу близько 3 м3 штучного "водяного" газу з теплотворною здатністю 3000 ккал/м3.
Закачування в пласт невуглеводневих газів (можуть застосовуватися вугле-кислий газ, азот, димові і вихлопні гази, повітря та їх суміші) дає змогу з самого початку розробки родо​вища подавати споживачеві весь відсепарований (сухий) газ і сприяє збільшенню не тільки коефіцієнта конденсатовіддачі, але й газовіддачі внаслідок заміщення газоконденсатної суміші в пласті не вуглевод-невим газом.
Порівняно з іншими вуглеводневими газами вуглекислий газ сприяє утриманню важ​ких вуглеводнів у газовій суміші і при додаванні до природного газу зменшує тиск початку конденсації. Тому у випадку застосування вуглекислого газу для підтримання пластового тиску рекомендується проводити рівномірне по площі газоносності закачування його в пласт. Існують прості та дешеві способи одержання вуглекислого газу і виділення його зі суміші з природним газом. Вуглекислий газ характеризується підвищеними стисливістю і розчинністю у воді. З цієї причини за інших рівних умов потрібно закачувати більші об'єми вуглекислого газу в пласт, ніж, наприклад, азоту.
Азот при змішуванні з пластовою газоконденсатною системою призводить до підвищення тиску початку конденсації вуглеводневої суміші, що може спричинити ви​падіння конденсату у пласті. У реальних умовах випадіння конденсату буде спостерігатися тільки в зоні контакту перших порцій закачаного азоту з природним газом, що призведе до утворення попереду фронту азоту невеликої за розмірами збідненої вуглеводневої суміші. Після її формування подальшої конденсації вуглеводневої суміші при закачуванні азоту спо​стерігатися не буде. Основними джерелами одержання азоту є гази горіння мінерального палива (димові чи вихлопні гази) і повітря, з якого виділяють азот з допомогою кріогенної технології.
Димові гази, що одержують при стехіометричному горінні природного газу, наприклад метану, мають такий об'ємний склад, %: азот з аргоном — 86, вуглекислий газ — 11,5, окис вуглеводню — 1,5, водень — 1. У разі згоряння 1 м3 метану утворюється більше 10м3 димових газів.
Серед невуглеводневих газів найбільший інтерес викликає застосування повітря - най​дешевшого і доступного витісняючого агента. Істотним недоліком його є утворення з газом вибухонебезпечної суміші при певному вмісті в ній газу (повітря). Так, для метану гранична об'ємна концентрація його в повітрі, що призводить до займання газоповітряної суміші за стандартних умов, змінюється
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від 6 до 13,3 %. Вказаний недолік може бути усунений до​данням до повітря інертних речовин, наприклад вуглекислого газу, азоту або антиокислю​вачів. Так для метану можливість запалювання газоповітряної суміші усувається, якщо об'ємний вміст у ній азоту більш як 36 %, а вуглекислого газу - понад 23 %. Для антиокис-лення можна додати до газу від 0,02 до 0,1 % по масі речовини на основі амінів і фенолів (ароматичні аміни, алкілфеноли, парафінофеноли, діаміни та ін.). У промислових умовах для попередження утворення вибухонебезпечних сумішей можна додавати до повітря ди​мові і вихлопні гази.
Закачування в пласт суміші сухого природного і невуглеводневих газів для підтримання пластового тиску дає змогу з моменту введення родовища в розробку подавати споживачеві частину газу, що видобувається. Можливий також варіант застосування техно​логії, коли в пласті створюють облямівку із сухого природного газу і в подальшому закачу​ють тільки невуглеводневий газ. Як невуглеводневий газ можуть використовуватись вугле​кислий газ, азот і димові (вихлопні) гази.
Підтримання пластового тиску закачуванням води. Одним із способів підвищення вуглеводневіддачі є законтурне, приконтурне внутрішньоконтурне нагнітання води аналогічно до розробки нафтових родовищ зі заводненням.
Підтримання постійного пластового тиску закачуванням води тільки на початковому етапі розробки родовища (метод "сухого поля"). При подальшій розробці родовища на ре​жимі виснаження в результаті падіння пластового тиску в газонасиченій частині пласта і за​водненій зоні защемлений газ розширюється. Після досягнення критичної газонасиченості він починає рухатись і надходить у газонасичену область, поповнюючи запаси газу в ній. При цьому внаслідок зростання залишкової газонасиченості збільшуються розміри заводне​ної зони. При заводненні 45 - 60 % початкового порового об'єму родовища вода надалі охоплює практично всю газонасичену частину пласта.
Часткове підтримання пластового тиску (в умовах його постійного зниження) без​перервним закачуванням води.
Підтримання пластового тиску з метою підвищення вуглеводневіддачі можливе та​кож за допомогою локального заводнення окремих ділянок пласта або за допомогою зака​чування води в прикупольну частину пласта з подальшим гравітаційним стоком її в по​нижену частину структури.
Щодо багатопластових родовищ, продуктивні пласти яких розділені прошар-ками з по​ниженими фільтраційно-ємнісними властивостями, що пропускають газ і не пропускають воду, запропонований метод заводнення оснований на закачуванні води в нижні пласти і відборі газоконденсатної суміші з верхніх пластів.
Під час розробки газоконденсатних родовищ зі заводненням важливе значення має вибір значення підтримуваного пластового тиску. Заводнення при початковому пластовому тиску характеризується низьким значенням коефіцієнтів конденсатовіддачі та вуглевод​невіддачі. В області зміни тиску заводнення від початкового до тиску початку конденсації вуглеводневої суміші коефіцієнти конденсатовіддачі і вуглеводневіддачі мають однакове значення і зростають зі зменшенням тиску заводнення, досягаючи максимального значення при тиску початку конденсації вуглеводневої суміші. Ретроградна конденсація вуглеводне​вої суміші призводить до їх зменшення, що пов'язане зі защемленням водою всього конден​сату, що випав у пласті. При цьому коефіцієнт конденсатовіддачі знижується більш істотно, ніж коефіцієнт вуглеводневіддачі. З моменту, коли насиченість пористого середовища кон​денсатом, що випав, досягає критичного значення (близько 0,025 — 0,06), частина конден​сату витісняється водою з пласта і утворює попереду фронту води облямівку (вал) конден​сату. Це призводить до сповільнення темпу зниження коефіцієнтів конденсатовіддачі та вуглеводневіддачі в процесі розробки родовища і наступного збільшення їх. Починаючи з певного значення тиску заводнення, що залежить від критичного значення конденсатонаси-
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ченосгі, коефіцієнти конденсатовіддачі і вуглеводневіддачі стають вищими, ніж при тиску початку конденсації.
Виходячи з розглянутого механізму витіснення газоконденсатної суміші во-дою, запро​поновані технології заводнення газоконденсатних пластів, що є моди-фікаціями наведених вище технологій. До цих технологій належить заводнення газоконденсатних пластів при тиску, що дорівнює або близький до тиску початку конденсації, за умови присутності в пористому середовищі тільки газової фази.
Суть технології заводнення газоконденсатних пластів при пластовому тиску, що відповідає тиску конденсації важких фракцій вуглеводневого конденсату, полягає в штучній гідрофобізації пористого середовища важкими фракціями вуглеводневого конден​сату, що конденсуються в першу чергу у разі зниження пластового тиску нижче від тиску початку конденсації.Для достатньої гідрофобізації поверхні порових каналів необхідно зни​зити тиск в середньому на 2 -5 МПа відносно тиску початку конденсації. З гідрофобного по​ристого середовища вода більш повно витісняє газ, ніж із гідрофільної породи. У результаті зростають коефіцієнти газо- і конденсатовіддачі і збільшується сумарний видобуток вугле​воднів із покладу.
Технологія заводнення газоконденсатних пластів при тиску максимальної конденсації вуглеводневої суміші грунтується на тому, що при тиску максимальної конденсації наси​ченість пористого середовища конденсатом, що випав, максимальна, а його в'язкість і гус​тина в більшості випадків мінімальні, що сприяє найбільш повному витісненню рідких вуг​леводнів з пласта.
Закачування води в газоконденсатні пласти при тиску, що відповідає мінімальним значенням в'язкості і густини конденсату, який випав, може застосовуватись в тих ви​падках, коли в'язкість 1 густина конденсату досягають мінімальних значень при тисках, відмінних від тиску максимальної конденсації.
Заводнення газоконденсатних пластів в області знижених пластових тисків, при яких коефіцієнти конденсатовіддачі і вуглеводневіддачі перевищують їх значення при тиску початку конденсації.
Підтриманння тиску комбінованим закачуванням газу і води. Однією з технологій цього способу підвищення вуглеводневіддачі є закачування сухого природного газу і води. У пласт закачують відсепарований вуглеводневий газ і воду в такому об'ємі, щоб вони повністю компенсували відбір газоконденсатної суміші. Співвідношення між об'ємами закачування газу і води в пластових умовах вибирають рівним а3/(ап - а3) (де а„( а3— відповідно коефіцієнти початкової та залишкової газонасиченості). У процесі застосування технології газоконденсатна суміш витісняється сухим газом, а той витісняється і защем-люється водою. Воду і газ закачують в пласт через одну сітку нагнітальних свердловин (од​ночасно, по черзі окремими порціями чи послідовно: заданий об'єм газу, а потім воду) або через дві сітки свердловин, розміщуючи нагнітальні газові свердловини вище по структурі, ніж нагнітальні водяні.
Для підтримання пластового тиску комбінованим закачуванням газу і води можна вико​ристовувати також такі технології, як закачування невуглеводневого газу і води і заводнен​ня високопроникних пластів з одночасною організацією сайклінг-процесу в низькопроник-них пластах.
Видобуток конденсату, що випав у пласті. Створення підземних сховищ газу на базі виснажених газоконденсатних родовищ. У процесі циклу закачування газу частина конденсату, що випав, випаровується, і потім його видобувають з газом у циклі відбору газу.
Закачування в пласт сухого вуглеводневого газу високого тиску для переводу всього або більшої частини конденсату, що випав, в газову фазу з подальшою розробкою родови​ща в режимі виснаження чи з підтриманням пластового тиску закачуванням сухого газу, во-
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ди або їх суміші. Цей метод пов'язаний з необхідністю закачування в пласт значних об'ємів газу при високих тисках, що в умовах гострої потреби країни в газоподібному паливі еко​номічно невигідно через необхідність консервації на тривалий час великих об'ємів газу і значних витрат на це. Закачування сухого газу при менших тисках дає змогу добути тільки частину конденсату, що випав або потребує прокачування через пласт 2 - 5 і більше поро​вих об'ємів газу (у пластових умовах).
Витиснення газоконденсатної суміші з пласта облямівкою газу, збагаченого пропан-бутановою фракцією або проміжними компонентами (вуглеводнями C2H6—C4Н10) з по​дальшим проштовхуванням його сухим газом. Як збагачений газ можна використовувати газ дегазації вуглеводневого конденсату, суміш сухого природного газу і широкої фракції легких вуглеводнів, а також інші суміші, які характеризуються підвищеним вмістом етану, пропану, бутану, як наприклад, азот або суміш азоту і сухого природного газу, що насичені пропан-бутановою фракцією.
Залежно від співвідношення об'ємів легких вуглеводнів і збагаченого газу, тиску і температури видобуток конденсату, що випав, може здійснюватись в режимі змішуваного витиснення або його часткового випаровування і створення умов для фільтрації рідкої фази. Тиск зміщуваного витиснення становить для газу сепарації близь​ко 34 МПа, для метану і димових газів — 37 МПа, для азоту — 40 МПа. Якщо витиснен​ня конденсату відбувається за умов, відмінних від режиму змішуваного витиснення, то внаслідок розчинення у конденсаті, що випав, бутану і проміжних вуглеводнів збагачено​го газу значно збільшується об'єм конденсату, і він може стати рухомим. Крім того, у ви​падку застосування збагаченого газу зменшується тиск переходу рідких вуглеводнів у га​зову фазу порівняно зі сухим газом, що сприяє більш інтенсивному випаровуванню кон​денсату, що випав. Під час здійснення процесу доцільно використовувати збагачений газ з константами фазової рівноваги К порядку 1 < К < 10. За менших або більших значень констант процес випаровування конденсату, що випав, і наступного видобутку його з пласта з газом недостатньо ефективний з причини сильного поглинання газу рідкою фа​зою або слабкого розчинення компонентів рідкої фази у газі.
Витиснення конденсату, що випав у пласті, облямівкою міцелярного розчину, діоксиду вуглецю і різних вуглеводневих розчинників, що повністю змішуються з конденсатом (на​приклад, зріджених нафтових газів, широкої фракції легких вуглеводнів), і подальшою за​качкою сухого газу.
Видобуток конденсату, що випав, можливий за допомогою заводнення газоконденсат​них пластів. Витіснення водою з пористого середовища частини конденсату, що випав, призводить до збільшення кількості рідких вуглеводнів і зміни їх фізико-хімічних властиво​стей (молекулярна маса, густина, в'язкість, коефіцієнт рефракції, кислотність, температу​ри застигання, кінця кипіння і википання 50 і 90 % фракції). За збільшенням питомого ви​добутку, густини, в'язкості і зміною фракційного складу конденсату запропоновано здійснювати контроль за переміщенням газоводяного контакту. Для поліпшення миючих і витісняючих властивостей можна обробляти воду ПАР, затушувати полімерами або додава​ти інші речовини (луг, каустичну соду та ін.).
Водогазова репресія (закачування водогазової суміші у виснажені газоконденсатні пла​сти) призводить як до збільшення коефіцієнта витіснення конденсату, так і зменшення кількості защемленого газу порівняно зі заводненням, а у випадку обводнення пластів сприяє видобутку частини защемленого газу.
Циклічна закачка в газоконденсатні пласти водних розчинів ПАР і газу призводить до того, що внаслідок взаємодії в пористому середовищі водних розчинів ПАР і газу утво​рюється піна, яка більш ефективно витісняє конденсат, що випав, порівняно з водою чи во-догазовою сумішшю.
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Для видобутку ретроградного конденсату можна застосовувати також теплові методи. Дані методи грунтуються на закачуванні в газоконденсатні пласти рідких або газоподібних теплоносіїв.
8.15. Вуглеводневіддача газоконденсатних родовищ з нафтовими облямівками і залишковою нафтою
Розробка нафтогазоконденсатних родовищ у режимі виснаження. Під час розробки газоконденсатних родовищ з нафтовими облямівками у режимі виснаження пластової енергії можуть бути застосовані такі три способи, які відрізняються черговістю видобутку нафти, газу і конденсату: 1) випереджуюча розробка газоконденсатного покладу з наступ ним уведенням в експлуатацію нафтової облямівки; 2) випереджуюча розробка нафтової облямівки з наступним уведенням в експлуатацію газоконденсатного покладу; 3) одночасна розробка нафтової облямівки і газоконденсатного покладу.
Усі перелічені способи характеризуються низькими коефіцієнтами конден-сатовіддачі і нафтовіддачі. Випереджуюча розробка газоконденсатного покладу супроводжується пе​реміщенням нафти в газову зону, розгазуванням нафти і зниженням нафтонасиченості в об​лямівці. Більш раціональною з точки зору повноти видобутку нафти є випереджуюча роз​робка нафтової облямівки. Однак у процесі відбору нафти переважно спостерігається ло​кальне загазування нафтової облямівки, що призводить до зниження повноти використання запасів нафти. В результаті при застосуванні вказаних способів досягаються менші ко​ефіцієнти нафтовіддачі, ніж при розробці нафтових покладів у режимі розчиненого газу.
Найбільший інтерес викликає спосіб одночасної розробки нафтової і газокон-денсатної зон. На практиці застосовується технологічна схема, що грунтується на безперервному ре​гулюванні дебітів нафти і газу пропорційно зниженню пластово-го тиску. Однак вона не за​безпечує рівноваги газонафтового контакту, про що свід-чить досвід розробки газонафтових родовищ. Внаслідок недостатньої надійності регулювання положення межі розділу газу і нафти в процесі розробки покладу відбувається загазування нафтової облямівки або вторг​нення нафти в газову зону.

Вказана мета не досягається і у випадку застосування приконтактного способу експлуа​тації нафтових облямівок малої товщини. Цей спосіб полягає в розміщенні видобувних свер​дловин в один ряд в області межі розділу газу і нафти, підключенні до них нижньої частини газоконденсатної зони та верхньої частини нафтової облямівки і спільному відборі нафти, газу і конденсату. Внаслідок автоколивального характеру переміщення газонафтового кон​такту можливі втрати нафти в газовій зоні, порушення суцільності нафтової облямівки і прориви контурної води у видобувні свердловини.
Одним з варіантів підвищення надійності управління положенням газонафтового контакту при одночасній роздільній розробці нафтової та газоконденсатної зон єдиною сіткою свердловин є ступінчаста зміна дебітів нафти і газу і підтримання їх постійними протягом інтервалу часу, за який газонафтовий контакт не досягне крайніх верхнього або нижнього положень у кожній свердловині. Після цього вибирають нові значення дебітів газу і нафти.
Коефіцієнт нафтовіддачі при розробці нафтогазоконденсатних родовищ у ре-жимі виснаження не перевищує 10 — 15 %, а при товщині оторочки менше 8 м становить 5-8%.
Підвищенню коефіцієнта нафтовіддачі при одночасно-роздільній експлуатації єдиною сіткою свердловин газоконденсатної зони та її нафтової облямівки сприяє запобігання утво​рення конусів газу. Можливими напрямками боротьби зі загазуванням свердловин є ство​рення на межах нафтової і газової зон локальних непроникних екранів, вибір оптимального розміщення інтервалів розкриття пласта і зниження фільтраційних опорів у нафтовій частині родовища
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шляхом дії на привибійну зону і створення горизонтальних каналів (тріщин).
У газовій зоні багатьох газоконденсатних родовищ у вигляді рідкої фази міститься зв'язана (розсіяна) нафта. Насиченість продуктивних відкладів зв'язаною нафтою коли​вається в широких межах, помітно збільшуючись у низькопроникних щільних породах. У переважаючій більшості випадків вона нижче значення, при якому нафта стає гідродинамічне рухомою, і не перевищує 20 — ЗО %. Тому під час розробку газоконденсат​них родовищ у режимі виснаження зв'язана нафта практично не видобувається. Частковий рух і видобуток залишкової нафти можливий з обмежених за розмірами привибійних зон, де внаслідок випадіння і скупчення конденсату насиченість пористого середовища рідкими вуглеводнями перевищує граничне значення і дозволяє їм рухатись у перовому просторі. У промисловій практиці також відомі випадки появи зв'язаної нафти в продукції свердловин і у разі відсутності випадіння конденсату в пласті, коли створювались підвищені порівняно зі звичайними депресії на пласт.
Підвищення вуглеводневіддачі нафтогазоконденсатних родовищ. Раціональ-на техно​логія розробки газоконденсатних родовищ з нафтовими облямівками по-винна забезпечува​ти підтримання пластового тиску в нафтовій і газовій частинах пласта і ефективне витіснення нафти з пористого середовища по можливості дешевими і доступними агентами.
Стосовно розробки газоконденсатних родовищ з нафтовими облямівками запропоновані різні способи підтримання пластового тиску (закачування води, газу чи води і газу одночас​но) і технологічні схеми їх застосування. Вони можуть бути згруповані таким чином:
випереджуюча розробка нафтової (або газової) зони родовища з підтриманням пласто​вого тиску і наступне уведення в експлуатацію газової (нафтової) зони без додаткової дії на пласт чи зі закачуванням робочого агента;
одночасна розробка газоконденсатного покладу і нафтової облямівки з підтриманням пластового тиску тільки в нафтовій або газовій частині пласта;
одночасна розробка газоконденсатного покладу і нафтової облямівки з підтриманням пластового тиску в обох частинах пласта (нафтовій і газовій);
бар'єрне заводнення при відсутності додаткової дії на нафтову облямівку і газоконден​сатний поклад чи в поєднанні зі закачуванням робочого агента в одну або обидві зони родо​вища;
ізоляція нафтової облямівки від газоконденсатного покладу шляхом закачування на їх межі фізико-хімічних агентів (піна, полімери, ізоляційні речовини) і наступна їх са​мостійна розробка з підтриманням пластового тиску.
Закачування газу переважно здійснюється в купольну частину структури, а у разі низь​кої проникності продуктивних відкладів - за площовою системою в межах внутрішнього контуру газоносності. Запропоновані варіанти закачування води включають площове, бар'єрне і законтурне заводнення, а також їх поєднання, наприклад: бар'єрне і законтурне заводнення і його різновид двостороннє бар'єрне заводнення у випадку значної ширини га​зонафтової зони в крайових облямівках, коли нагнітальні свердловини розміщують уздовж внутрішнього і зовнішнього контурів газоносності. Газ і вода при їх спільному використанні можуть закачуватися у вигляді водогазової суміші або послідовно.
При розробці нафтогазоконденсатних родовищ з підтриманням пластового тиску зака​чування робочого агента і відбір нафти та газу можуть здійснюватись по всій товщині про​дуктивного пласта або вибірково тільки по нафтонасиченій чи газонасиченій частині.
Стосовно розробки нафтогазоконденсатних родовищ з підошовною водою запропонова​на технологія розробки, яка грунтується на розкритті у видобувних свердловинах газових, нафтових і водоносних інтервалів і одночасно-роздільному відборі газу, нафти і води. З ме​тою стабілізації положень газонафтового і водонафтового контактів і підвищення ко-
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ефіцієнта вуглеводневіддачі здійснюється зворотнє закачування сухого газу в газоконден​сатну частину пласта і видобутої води у водоносну зону.
При наявності в газоконденсатній зоні зв'язаної нафти розробка нафтогазоконденсатно-го родовища може здійснюватися в умовах контрольованого вторгнення нафти в газову час​тину пласта. Результати лабораторних досліджень і промислові дані свідчать про збережен​ня цілісності облямівки при надходженні нафти до газоконденсатної зони і залучення в роз​робку при певних умовах зв'язаної нафти.
З метою підвищення ефективності витиснення з облямівки нафти, яка характери​зується підвищеною в'язкістю порівняно з нафтовими родовищами, попереду робочого агента можуть закачуватися у вигляді облямівки вуглеводневі розчинники (зріджені наф​тові гази, збагачений газ, широка фракція легких вуглеводнів, нестабільний вуглеводневий конденсат та ін.) об'ємом 20 — 25 % від об'єму нафтонасичених пор пласта.
Щодо розробки газоконденсатних родовищ зі зв'язаною нафтою, то підтримання пла​стового тиску шляхом закачування в пласт сухого газу чи води буде сприяти видобутку тільки незначної кількості нафти за рахунок часткового випаровування її у газову фазу чи витіснення водою. Більш ефективним є застосування облямівки газоподібних і рідких вугле​водневих розчинників. Один з можливих варіантів технології підвищення вуглеводневіддачі газоконденсатних родовищ зі зв'язаною нафтою полягає у тому, що родовище спочатку роз​робляють у режимі виснаження, що призводить до ретроградного випадіння конденсату в пласті та збільшення насиченості пористого середовища рідкими вуглеводнями. При цьому конденсат, що випав, розчиняється в залишковій нафті, зменшуючи її густину і в'язкість. Після зниження пластового тиску до значення, при якому насиченість пористого середови​ща вуглеводневою рідиною стає максимальною, а її густина і в'язкість - мінімальними, про​водять закачування витісняючого агента (газ, вода), підтримуючи надалі тиск постійним на досягнутому рівні.
Список літератури
1. Быков К.Е., Максимов ММ., Фурсова А.Я., Справочник по нефтепромысловой гео​логии. - М.: Недра, 1961. - 343 с.
2.  Гиматудинов Ш.К., Ширковский Н.И. Физика нефтяного и газового пласта. - М.: Недра, 1982.-286с.
3. Горбунов А.Т., Бученков Л.Н. Щелочное заводнение. - М.: Недра, 1989. - 160 с.
4.  Гуревич Г.Р., Соколов В.А., Шмыгля П.Т. Разработка газоконденсатных месторож​дений с поддержанием пластового давления. - М.: Недра, 1976. - 284 с.
5. Дурмишьян А.Г. Газоконденсатные месторождения. - М.: Недра, 1979. - 335 с.
6. Закиров С.Н. Теория и проектирование разработки газовых и газоконденсатных мес​торождений. - М.: Недра, 1989. - 334 с.
7.  Закс С. Повышение нефтеотдачи пласта нагнетанием газов. - М.: Гостоптехиздат, 1963.-126с.
8. Кондрат Р.М. Газоконденсатооддача пластов. - М.: Недра 1992. - 255 с.
9. Методы извлечения остаточной нефти /М.Л.Сургучев, А.Т.Горбунов, Д.П.Забродин и др. - М.: Недра, 1991. - 347 с.
10.  ОСТ 39-071-78. Система показателей качества продукции.Воды для заводнения нефтяных пластов, номенклатура показателей М., 1978. - 31 с.
11. ОСТ 39-195-86. Нефть. Метод определения коэффициента вытеснения нефти водой в лабораторных условиях. - М., 1986. - 19с.
12.  ОСТ 39-235-89. Нефть. Метод определения фазовых проницаемостей в лаборатор​ных условиях при совместной фильтрации. - М., 1989. - 35 с.
306
13. Применение углекислого газа в добыче нефти /В.Балинт, А.Бан, Ш.Долежал и др. -М.: Недра, 1977.-240с.
14. Разработка и эксплуатация нефтегазоконденсатных месторождений /Ю.В.Желтов, В.Н.Мартос, А.Х.Мирзаджанзадзе, Г.С. Степанова. - М.: Недра, 1979. - 254 с.
15. Сургучев М.Л. Вторичные и третичные методы увеличения нефтеотдачи пластов. -М.: Недра, 1985. - 308 с.
16.  Теория водонапорного режима газовых месторождений /С.Н.Закиров, Ю.П.Коротаев, Р.М.Кондрат, В.Н.Турниер, О.П.Шмыгля. - М.: Недра, 1976. - 240 с.
17.  Тульбович Б.И. Коллекторские свойства и химия поверхности пород. - Пермь: Кн.изд-во, 1975.-196с.
18.  Фазовые проницаемости коллекторов нефти и газа /В.М.Добрынин, А.Г.Ковалев, А.М.Кузнецов, В.Н.Черноглазов. - М.:ВНИИОЭНГ, 1988.-55 с. - (Обзор информ. Геология, геофизика и разраб.нефт. месторождений).
19.   Физико-геологические проблемы повышения нефтегазоконденсатооддачи пла​стов/ М.Ф.Мирчинк, А.Х.Мирзаджанзаде, Ю.В.Желтов и др. - М.: Недра, 1975. - 232 с.
20.   Фильтрация газов в трещиноватых коллекторах /Ю.П. Коротаев, Л.Г.Геров, С.Н.Закиров, Г.А.Щербаков. - М.: Недра, 1979. - 223 с.
21.  Шейман А.Б., Малофеев Г.Е., Сергеев А.И. Воздействие на пласт теплом при до​быче нефти. - М.: Недра, 1969. - 127 с.
22. Эфрос Д.А. Исследование фильтрации неоднородных систем. - М.: Гостоптехиздат. Ленинград, отд-ние, 1963. - 213 с.
9.1. Статика рідин і газів
Стискувальне напруження, яке виникає всередині рідини, що перебуває у спокої, на​зивається гідростатичним тиском. Закон розподілу гідростатичного тиску вздовж вертикальної координати математично описується основним рівнянням гідростатики:
р=[image: image2404.png]Pt pEh



:,                                                    (9.1)
де[image: image2405.png]


- гідростатичний тиск у деякій точці, Па; [image: image2406.png]Pa



- зовнішній тиск на задану поверхню рівня рідини, Па; [image: image2407.png]


- густина нестисливої рідини, кг/м3; [image: image2408.png]


- прискорення вільного падіння, м/с2; Л - глибина занурення чи висота перевищення розглядуваної точки відносно рівня рідини із заданим тиском [image: image2409.png]Po



, м. У рівнянні (9.1) приймається знак плюс при зануренні розглядуваної точки під поверхню розділу рідини і газу (під вільну поверхню, на яку діє зовнішній тиск [image: image2410.png]


,) і знак мінус — при її перевищенні над рівнем рідини з відомим гідростатичним тиском [image: image2411.png]


 (наприклад, рівень водонафтового контакту в свердловині).
Густина рідини дуже мало залежить від тиску і температури, їх спільну дію можна враховувати за формулою:
[image: image2412.png]P =poeB (0= Po)—PrT~To)= poll + Bo(p — Po) = BT — To)).



 (9.2)
де [image: image2413.png]


- густина рідини при тисках і температурах відповідно р, Т і [image: image2414.png]Do



, Т0 , кг/м3; [image: image2415.png]


-коефіцієнт об'ємної пружності (об'ємного стиснення) рідини, Па-1; [image: image2416.png]


 - коефіцієнт термічного (температурного чи теплового) розширення, [image: image2417.png]Xl



Коефіцієнт [image: image2418.png]Bo



 для води при 20 °С становить 0,47 • 10-9 Па-1 , для дегазованої нафти - 0,74 • 10-9 Па-1 і для газонасиченої нафти (при тиску вище тиску насичення нафти газом в інтервалі температур 20 — 150 °С) — 1,4·10-9... 4 • 10-9 Па-1, тобто при підвищенні тиску на 20МПа густина води, дегазованої і газонасиченої нафти підвищується тільки відповідно на 0,94; 1,48; 2,8...8 %. Коефіцієнт βт для води зростає з підвищенням тиску і температури від 14·10-6 К-1 (при 273 К і 0,1 МПа) до 700·10-6 К-1 (при 373 К і 10 МПа), а для дегазованої нафти (при нормальних умовах) становить 600...800 К"1, тобто при підвищенні температури на 100 К густина води зменшується на 0,14...7 %, нафти - на 6 — 8 %. У межах змін тисків і температур, які ма​ють місце на практиці, з точністю цілком достатньою для більшості інженерних розрахунків, густину рідин можна приймати постійною.
Величину [image: image2419.png]pgn



 прийнято називати ваговим тиском, тоді повний   (абсолютний) гідростатичний тиск дорівнює сумі зовнішнього р0 і вагового тисків. Ваговий тиск можна записати також як відношення сили тяжіння стовпа рідини до площі основи, на яку вона діє. Але це справедливо тільки для вертикальної циліндричної посудини (вертикальної свердловини), а не для зрізаного конуса чи похилого циліндра ("гідростатичний парадокс").
На тіло, занурене в рідину, діє виштовхувальна (архімедова, підйомна) сила, яка скерована вверх і дорівнює силі тяжіння рідини, витисненої тілом, а у випадку тіла правильної форми - різниці тисків стовпа рідини безпосередньо над і під тілом. Залежно від співвідношення значення сили тяжіння тіла і виштовхувальної сили тіло може перебувати у трьох положеннях: спливає, стан байдужої рівноваги в об'ємі рідини (у завислому стані), тоне.
Власна сила тяжіння стовпа газу також створює тиск. Оскільки газ надзвичайно стис​ливий (надстисливий), то, враховуючи зміну густини газу за законом Клапейрона-Мен-делєєва, закон розподілу тиску нерухомого стовпа газу по висоті ' можна описати барометричною формулою Лапласа-Бабіне
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[image: image2420.png]P&y Wl?l.
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 (9.3)
або наближеною формулою (після розкладу es  у ряд)
[image: image2421.png]p=py(} +5)



 (9.4)
де [image: image2422.png]


— тиск газу відповідно на висотах[image: image2423.png]


(від поверхні порівняння), Па; [image: image2424.png]L=z -2



—висота стовпа газу, м; [image: image2425.png]


— відносна густина газу (за повітрям); [image: image2426.png]


 - газова постійна повітря (оскільки [image: image2427.png]


= 9,81 м/с2, [image: image2428.png]


 - 287,2 Дж/(кг·К), то [image: image2429.png]g/R.



 - 0,03415 К/м);  Т = (Т0 + 7)/2 - середньоарифметична температура, К; Т0, Т - температура газу відповідно на висотах [image: image2430.png]


, К;[image: image2431.png]


- коефіцієнт надстисливості газу при середніх значеннях температури Т і тиску [image: image2432.png]-1



= (р +[image: image2433.png]Py



)/2; [image: image2434.png]


= 0,03415[image: image2435.png]



Зміну температури з висотою (глибиною) у свердловині можна прийняти за рівнянням геотерми
[image: image2436.png]T =T+ Iz ~1,)




 (9.5)
де[image: image2437.png]


— геотермічний градієнт, К/м (становить 0,012 ... 0,083 К/м, у більшості 0,033 К/м), причому тут під [image: image2438.png]


 розуміємо глибину залягання нейтрального шару (10 - 30 м) з постійною температурою [image: image2439.png]


(К), що дорівнює середньорічній температурі грунту даної місцевості.
Розрахунок за формулою (9.3) при визначенні тиску на вибої свердловини[image: image2440.png]Por



коли приймаємо р—[image: image2441.png]


 здійснюється методом послідовних наближень. Спочатку приймають [image: image2442.png]


 і визначають[image: image2443.png]


 Обчислюють перше наближене значення[image: image2444.png]


  Визначають [image: image2445.png]De’



 =[image: image2446.png]


/2, знаходять нове значення[image: image2447.png]


, обчислюють друге наближене значення [image: image2448.png]


і т.д. Розрахунки повторюють доти (звичайно достатньо одного - двох наближень), поки різниця в значеннях [image: image2449.png]Py P



 і так далі не перестане впливати на точність визначення [image: image2450.png]



Значення[image: image2451.png]


визначають або за графіками Брауна, або за емпіричними формулами.
При розрахунках тиску нерухомого стовпа газу в свердловинах похибка значень тиску за наближеною формулою не виходить за межі похибок промислових манометрів до глибин 700-1000м.
9.2. Рух однорідних рідин
Усталений (стаціонарний) потік однорідної (гомогенної.однофазної) рідини (незмінний у часі), при якому тиск і швидкість є функціями тільки просторових координат, але не зале​жать від часу, описується рівняннями Д.Бернуллі у вигляді
[image: image2452.png]Ps 14
"*ﬁ*“'zg ntoL +af22+2 [



 (9.6)
або
[image: image2453.png]o ,na

PRI Pt —psr o+ D +p:2h.p



 (9.7)
або
[image: image2454.png]Ap = Apyy + A py; + APy .



 (9.8)
де індекси 1 і 2 позначають два вибраних перерізи потоку - на його початку і кінці;[image: image2455.png]


 висота    розміщення   центру    ваги    (перерізу    потоку),    відрахована    від   довільної
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горизонтальної площини порівняння (геометрична висота або геометричний напір), м; [image: image2456.png]Py(2)



 - гідромеханічний або просто тиск, Па; [image: image2457.png]Yi(2)



 — середня по перерізу об'ємна швидкість потоку,  м/с; [image: image2458.png])1(3)



 — безрозмірний коефіцієнт Коріоліса, який враховує нерівномірність розподілу швидкостей по перерізу (для звичайного розподілу швидкостей коефіцієнт [image: image2459.png]


 завжди перевищує одиницю, а при рівномірному розподілі швидкостей дорівнює   одиниці;   при   турбулентному   режимі   для   труб [image: image2460.png]


-   1,05...   1,1;   при ламінарному режимі [image: image2461.png]21(2)



- 2; (іноді наближено приймають [image: image2462.png]“(3)



= 1); [image: image2463.png]4,



- сумарна гідравлічна втрата повного напору на ділянці між розглядуваними перерізами 1 і 2 (втрачена енергія перетворюється у теплову енергію), м; [image: image2464.png]


=[image: image2465.png]


— загальна втрата тиску, Па;[image: image2466.png]Ap., = pg(2; — 7))



— різниця вагових тисків,що зумовлена різним висотним положенням початку і кінця ділянки потоку, Па;[image: image2467.png]BPyr = P& ),



— сумарна гідравлічна втрата тиску на ділянці між розглядуваними перерізами, Па;[image: image2468.png]


=[image: image2469.png]E (a1 ~ay )



—втрата тиску на перемагання сил інерції (на прискорення чи сповільнення потоку або на приріст кінетичної енергії), Па.
В цих рівняннях прийнято називати: [image: image2470.png]p/pg



— п'єзометрична висота або п'єзометричний напір; [image: image2471.png]


 —   швидкісна   висота   або   швидкісний   напір; [image: image2472.png]Hy



=[image: image2473.png]


 —гідродинамічний або повний напір; [image: image2474.png]apv/2



 — динамічний тиск; Н =[image: image2475.png]z+ p/( pg)



 —п'єзометричний (гідростатичний) напір; [image: image2476.png]—dH/dl




 — п'єзометричний нахил; ір[image: image2477.png]—di, /di



— гідравлічний нахил; [image: image2478.png]


— приріст шляху вздовж руху. Оскільки приріст [image: image2479.png]


 завжди від'ємний (гідравлічний напір зменшується вздовж руху), то гідравлічний на​хил завжди додатний. Разом з тим тиск вздовж руху може зменшуватися чи збільшуватися (при зменшенні чи збільшенні швидкості), внаслідок цього п'єзометричний нахил може бу​ти і додатним, і від'ємним. У трубі постійного діаметру з незмінним розподілом швидкостей нахили [image: image2480.png]


 та І  однакові.
Члени рівняння (9.7) представляють різні види механічної енергії рідини, які віднесені до одиниці її об'єму ( відповідно енергій положення, тиску рухомої рідини, кінетичної і втрат, причому перші дві становлять у сумі потенціальну енергію рідини), а члени рівняння (9.6) - ті ж види енергії, які віднесені до одиниці ваги, тобто рівняння Бернуллі виражає за​кон збереження механічної енергії.
Гідравлічні втрати тиску (чи напору) звичайно розділяють на втрати на тертя по до​вжині і на місцеві втрати. Для розрахунку гідравлічних втрат тиску на тертя по довжині Δрт використовують формулу Дарсі-Вейсбаха (іноді називають формулою Дарсі)
[image: image2481.png]


 (9.9)
де[image: image2482.png]


— безрозмірний коефіцієнт гідравлічного опору (коефіцієнт гідравлічних втрат на тертя по довжині чи коефіцієнт Дарсі);[image: image2483.png]


- відповідно довжина і внутрішній діаметр труби, м.;[image: image2484.png]


- середня швидкість руху рідини у трубі, м/с.
Якщо потік рідини має місце у кільцевому (міжтрубному) просторі, то діаметр труби виражається через гідравлічний радіус, тобто [image: image2485.png]


, де [image: image2486.png]


— гідравлічний радіус, що визначається з відношення площі живого перерізу потоку[image: image2487.png]


до змоченого периметру русла [image: image2488.png]


 [image: image2489.png]R.=w/y,



м. Для кільцевого потоку [image: image2490.png]R.= (D= d4)/4



, тобто d = D -[image: image2491.png]


, де D,[image: image2492.png]


—відповідно внутрішній діаметр зовнішньої труби і зовнішній діаметр внутрішньої труби.
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Коефіцієнт гідравлічного опору [image: image2493.png]


 визначають аналітичне або графічно (з ви​користанням графіка Колбрука-Уайта чи Нікурадзе) залежно від безрозмірного числа (критерія) Рейнольда [image: image2494.png]


(характеризує співвідношення сил інерції та в'язкості), де[image: image2495.png]


— кінематична в'язкість рідини, м2/с. Для аналітичного визначення використовують наступні формули [5]:
при 0 <[image: image2496.png]


2320 (перша зона тертя - ламінарний режим руху рідини)
[image: image2497.png]


 = 64/Re      (формула Стокса);                                   (9.10)
при 2320 < Re[image: image2498.png]= 10 d/A



(друга зона - зона гідравлічно-гладких труб при турбулентному режимі)
[image: image2499.png]2 = 0,3164/Re™>



 (формула Блазіуса);                            (9.11)
при 10[image: image2500.png]d/A < Re 5 500 d/A



(третя зона - зона змішаного опору при турбулентному   режимі)
[image: image2501.png]A =0,11 [(A/d) + (68/Re)] ™



 (формула Альтшуля);                 (9.12)
при Re > 500[image: image2502.png]diA



  (четверта зона - зона квадратичного опору при турбулентному режимі)
[image: image2503.png]A =0,11 (A/d)*33



 (формула Шифринсона),                        (9.13)
де [image: image2504.png]


— еквівалентна шорсткість труб (мм), яка наведена нижче:
Труби                                                                   А, мм
Стальні суцільнотягнуті нові                            0,02-0,05
Теж, непові                                                          0,15-0,3
Стальні зварні нові                                              0,04-0,1
Чавунні нові                                                         0,25-1
Стальні зварні і чавунні не нові                          0,8-1,5
Азбестоцементні нові                                           0,05-0,1
Теж, не нові                                                            0,6
Бетонні та залізобетонні                                       0,3-0,8
Відзначимо, що формула (9.12) може використовуватись для всіх зон (областей) при турбулентному режимі (Re > 2320), тому що при менших значеннях Re вона переходить у формулу (9.11) (68/Re »[image: image2505.png]Afd



), а при більших значеннях Re - в формулу (9.13) ([image: image2506.png]


 68 / Re). У нафтопромисловій справі при турбулентному режимі часто без обгрунтування обмежуються формулою (9.11).
Місцеві втрати тиску зумовлені так званими місцевими гідравлічними опорами (місцевими змінами форми і розміру каналу, які викликають деформацію потоку). Місцеві втрати тиску[image: image2507.png]


 визначають за формулою Борда-Вейсбаха (часто просто Вейсбаха чи Бордо):
[image: image2508.png]e

Apy =fy



 (9.14)
де [image: image2509.png]


 — безрозмірний коефіцієнт місцевого опору (відношення втраченого напору до швидкісного напору);[image: image2510.png]


— середня по перерізу швидкість рідини у трубі, в якій встановле​но місцевий опір, м/с. Якщо швидкість рідини у трубі змінюється по довжині, то за розрахункову швидкість слід приймати більшу із швидкостей, тобто ту, яка відповідає меншому діаметру труби. Коефіцієнт[image: image2511.png]


 залежить від схеми опору і режиму руху. При числах Рейнольдса, менших від критичного числа Рейнольдса (Re <[image: image2512.png]Re,



), що відповідає квадратичній зоні тертя, коефіцієнт[image: image2513.png]-



визначається за формулою Альтшуля
311

[image: image2514.png]


 (9.15)
де В - коефіцієнт,якій задають для різних місцевих опорів;[image: image2515.png][



- коефіцієнт місцевого опору для квадратичної зони тертя (при незначному впливі в'язкості на тертя), коли Re > [image: image2516.png]Rey,.



  Значення  [image: image2517.png]


 і  В наведені нижче:
         Типи опорів                                                     [image: image2518.png]


                               В
Раптове розширення труби                [(D/d)   — 1]               30
Раптове звуження труби                 0,511 — (d/D )2]            30
Вихід із резервуару у трубу                                                     0,5                     —
Вихщ із труби у резервуар                                                       1,0                    —
Пробковий кран                                                                      0,4                     150
Вентиль звичайний                                                                2,5-5                 3000—5000
Вентиль кутовий                                                                    0,8                     400
Засувка повністю відкрита                                                     0,15                   75
ступінь відкриття 0,75                                                           0,2                     350
                                 0,5                                                            2,0                     1300
                                 0,25                                                          2,0                     3000
Діафрагма при  І[image: image2519.png]D



/d = 0,8                                                     1                        70
при   [image: image2520.png]


/d = 0,63                                                                       7                        120
при  "[image: image2521.png]


/d = 0,4                                                                         70                     500
Різкий поворот труби на кут ЗОо                                            0,155                —
на кут  45о                                                   0,318                 —
на кут 60о                                                  0,555                 —
на кут 90о                                                  1,4                    400 
           Плавний поворот труби на  [image: image2522.png]



   при радіусі повороту  Rn=l,5d                                           0.45[image: image2523.png]


       180
   при радіусі повороту Rn = 2,5 d                                          0,42[image: image2524.png]50°



       180
Клапан кульовий                                                                    45                      5000
Трійник                                                                                    0,3                     150
Вхід у трубу з сіткою                                                              б                       —
Вхід у трубу із зворотним клапаном                                        10                     —
Примітка: D. d- діаметр труби відповідно більший і менший, м; [image: image2525.png]On



- діаметр отвору діафрагми у трубі діаметром d, м;[image: image2526.png]


— кут повороту труби, градуси; [image: image2527.png]R



- радіус повороту труби діаметром d, м; для арматури трубопроводів у зоні ламінарного руху наближено можна обчислити В – 500 [image: image2528.png]



При наявності у трубопроводі декількох місцевих опорів втрати тиску на них додаються, якщо відстань між ними [image: image2529.png]


 перевищує відстань [image: image2530.png]


, на якій починає виявлятися взаємний вплив місцевих опорів (формула О.Д.Альтшуля): [image: image2531.png]


= 0,5[image: image2532.png]di /A



 або наближено  [image: image2533.png]oain



 (40...60)rf,  де [image: image2534.png]


—коефіцієнт гідравлічного опору.
При відстані між опорами [image: image2535.png]


загальні втрати тиску на двох опорах менші від суми втрат на цих двох опорах, тобто [image: image2536.png]Eppz = (51 + E)Kona »



 (9.16) де коефіцієнт впливу [image: image2537.png]


 визначається дослідно, а для прямотечійних запірних пристроїв залежно від відношення [image: image2538.png]i,/d



 приймається рівним 0,6... 1,0. Місцевими втратами тиску в нафтопромисловій практиці внаслідок їх малої величини у більшості нехтують.
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9.3. Рух багатофазних сумішей у вертикальних трубах
Під багатофазними сумішами (системами) розуміємо газорідинні (газонафтові чи газо-водяні), водонафтові та газоводонафтові суміші.
Газорідинні суміші можуть існувати при русі однієї або обох фаз. Газ, що надходить у свердловину із пласта разом з нафтою (у розчиненому у нафті чи вільному стані) або зака​чується із поверхні, виконує роботу по підйому рідини. Вертикальні труби з висхідним га​зорідинним потоком всередині називають газорідинним (газліфтним) підйомником (газліфтом), а підйом рідини за рахунок енергії стиснутого газу - газліфтним підйомом (або при надходженні газу із пласта - фонтанним). Принцип підйому (роботи газорідинного підйомника) полягає у зменшенні густини середовища у підйомних трубах.
	[image: image2539.png][
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Рис.9.1. Залежність об'ємної витрати
Рідини [image: image2540.png]


 (крива ліфтування), коефіцієнта корисної дії підйом​ника [image: image2541.png]


 і питомої витрати газу  [image: image2542.png]


 від витрати газу [image: image2543.png]




	
	


Залежність об'ємної витрати рідини[image: image2544.png]o



 від об'ємної витрати газу  [image: image2545.png]Vo



, зведеної до нормальних (атмосферних) умов, називають кривою ліфтування (рис. 9.1). Характер зміни залежності [image: image2546.png]g {V,)



 пояснюється тим, що труба заданої довжини[image: image2547.png]


 і діаметра d при постійному перепаді тиску [image: image2548.png]


р може пропустити цілком визначений об'ємний розхід рідини, газу чи газорідинної суміші. На кривій ліфтування маємо чотири характерні точки. Точка А відповідає почат​ку подавання рідини (нульовому режиму роботи: [image: image2549.png]gy = 0, Voa



 > 0), точки В і С - відповідно оптимальному [image: image2550.png]Gonr



 і максимальному [image: image2551.png]


 подаванню (оптимальному і максимальному режимам роботи) підйомника (витрати газу відповідно[image: image2552.png]


і[image: image2553.png]


); точка D - зриву подавання ([image: image2554.png]


=0; [image: image2555.png]Voo



> 0 ) підйомника по рідині. Оптимальний режим роботи підйомника характеризується макси​мальним значенням коефіцієнта корисної дії підйомника та мінімальним значенням питомої витрати газу (критерії оптимізації). Точка В — це точка дотику дотичної, яка проведена під кутом[image: image2556.png]


з початку координат, до кривої [image: image2557.png]q{Vs)




ККД газорідинного підйомника[image: image2558.png]Tn



(безрозмірний) визначається за формулою
[image: image2559.png]_ glosl — (p = )
g = ——— 2,
Vﬁpnln%



 (9.17)
де[image: image2560.png]


— густина рідини, кг/м3 ; [image: image2561.png]


- довжина підйомних труб, м; [image: image2562.png]P P2



— тиски на нижньому (біля башмака) і на верхньому (гирловий) кінцях підйомних труб, Па; [image: image2563.png]


- об'ємна витрата газу при нормальних умовах, м3/с; [image: image2564.png]B



- атмосферний тиск, Па.
Питомавитрата газу [image: image2565.png]


- це відношення  [image: image2566.png]


 приведеного до нормальних умов, до[image: image2567.png]


: [image: image2568.png]



Відрізок ВС кривої [image: image2569.png]aVo)



 називають робочою віткою кривої ліфтування, оскільки робота  характеризується великими значеннями [image: image2570.png]


 і малими значеннями [image: image2571.png]
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Рис.9.2. Сім'я кривих ліфтування[image: image2573.png]V)



при різних зна-ченнях [image: image2574.png]


      [image: image2575.png]


(б); [image: image2576.png]


(е); [image: image2577.png]


(г); [image: image2578.png]


 і решті постійних параметрів



Подавання     [image: image2579.png]


    газорід-инного підйомника є функцією багатьох пара​метрів: [image: image2580.png]


 -[image: image2581.png]9V, 0y, P2,



  [image: image2582.png]


 ',     де[image: image2583.png]


 відношення відповідно густин і динамічних в'язкостей рідини і газу (безрозмірні);[image: image2584.png]


 — поверхневий натяг на межі розділу газ-рідина, Дж/м2 або Н/м.
Сукупність кривих ліф​тування залежно від виз​начальних факторів пока​зана на рис. 9 2, де [image: image2585.png]


 — від​носне занурення труб під рівень рідини (безрозмірне). Залежність [image: image2586.png](Vo)



 при [image: image2587.png]


= 1 є граничною, що виходить із по-чатку координат. Випадку   [image: image2588.png]


 >1 відповідає природне фон​танування, оскільки при витраті закачуваного газу [image: image2589.png]|



= 0 подавання [image: image2590.png]


> 0, причому закачуванням газу можна його збільшити. При [image: image2591.png]


=0 здійснити процес ліфтування неможливо.
Параметри роботи газорідинного підйомника при нульовому, оптимальному і макси​мальному режимах визначають за формулами О.П.Крилова:
              [image: image2592.png]G ™ 55 d3 245,



                                      (9.18)
[image: image2593.png]Gomr ™ Quac(l — &) = 55 8% A5(1 — ¢);



                  (9.19) 

[image: image2594.png]Vo, = QI8 A Lpgl
oA T T pgln (py/py)




                                  (9.20)
[image: image2595.png]15,5 d%5 L pge®S
Vouwe = 0 oyrp



                                    (9.21) 

[image: image2596.png]Voom = Vol = o = DS CELOEAN - oF

Poln (py/p3)




 (9.22) 

[image: image2597.png]0,282 Lpg

Rousme = 852 poin ou/72)



                                   (9.23) 

[image: image2598.png]0,282 Lpg(l — ¢

Room = Roume(l = 9) = om0 2.2



          (9.24)
У формулах (9.15) - (9.21) користуються такими одиницями фізичних величин: L, d -м;[image: image2599.png]


-кг/м3;[image: image2600.png]


-м/с2;[image: image2601.png]


-Па;[image: image2602.png]


-м^с;[image: image2603.png]


-м^м3.
Із формул (9.18) і (9.19) випливає, що із збільшенням[image: image2604.png]


від 0 до 1 значення[image: image2605.png]B rcr



зростає від 0 до 55 d3,[image: image2606.png]Qo



підвищується від 0 до найбільшого значення (10,225[image: image2607.png]


') при[image: image2608.png]


- 0,6, а
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відтак зменшується до нуля. Отже, щоб досягнути найбільшого оптимального подавання треба забезпечити відносне занурення [image: image2609.png]


 = 0,6.
Рух багатофазних сумішей при будь-яких режимах запишемо рівнянням тисків (аналог рівняння Бернуллі) у кінцевих різницях [image: image2610.png]


=[image: image2611.png]


, де[image: image2612.png]


=[image: image2613.png]Bl Y



- загальна втрата тиску, Па;[image: image2614.png]


— втрата тиску, яка зумовлена гідростатичним стовпом суміші, Па; [image: image2615.png]


 — втрата тиску на інерційний опір (на збільшення швидкості суміші, яке пов'язане зі зміною газовмісту чи площі поперечного перерізу потоку), Па. Втрати тиску на інерційний опір
[image: image2616.png]


 (9.25)
де[image: image2617.png]Wy, Wy



- швидкості суміші на початку і кінці підйомних труб, м/с; [image: image2618.png]Pe



— густина суміші, кг/м3. Втрати тиску [image: image2619.png]


 досить малі, тому їх не враховують. У загальній сумі основна час​тка (70 - 95 % при оптимальному режимі і 50 - 60 % при максимальному режимі) припадає на втрати тиску [image: image2620.png]



Втрати тиску стовпа суміші
[image: image2621.png]Ap,=Lpg.



 (9.26)
Густина газорідинної суміші
[image: image2622.png]Pe=(l—pptep,



 (9.27)
де[image: image2623.png]


- густина рідини і газу, кг/м3; [image: image2624.png]


— дійсний об'ємний газовміст (газонасиченість) потоку (безрозмірний):
[image: image2625.png]¥ =B/ [Agy + (/I



 (9.28)
де[image: image2626.png]B=V/Ag+V)



 — об'ємний витратний газовміст потоку;  [image: image2627.png]


, — безрозмірний коефіцієнт, що характеризує нерівномірний профіль швидкості по радіусу труби, а також можливе збільшення дійсного газовмісту біля стінки труби (утворення так званого "газово​го підшипника" при виділенні газу із рідини); [image: image2628.png]W,



— перевищення лінійної швидкості газу [image: image2629.png]


 (м/с) над швидкістю суміші[image: image2630.png]


(відносна швидкість ковзання газу), м/с; [image: image2631.png]w.= (q+ VY[



 — об'ємна швидкість суміші, м/с; [image: image2632.png]


— площа прохідного перерізу труби, м2.
Оскільки теоретично визначити[image: image2633.png]


і[image: image2634.png]


немає змоги, то залежність[image: image2635.png]#(8)



агукають за допомогою експериментальних даних (звідси безліч розрахункових залежностей). Оскільки  [image: image2636.png]Wy



 > 0[image: image2637.png](W, > w)



, то [image: image2638.png]p<p.



 Чим більша відносна швидкість газу, тим менше [image: image2639.png]@,



 тобто потік обважнюється (збільшується густина суміші). Залежність[image: image2640.png]


 залежить від структур газорідинної суміші (режимів двофазного потоку). Стосовно практики нафтовидобутку виділяють три структури газорідинної суміші: бульбашкову (емульсійну, пінну) при [image: image2641.png]Wo



< 0,3 — 0,4 м/с; пробкову (снарядну) при 0,3 - 0,4 м/с[image: image2642.png]


< 1,2 м/с; стрижневу (дисперсно-кільцеву) при [image: image2643.png]=
W,



 1,2 м/с. У нафтових свердловинах переважно спостерігаються бульбашкова і пробкова структури, причому перша може переходити у другу.
Для сумішей повітря з рідинами виявлено, що[image: image2644.png]


- 1 і запропоновано такі залежності [3J:
при бульбашковій структурі, коли  [image: image2645.png]V< Vogpe




[image: image2646.png],293 “Vo/a,




                  (9.29)

при пробковій, коли         [image: image2647.png]V>V,

T



,
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[image: image2648.png]07679V 1,21  012VF;
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 (9.30)
де [image: image2649.png]


= 1,751[image: image2650.png]d*5 +1,25¢



- критична витрата газу, м3/с; [image: image2651.png]


- внутрішній діаметр труби, м; [image: image2652.png]


 - відносна швидкість ковзання газу, м/с; [image: image2653.png]


- поверхневий натяг на межі рідина-повітря, Н/м; [image: image2654.png]


— поверхневий натяг на межі вода - повітря, Н/м; [image: image2655.png]


- об'ємні витрати рідини і газу, м3/с.
У нафтопромисловій практиці з огляду на умовність виділення структур часто обмежу​ються залежністю Арманда і Невструєвої, наведеною в праці [3] при [image: image2656.png]


= 1, [image: image2657.png]


= 0,2[image: image2658.png]W,



 [image: image2659.png]B=



 0,9, тобто [image: image2660.png]


= 0,833[image: image2661.png]



Можна також рекомендувати залежність Сахарова, Воловодова, Мохова, яка одержана обробкою промислових даних багатьох свердловин різних родовищ при широкому діапазоні зміни параметрів [3]:
[image: image2662.png]


 (9.31)
де [image: image2663.png]Ku



— критерій Кутателадзе  (безрозмірний); [image: image2664.png]


— критерій Фруда суміші (безрозмірний), [image: image2665.png]We=o/[p ~ pIwtd)



— критерій Вебера (безрозмірний), причому [image: image2666.png]


= 1,13. Критерій Фруда виражає співвідношення сил ійерції і сил ваги, критерій Вебера -сил поверхневого натягу та інерції, а похідний критерій Кутателадзе є мірою сил ваги, підйомної сили і сил поверхневого натягу.
Втрати тиску на тертя [image: image2667.png]


 при русі газорідинної суміші більші, ніж при русі однорідної рідини, і їх можна визначати за формулою, Па
[image: image2668.png]A -pu)?
A, = Apo "



 (9.32)
де [image: image2669.png]


- втрати тиску із розрахунку руху такої ж кількості однорідної рідини і визначають​ся  за  формулою  Дарсі-Вейсбаха,  Па;  [image: image2670.png]Pu



 =[image: image2671.png]Vo, /(Vor+ap)



 -   масовий  газовміст (безрозмірний); [image: image2672.png]n, Ny



- емпіричні коефіцієнти, які набувають значення: [image: image2673.png]


=1,53; [image: image2674.png]


= 0 за Армандом (при [image: image2675.png]B=



0,9) або [image: image2676.png]


= 2; [image: image2677.png]


=1,75 за Леві. Формула Лутошкіна і Крилова записується як
[image: image2678.png]~7 = 34/5
bp, = PEL[Q 22,2: yo + QBLLC N et gis mu.(l'a)"’]



 (9.33)
де [image: image2679.png]Hp



- в'язкість рідини, мПа·с; [image: image2680.png]


=1,!· [image: image2681.png]10-3¢ ™ Vg 8055,
q Ky




  [image: image2682.png]kq



- значення коефіцієнта, який залежить від діаметра труби, наведені нижче:
[image: image2683.png]


 мм               40,3           50,3                62                        75,9
[image: image2684.png]


                    1,06           0,87               0,73                       0,65
Обчислення дещо спрощується при використанні одного дослідного кореляційного ко​ефіцієнта[image: image2685.png]Axs



який погоджує результати розрахунку з даними фактичних вимірів. Рівняння тисків у цьому випадку
[image: image2686.png]~&

wi
—Lwa 1+)1—).
pgt + WL = pgs (1 + b



 (9.34)
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де  [image: image2687.png]B +p B
1 -
=p(

3



-об'ємно-витратна густина суміші, кг/м3;[image: image2688.png]


=[image: image2689.png]Apons 1A



 - ко-ефіцієнт сумарних втрат тиску на ковзання [image: image2690.png]A

N



 і тертя [image: image2691.png]



За методикою Поетмана і Карпентера[image: image2692.png]Ve
4
M
Pg=



  [image: image2693.png]


=[image: image2694.png]Pua



+,[image: image2695.png]P00



+ [image: image2696.png]PaaUsi



 [image: image2697.png]


 =[image: image2698.png]


+[image: image2699.png]bVes



+[image: image2700.png]5,G,,



а[image: image2701.png]


визначається за графіком в залежності від числа Рейнольдса
або за апроксимуючою формулою Щурова [2]
[image: image2702.png]MGy \ —~vas _ 40,78],
wop,,d)

Iy = exv[45.27(l +1g



 (9.35)
де[image: image2703.png]


- питомі маса і середній об'єм суміші, тобто маса суміші ( нафти, газу, води) і її  об'єм, які віднесені до одиниці об'єму дегазованої нафти, кг/м3, м3/м3; [image: image2704.png]Pux’ Prov Pea



- відповідно густини нафти, газу і води при стандартних умовах, кг/м3;[image: image2705.png]Gy Gy, Via



— відповідно газовий фактор, водний фактор і об'єм вільного газу, м3/м3; [image: image2706.png]b b, by



— об'ємні коефіцієнти нафти, газу і води (безрозмірні);[image: image2707.png]


- дебіт товарної (дегазованої) нафти, т/доб.
В.О.Сахаров, О.В.Водоводов і М.А.Мохов на основі промислових досліджень на сверд​ловинах багатьох родовищ одержали залежність
[image: image2708.png]_ _1+013KuP —A 28 68, L5
’l*_’lm"“"_—l+l.laxu 7 F—&+0.11[Rec+2d




 (9.36)
де[image: image2709.png]Re = w.d 22N



— критерій Рейнольдса суміші (безрозмірний); [image: image2710.png]


 - еквівалентна шорсткість внутрішньої поверхні труби (м); при цьому похибка розрахунку тисків значно нижча (± 4,5 %), ніж за методикою Поетмана-Карпентера.
Для розрахунку кільцевих потоків П.Баксендел поширив методику Поетмана-Карпен​тера і запропонував у рівняння (9.34) замість діаметра d підставляти гідравлічний діаметр каналу,[image: image2711.png]


, м:
[image: image2712.png]



а при розрахунку [image: image2713.png]


 - використовувати еквівалентний діаметр каналу, м: [image: image2714.png]


 =[image: image2715.png]


=[image: image2716.png]


, де[image: image2717.png]K



— площа кільцевого перерізу, м2;[image: image2718.png]


— змочений пери-метр поперечного перерізу каналу, м; [image: image2719.png]dy, d;



 - діаметри відповідно внутрішній експлуатаційної колони і зовнішній насосно-компресорних труб, м.
Структури трифазних, газоводонафтових сумішей, а також закономірності їх руху ще складніші, ніж газорідинних. Нафта і вода, як незмішувані фази, утворюють суміші (емульсії) прямого (нафта у воді — Н/В) і оберненого (вода у нафті — В/Н) типу. Обер​нення (інверсія) суміші настає при об'ємному вмісті води у ній 0,5—0,9, найчастіше 0,7. За ступенем дисперсності внутрішньої фази двофазного водонафтового потоку виділяють дві структури: крапельну К (краплі діаметром 0,5—2 см); емульсійну Е (те ж 0,001—1 мм). Суміш з першою структурою ще називають нестійкою емульсією (фази розшаровуються, нафта спливає), а з другою - стійкою.
На структуру трифазного газоводонафтового потоку суттєво впливає механізм утворен​ня суміші - виділення газу із рідини (нафти) і введення його зі сторони. За ступенем диспер​сності внутрішньої рідкої фази і вільного газу (Г) відповідно виділяють крапельно-бульбаш-кову (КБ), емульсійно-бульбашкову (ЕБ) і емульсійно-снарядну (ЕС) структури. Карта ідентифікації (ототожнення) структур і типів суміші стосовно роботи відцентрових насосів показана на рис.9.3.
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	[image: image2720.png]Werz
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Рис.9.3. Карта ідентифікації структурних форм водонафтового і газоводонафтового висхідних потоків у свердловині (по П.Д .Ляпкову) структури:
/-емульсійна, коли е вода у нафті; емульсине—бульбашкова або емульсій но—снарядна, коли е вода і газ у нафті; 

//-крапельна, коли е вода у нафті; крапельно-бульбашкова, коли є вода і газ у нафті; 

III- емульсійна, коли є нафта у воді; крапельно-бульбашкова і емульсійно-снарядна, коли єнафта і газ; 

IV- крапельна, коли е нафта у воді; крзлельно-бульбашхова, коли є вода і газ у воді 

туг прийнято:[image: image2721.png]


=[image: image2722.png]


++[image: image2723.png](78



)- об'ємно-витратний вміст во​ди у рідині (обводненість продукції [image: image2724.png]


 );[image: image2725.png]Q.. O,



-об'ємні витрати нафти і води ,MVc;[image: image2726.png]Fr,



=[image: image2727.png]w/Ved,



- корінь квадратний із параметра Фруда (безрозмірний); [image: image2728.png]w, = (Q, + 0O



+[image: image2729.png]


— об'ємна швидкість суміші, м/с; [image: image2730.png]


-об'ємна витрата газу, м*/с;[image: image2731.png]


 площа прохідного перерізу труби, м2; [image: image2732.png]


-гідравлічний діаметр ка-налу, м;, [image: image2733.png]


-змочений периметр по​перечного перерізу каналу, м; [image: image2734.png]W

'ept



=[image: image2735.png]0,064-56 Vg,



— перша критична  швидкість (лінія розділу областей II і Ш при [image: image2736.png]


0,5, м/с;[image: image2737.png]


 =0,487[image: image2738.png]


  —    друга    критична швидкість (лінія розділу областей І і П, а також областей IV і Ш при [image: image2739.png]


 > 0,5), м/с; І і ІІ - області обер​неного типу емульсії, Ш і IV — об​ласті прямого типу емульсії (розділ областей І і IV визначається прямою лінією [image: image2740.png]


-0,5).
Густина   водонафтової   суміші [image: image2741.png]Pra



 крапельної структури, кг/м3
[image: image2742.png]Pon = Pa¥s T PuPre




де [image: image2743.png]Par Pu



-дійсні об"ємні частки води і нафти у потоці (безрозмірні).
Частки [image: image2744.png]e



 і [image: image2745.png]Pu



 визначають так: для суміші В/Н
[image: image2746.png]


[image: image2747.png]L





[image: image2748.png]- 025
wo = (0,425 — 0,827 Fr.) [i‘%‘—ﬁ] 3




[image: image2749.png]


[image: image2750.png].,
10419 TO0
- 103/

Oar





[image: image2751.png]Oy = LOF/10W58 T005p— 22107 XT ~ 303);




                                                                          
[image: image2752.png]Pu



= 1 -[image: image2753.png]e



; для суміші Н/В
[image: image2754.png]


[image: image2755.png]
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[image: image2756.png]w = [0.5401,01 + B2 - P [ M‘;’i P..)]

G=1=p,




де [image: image2757.png]


- зведені швидкості води і нафти, м/с;[image: image2758.png]


, [image: image2759.png]


- відповідно поверхневий натяг води на межах нафта-вода, вода-газ, нафта-газ, мН/м.
Динамічна в'язкість водонафтової суміші крапельної структури приймається рівною ди​намічній в'язкості зовнішньої фази: для суміші В/Н - нафти, для суміші Н/В - води (вва​жається, що взаємодія між диспергованими краплями відсутня).
Густина водонафтової суміші [image: image2760.png]Lan



 емульсійної структури, кг/м3
[image: image2761.png]Pun =Pl = Bop) + Py




тобто приймається, що відсутнє відносне ковзання фаз внаслідок високого ступеня їх дис​персності [image: image2762.png]e =Bapiva=1-8,.




Динамічна в'язкість водонафтової суміші [image: image2763.png]Ha



, мПа ·с емульсійної структури відповідно типу В/Н і Н/В:
[image: image2764.png]14294, -
P nu.r—_ﬂ_ep—"‘, o = 110330 ~Fap) |




де [image: image2765.png]Par Hy



— динамічні в'язкості нафти і води, мПа-с; а — коефіцієнт (безрозмірний): а= 1 при А[image: image2766.png]


1 і а = А при А > 1; А - параметр, що враховує вплив швидкості зсуву на в'язкість (безрозмірний): А =(1+ 20[image: image2767.png]


) /[image: image2768.png]


; [image: image2769.png]d.
L
Wy =8



—швидкість зсуву водонафтової емульсії (суміші), с-1.
Густина газоводонафтової суміші, кг/м3
[image: image2770.png]Po=Pubu t Patts + PP




де[image: image2771.png]Pus Pa



визначаються залежно від структури і типу водонафтової суміші.
Для розрахунку газоводонафтового потоку рекомендуються розрахункові залежності Сахарова із співробітниками для газорідинних потоків. Вони одержані на основі промисло​вих даних при обводненості продукції від 0 до 100 % у широких межах зміни дебітів (1 — —800 м3/доб), питомої витрати газу (5 — 900 м3/м3), в'язкості рідини (1 — 2000 мПа-с) для кругових (діаметр труб 0,035 — 0,076 м) і кільцевих (0,062хО,І52м; 0,076x0,168 м; 0,076x0,232 м) каналів і довжин труб від 900 до 3600м.
9.4. Розрахунок розподілу тиску потоку газорідинної суміші у свердловині
При підіймальному русі газорідинних сумішей у свердловині (підйомних трубах) тиск і температура зменшуються, їх зміна супроводжується змінами параметрів газорідинної суміші (густини, в'язкості, газовмісту і т.д.) та відповідно складових рівняння руху. Задача полягає у визначенні тиску на викиді (гирлі) свердловини [image: image2772.png]


 при відомому вибійному тис​кові [image: image2773.png]


(чи тиску біля башмака підйомних труб [image: image2774.png]Py



) або навпаки. Під час розрахунків потоку однорідної рідини чи водонафтового потоку в'язкість і густину приймають рівними серед​ньоарифметичним значенням із величин при вибійних і гирлових умовах (тиск, температу​ра). При розрахунку газорідинного потоку такий підхід неприйнятний внаслідок великої похибки, тому обчислення зводяться до визначення втрат тиску [image: image2775.png]


 на окремих ділянках
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[image: image2776.png]


 на які розділяють всю довжину підйомних труб[image: image2777.png]


тобто до визначення проміжних зна​чень тиску вздовж підйомних труб. Таким чином,
[image: image2778.png]PP =

Apy,




звідки записуємо шуканий тиск
[image: image2779.png]



або

[image: image2780.png]n
n=pt Y B0,
isl




а сам розрахунок виконуємозалежно від мети відповідно за принципом "знизу вверх" чи "зверху вниз", де п =[image: image2781.png]L/



— число ділянок (кроків) зміни довжини. Чим більше п (менше [image: image2782.png]Al



), тим точніший розрахунок. Практика розрахунків показує, що достатня точність досягається при п = 10...15. Часто приймають [image: image2783.png]


= 0,1 р, де р - поточний тиск, Па. Мож​на приймати такі інтервали приросту тиску (за В.О.Сахаровим):
Р, МПа          <1           1-4                  4-16                 16-30              >30
[image: image2784.png]


 МПа          0,1           0.2                   0,8                      3                    6
Граничні умови - це тиск і температура біля башмака підйомних труб [image: image2785.png]gy, Ty



 або на викиді[image: image2786.png](pqy, T).



 Доцільніше розрахунок виконувати за кроками зміни тиску [image: image2787.png]


 і  обчислювати приріст довжини [image: image2788.png]


 між двома перерізами труб з тисками на кінцях [image: image2789.png]Pi-1



 та  [image: image2790.png]


 [image: image2791.png]


 , тобто,
[image: image2792.png]1
A= Bp




де  [image: image2793.png]


- градієнт тиску, який визначаємо за наведеними вище формулами.
Параметри суміші визначають при середньоарифметичному значенні тиску [image: image2794.png]g™ (P



 [image: image2795.png]


 /2 і температури  [image: image2796.png]


 < [image: image2797.png](T + T3



/2.
Температуру у будь-якій точці довжини підйомних труб можна визначити з різним сту​пенем наближення, ЇЇ можна прийняти, наприклад, або згідно з рівнянням геотерми, або за інтерполяційною формулою
[image: image2798.png]



Тисками [image: image2799.png]


 або [image: image2800.png]


 можна наближено задатись, а взаємозв'язок температур [image: image2801.png]Ty,



 і [image: image2802.png]


 пото​ку записати формулою
[image: image2803.png]Ty — Ty =gz,




де [image: image2804.png]p o 90034+ 0.9, cosa,

= g% GOy



 або [image: image2805.png]= Ty, — 213YH




—  середній   температурний градієнтпотоку [2,3], К/м; [image: image2806.png]


— пластова температура, К; Н — глибина свердловини, м; [image: image2807.png]


— зенітний кут нахилу свердловини, градуси; [image: image2808.png]


— дебіт рідини при стандартних умовах, м3/с;[image: image2809.png]


— відстань від викиду підйомних труб до точки з температурою[image: image2810.png]


або від
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точки з температурою [image: image2811.png]


 до точки з температурою [image: image2812.png]


 Зазначимо, що зміна температури мало впливає на результат розрахунку розподілу тиску.
Таким чином, маючи прирости довжин і тиску, можна збудувати криву розподілу тиску [image: image2813.png]p(z)



 вздовж підйомних труб.
9.5. Витікання рідин і газів через штуцер
Штуцер - регулюючий пристрій, що забезпечує дроселювання потоку внаслідок зміни площі прохідного перерізу. Нерегульований штуцер представляє собою діафрагму або ко​ротку втулку (насадку) з малим отвором. Регульований штуцер характеризується еквівалентним діаметром циліндричного отвору.
Об'ємна витрата рідини через отвори і насадки (довжина насадки становить звичайно три-чотири діаметри її отвору) в атмосферу або у простір, заповнений газом чи тією ж рідиною, описується формулою
[image: image2814.png]


 (9.37)
де[image: image2815.png]


— об'ємна витрата рідини, м'/с; [image: image2816.png]


— безрозмірний коефіцієнт витрати [image: image2817.png]


< 1);  е — безрозмірний коефіцієнт стиснення струменя; [image: image2818.png]


 — безрозмірний коефіцієнт швидкості витікання рідини;[image: image2819.png]


— площа поперечного перерізу отвору чи насадки, м2; [image: image2820.png]


— перепад тиску на отворі чи насадці (штуцері), Па;[image: image2821.png]


- густина рідини, кг/м3. Коефіцієнт[image: image2822.png]


залежить від чисел Рейнольдса, Фруда і Вебера. Нижче наведені значення коефіцієнтів[image: image2823.png]


,[image: image2824.png]


для різних насадок:
Тип  насадки                                                [image: image2825.png]


                     [image: image2826.png]


                  [image: image2827.png]



Круглий отвір                                                     0,64                  0,97                   0,62
Зовнішня циліндрична насадка                          1,0                   0,82                   0,82
Внутрішня циліндрична насадка                       1,0                  0,707                0,707
Конічна насадка (сопло)                                     1,0                   0,98                  0,98
Конічна насадка, що розходиться при              1,0               0,45-0,50        0,45-0,50
куті 5-7 °
Кононічна насадка, що сходиться при               0,98                   0,96                  0,94
куті 13º 24´
Із формули (9.37) можна визначити діаметр отвору штуцера
[image: image2828.png]



чи перепад тиску на штуцері
[image: image2829.png]Apyr = B p/ (2 wh) -




Об'ємна витрата газу при адіабатному (без теплообміну з зовнішнім середовищем) русі через штуцер описується видозміненою формулою Сен-Венана-Ванцеля
[image: image2830.png]) /1
T, | B o I/K_ 22 (x+1) K&
R e e D) 2 '




     (9.38)
де [image: image2831.png]


— об'ємна витрата газу при нормальних [image: image2832.png]


= 0,1 МПа; [image: image2833.png]


= 273 Ю чи стандартних [image: image2834.png]Py



 = 0,1 МПа; [image: image2835.png]


=293 К) умовах, м3/c; [image: image2836.png]


. температура на вході штуцера, К; [image: image2837.png]


- коефіцієнт витрати: для сопел лемніскатного профілю [image: image2838.png]


= 0,95 - 0.98, збільшуючись із ростом числа Рейнольдса та дещо зменшуючись з ростом [image: image2839.png]


(для конічних сопел при різних кутах ко-
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нусності значення μ може зменшуватись аж до 0,65); к - показник адіабати (мало залежить від зміни температури і молекулярної маси вуглеводневого газу, тому часто приймають к=,25);[image: image2840.png]


-універсальна мольна газова постійна,[image: image2841.png]


=8314,3 Дж/(кмоль• К);.[image: image2842.png]


—молярна маса газу, кг/кмоль. 
Застосування формули (9.38) обмежене критичним відношенням тисків
[image: image2843.png](erm) = e+ 1YY,




при якому швидкість потоку досягає швидкості звуку, а витрата газу стає найбільшою, тобто формула справедлива при [image: image2844.png]P/ By



>[image: image2845.png](P2 Py)p-



 При [image: image2846.png]


 [image: image2847.png](P2 Po)ep



 у формулі (9.38) треба [image: image2848.png]D1/ by



 замінити на [image: image2849.png]{D2/P1)ep



, тобто прийняти [image: image2850.png]Py By



=[image: image2851.png](P2 P



,  тоді найбільша витрата газу
[image: image2852.png]



Для визначення діаметра штуцера, м, ці формули запишемо
[image: image2853.png]4000, .
Ay =) . &W_ X (xﬁj/x]
TR T 71| o

2t



 (9.39)
[image: image2854.png]= 40oPs
o 1 IRGRLGHE
T K[K 2 l)



 (9.40)
За формулою (9.40) визначаємо діаметр штуцера, при якому забезпечується критичне витікання газу з заданою витратою [image: image2855.png]Q-



 Тиск на виході [image: image2856.png]


 при критичному витіканні
[image: image2857.png]2 (KD
n=n(pm) =0 {m) .




Двофазний потік рідини і газу розрахуємо за наступними наближеними формулами: формула Джілберта
[image: image2858.png]uG5
g

dgy

py = 3,59-10¢



 (9.41)
де [image: image2859.png]


— об'ємна витрата нафти при стандартних умовах, м3/добу;[image: image2860.png]


- газовий фактор при стандартних умовах, м3/м3; [image: image2861.png]


— діаметр штуцера, мм. Формула справедлива при [image: image2862.png]


 0,59;[image: image2863.png]Py Py



- тиск перед і після штуцера, Па;
формула Газієва
[image: image2864.png]


 = 0,27-10-3[image: image2865.png]Par Yo Pro P2 701



,                               (9.42)
де [image: image2866.png]


- діаметр штуцера, мм; [image: image2867.png]


- дослідний коефіцієнт, що залежить від величини га​зового фактора (приймається [image: image2868.png]Pt



- 1...1.2); [image: image2869.png]


 - дебіт газу, м3/добу; [image: image2870.png]


- густина газу, кг/м3; [image: image2871.png]


- тиск до і після штуцера, Па.
формула Роса-Поетмана-Бека
[image: image2872.png]051643, (R, + 0,766)
Q= = 73R, + 03663 V(1 + 0.3



 (9.43)
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[image: image2873.png]_ PG = Gypr)Ty
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[image: image2874.png]" Pt



[image: image2875.png]


[image: image2876.png]e Pum
Put + Ripy




[image: image2877.png]



де [image: image2878.png]


~ об'ємна витрата нафти при стандартних умовах, м3/с; [image: image2879.png]


- масовий фактор, кг/м3; [image: image2880.png]‘ut



— частка нафти у потоці (безрозмірна);  [image: image2881.png]Vy



— питомий об'єм нафти перед шту​цером, м^кг; [image: image2882.png]P Ty



- тиск і температура перед штуцером, Па, К; [image: image2883.png]


- тиск і темпера​тура при стандартних умовах, Па, К, (прийнято[image: image2884.png]


- 303 К); [image: image2885.png]G, G,



— газовий і водний фактори при стандартних умовах, м3/м3; [image: image2886.png]vl



— газонасиченість нафти при умовах перед штуцером, м3/м3; [image: image2887.png]Pror Pror Paa



- густина нафти, газу, води при стандартних умовах, кг/м3; [image: image2888.png]Pul, P11



- густина нафти і газу перед штуцером, кг/м3; [image: image2889.png]Zy



- коефіцієнт надстисли-вості газу перед штуцером;
емпірична формула для потоку води і газу
[image: image2890.png]39 1V s
Ny = 0,263 N7 303 (ﬁ) N



 (9.44)
[image: image2891.png]New = 0 Vo3i87c%; Np = pot /s




[image: image2892.png]Noy = V17p,80;




[image: image2893.png]R, = 2o3UC — Gor)Ts
1= Tnpl S




[image: image2894.png]dyVpag7o ,




де [image: image2895.png]N Npo N Ny



- безрозмірні параметри (критерії), які враховують відповідно витрату води, густину (масу), тиск перед штуцером і діаметр штуцера; [image: image2896.png]


— витрата води, мЗ/с; [image: image2897.png]Puarr Pos



— густина води і газу перед штуцером, кг/м3; [image: image2898.png]Por Ty



- тиск і температура при стандартних умовах, Па, К; [image: image2899.png]n Ty



— тиск і температура перед штуцером, Па, К; [image: image2900.png]


 [image: image2901.png]


 — газовий фактор і газонасиченість води, м3/м3.
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Глава 10
Фонтанна експлуатація нафтових свердловин і їх об ладнання
10.1. Обладнання фонтанних свердловин
Явище підйому рідини у свердловині з вибою на поверхню під дією пластової енергії на​зивають фонтануванням свердловини, а спосіб експлуатації - фонтанним.
Обладнання фонтанних свердловин включає наземне (гирлове) і свердловинне (підземне) обладнання.
До наземного обладнання відносять фонтанну арматуру, яку встановлюють на колонну головку фонтанної нафтової і газової свердловини, та маніфольд.
Фонтанні арматури виготовляють (ГОСТ 13846-84) за шістьма схемами (рис. 10.1). їх розрізняють за конструктивними та міцнішими ознаками. Ці ознаки включають у шифр
[image: image2902.png]o -
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Рис. 10.1 Схеми фонтанної арматури трійникового і хрестового типів:
1-манометр; 2-запірний пристрій до манометра: 3-фланець під манометр; 5-трійник або хрестовик; 6-дросель; 7-перехідник трубної головки; 8-вІдповідний фланець; 9- трубна головка
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фонтанної арматури таким чином [3]: АФ.[image: image2903.png]


—.[image: image2904.png]


, де АФ - арматура фонтанна;[image: image2905.png]X,



— конструктивне виконання; підвіска НКТ на різьбі перевідника - К; підвіска НКТ на муфті - не позначається; для свердловин, обладнаних електровідцентровими насосами -Э;[image: image2906.png]X;



- номер схеми монтажу трійникового і хрестового типів за ГОСТ 13846-84; при дво​рядній колоні НКТ додається буква "а";[image: image2907.png]


— спосіб керування запірними пристроями: ручний - не позначається; автоматичний - А; дистанційний і автоматичний - В;[image: image2908.png]


— умо​вний прохід стовбура (50, 65, 80,100 і 150 мм); через дріб вказується умовний прохід боко​вого відводу (50, 65, 80 і 100 мм) при незбіганні розмірів;[image: image2909.png]


- робочий тиск, МПа (7,14, 21, 35, 70 і 105 МПа);[image: image2910.png]Xs



— кліматичне виконання: для помірної кліматичної зони - не позна​чається; для холодної кліматичної зони - ХЛ;.[image: image2911.png]


— виконання за корозійною стійкістю для помірної кліматичної зони: К1 - для середовищ, що містять СО2 до 6 %; К2 - те ж, H2S і СО2 до 6 % кожного; КЗ - те ж, H2S і СО2 до 25 % кожного; К2И - для арматури, виготовленої із малолегованої і маловуглецевої сталі з використанням інгібітора у свердловині. Наприклад, АФК6 5-100x210 К2 - арматура фонтанна (АФ) з підвіскою на різьбі перевідника К за схе​мою 6, (хрестового типу з однорядною колоною НКТ), з дистанційним і автоматичним ке​руванням засувок В, умовним проходом стовбура і бокових відводів 100 мм, розрахована на робочий тиск 21 МПа для помірної кліматичної зони і корозійного середовища К2. Характеристики фонтанних арматур наведені у табл. 10.1-10.3 (ГОСТ 13846-84).
Таблиця 10.1                                              Таблиця 10.2
	Стовбурова частина ялинку
	Умовний прохщ бо​кових відводів
	Робочий тиск, МПа

	
	Шифр арматури

	Габарити* з пробковими 
кранами, м

	Маса армату​рну раному стані, кг


	умов-ний прохід, мм
	номіналь​ний діаметр, мм
	ялинки, мм
	трубної головки, мм
	
	
	
	дов-жина


	ви-сота


	

	50
	52
	50
	50
	14; 21; 35; 70;
	
	АФК 1-65x14
	1710
	1750
	660

	65
	65
	50; 65
	50; 65
	105; 140
	
	АФК1-65ХІ4
	1300
	1755
	660

	80
	80
	50; 65
	50; 65
	14; 21; 35; 70; 105
	
	АФК13-65x14
	1350
	1765
	625

	100
	104
	65; 80; 100
	65
	21; 35; 70
	
	АФК1Э-5Х14 
АФК 3-65x14
	945 
1710
	1810 2445
	625 870

	
	
	
	
	
	
	АФК 3-65x14
	1300
	2465
	870

	150
	152
	100
	65
	21
	
	АФК 5-65x14
	1720
	1770
	762

	
	
	
	
	
	
	АФК 5-65x14
	1300
	1755
	762


* Ширина арматури 430 мм 

Таблиця 10.3
	Шифр арматури

	Габарити арматури із пря-мотечійними засувками, мм
	Маса армату-ри у зібрано​му  тані, кг,  
	Шифр арматури

	Габарити арматури із пря-мотечійними засувками, мм
	Маса арматури у зібрано​му стані, кг

	
	дов-жи​на
	ши-ри​на
	ви-сота
	
	
	довжи​на
	шири​на
	висота
	

	АФК 1-65х21 
АФК 2-65x21
	1360 1360
	790 790
	1560 1920
	807
 880
	АФ68-80/65x35К2 

АФК 6-100x21 ХП
	2315 3570
	1180 1120
	2755 3120
	2537 
2926
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	АФК 3-65x21
	1360
	790
	2050
	1023
	АФК6В-100х21К2И
	3570
	1120
	3120
	2926

	АФКЗа-65х21
	1360
	790
	2545
	1287
	АФК6-100х35ХЛ
	3540
	1130
	2945
	3645

	АФК 1-65x35
	1350
	760
	1875
	1060
	АФК6-100х35К1
	3540
	1130
	2945
	3645

	АФК 3-65x35
	1350
	760
	2585
	1322
	АФК6В-100х35К2
	3540
	1400
	2945
	4955

	АФК За-65х35
	1350
	760
	3135
	1670
	АФК 6В-100х35К2И
	3540
	1400
	2945
	4955

	АФК 6-80/65х35ХЛ
	2510
	885
	2620
	1810
	АФК 6-150/100x2 1ХЛ
	3650
	1485
	2900
	3555


Фонтанну арматуру можна монтувати на гирлі свердловини автомобільними кранами, а також за допомогою підйомних механізмів.
У процесі експлуатації арматури з прямотечійними засувками періодично змащують підшипники жировим солідолом, а у корпус засувки через штуцер у днище нагнітають ущільнююче мастило ЛЗ-162 або "Арматол-238".
При необхідності фонтанну арматуру комплектують станцією керування арматурою СУАП-2, яка забезпечує дистанційне (у пневматичному режимі чи з центрального пункту управління) керування стовбуровими і боковими засувками, а також автоматичне закриття бокових засувок - відсікачів при аварійних ситуаціях.
Маніфольд призначений для обв'язування фонтанної арматури з викидною лінією (шлейфом), яка подає продукцію на групову вимірну установку. Він забезпечує обв'язку двох струн з шлейфом, струн з затрубним простором, струн і затрубного простору з факелом і т.д.
До підземного обладнання відносяться насосно-компресорні труби, що використовують при всіх способах експлуатації, їх ще називають фонтанними, компресорними, насосними, підйомними або ліфтовими. У ГОСТ 633-80 (табл. 10.4) передбачено виготовлення чотирьох типів стальних безшовних насосно-компресорних труб (НКТ): гладких; з потовщеними кінцями - В; гладких високогерметичних НКМ і безмуфтових з потовщеними кінцями - НКБ (труби перших трьох типів з'єднують за допомогою муфт). На кінці кожної труби наносять маркірування (характеристику). Труби всіх типів виконання А виготовляють довжиною 10м, а виконання Б - двох груп довжин: 1 -ша група - від 5,5 до 8,5м; 2-га - вище 8,5 до 10м.
При експлуатації фонтанних свердловин знаходять застосування комплекси обладнан​ня для попередження відкритих фонтанів (типу КУСА і КОУК) та автоматичні клапани -відсікані, які герметизують стовбур свердловини в аварійних ситуаціях.
Таблиця 10.4
	Умовний
діаметр труби, мм
 
	Зовні-ній
діаметр, мм
 
	Товщина
СТІНКИ, ММ
 
	Внут-ріш-
ній діа-метр, мм
 
	Зовнішній
діаметр по​товще​ної частини
труби ,мм 
	Зовнішній
діаметр муфти, мм
 
	Маса, кг

	
	
	
	
	
	
	1 м гладкої труби

	збільшення маси труби за рахунок
потовщення кінців
	муфти


	Труби гладкі і муфти до них

	33
	33,4
	3,5
	26,4
	-
	42,2
	2,6
	-
	0,4

	42
	42,2
	3,5
	35,2
	-
	52,2
	3,3
	-
	0,6

	48
	48,3
	4
	40,3
	-
	55,9
	4,4
	-
	0,5

	60
	60,3
	5
	50,3
	-
	73,0
	6,8.
	-
	1,3
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	Умовний діаметр труби, мм

	Зовні-ній діаметр, мм

	Товщи-на стінки, мм

	Внут-ріш​ній діаметр, мм

	Зовні-ній діаметр по​товще​ної частини труби, мм

	Зовні-ній діаметр муфти, мм

	Маса, кг

	
	
	
	
	
	
	1 м гладкої труби
	збільшення маси труби за рахунок потовщення кінців
	муфти

	73
	73
	5,5
	62,0
	_
	88,9
	9,2
	-
	2,4

	
	
	7
	59,0
	-
	88,9
	11,4
	-
	2,4

	89
	88,9
	6,5
	75,9
	
	108
	13,2
	-
	3,6

	102
	101,6
	6,5
	88,6
	-
	120,6
	15,2
	-
	4,5

	114
	114,3
	7
	100,3
	-
	132,1
	18,5
	-
	5,1

	Труби з потовщеними кінцями і муфти до них В

	27
	26,7
	3
	20,7
	33,4
	42,2
	1,8
	0,1
	0,4

	33
	33,4
	3,5
	26,4
	37,3
	48,3
	2,6
	0,1
	0,5

	42
	42,2
	3,5
	35,2
	46
	55,9
	3,3
	0,2
	0,7

	48
	48,3
	4
	40,3
	53,2
	63,5
	4,4
	0,4
	0,8

	60
	60,3
	5
	50,3
	65,9
	77,8
	6,8
	0,7
	1,5

	73
	73
	5,5
	62,0
	78,6
	93,2
	9,2
	0,9
	2,8

	
	
	7
	59,0
	78,6
	93,2
	11,4
	0,9
	2,8

	89
	88,9
	6,5
	75,9
	95,2
	114,3
	13,2
	1,3
	4,2

	
	
	8
	72,9
	95,2
	114,3
	16
	1,3
	4,2

	102
	101,6
	6,5
	88,6
	108
	127
	15,2
	1,4
	5,0

	114
	114,3
	7
	100,3
	120,6
	141,3
	18,5
	1,6
	6,3

	Труби гладкі високогерметичні і муфти до них НКМ

	60
	60,3
	5
	50,3
	-
	73
	6,8
	-
	1,8

	73
	73
	5,5
	62
	-
	88,9
	9,2
	-
	2,5

	
	
	7
	59
	-
	88,9
	11,4
	-
	' 2,5

	89
	88,9
	6,5
	75,9
	-
	108
	13,2
	-
	4,1

	
	
	8
	72,9
	-
	108
	16
	-
	4,1

	102
	101,6
	6,5
	88,6
	-
	120,6
	15,2
	-
	5,1

	114
	114,3
	7
	100,3
	-
	132,1
	18,5
	-
	7,4

	Труби безмуфтові з потовщеними кінцями НКБ
	

	60
	60,3
	5
	50,3
	71
	-
	6,8
	1,8
	-

	73
	73
	5,5
	62
	84
	-
	9,2
	2,2
	-

	
	
	7
	59
	86
	-
	11,4
	2,6
	-

	89
	88,9
	6,5
	75,9
	102
	-
	13,2
	3,2
	-

	
	
	8
	72,9
	104
	.
	16
	3,7
	-

	102
	101,6
	6,5
	88,6
	116
	-
	15,2
	4
	-

	114
	114,3
	7
	100,3
	130
	-
	18,5
	4,8
	-


10.2. Умови фонтанування і типи фонтанних свердловин
Фонтанування можливе за рахунок гідростатичного напору і енергії газу, що виділяється із нафти. Розрізняють три типи фонтанних свердловин і відповідно три види фонтанування (рис. 10.2): 1 - артезіанське фонтанування ([image: image2912.png]Ps



>[image: image2913.png]Pu



; [image: image2914.png]


); 2 – газліфт не фонтанування з початком виділення газу в стовбурі свердловини ([image: image2915.png]Pa = Pq



; [image: image2916.png]


<[image: image2917.png]Pa



); 3 -
327
газліфтне фонтанування з початком виділення газу в пласті ([image: image2918.png]Dy



<[image: image2919.png]P



; [image: image2920.png]


<[image: image2921.png]Py



), де[image: image2922.png]Dy



 вибійний тиск у свердловині, Па; [image: image2923.png]Py



— тиск насичення нафти газом, Па; [image: image2924.png]


- гирловий тиск (на викиді свердловини), Па; [image: image2925.png]Paarp



- затрубний тиск, Па.
Умова артезіанського фонтанування записується із рівняння балансу діючих тисків у вигляді:
[image: image2926.png]Lz Hpg+Ap +p;.



 (10.1)
де Н - глибина свердловини по вертикалі (приймається звичайно до рівня середини інтервалу перфорації, тобто середини продуктивного пласта), м; [image: image2927.png]


=[image: image2928.png]


/2 - середня густина рідини у свердловині, кг/м3; [image: image2929.png]


- густина рідини відповідно в умовах вибою і гирла, кг/м3;[image: image2930.png]


 — прискорення вільного падіння, м/с2; [image: image2931.png]


 — втрати тиску на гідравлічний опір, Па; [image: image2932.png]


— гирловий тиск, Па. З урахуванням викривлення свердловини
[image: image2933.png]H = H'cos a,



 або Я =[image: image2934.png]n
3, Hy'tosay;
=



     (10.2)
де [image: image2935.png]


- відстань від гирла до вибою вздовж осі похилої свердловини, м;[image: image2936.png]


— середній зенітний кут нахилу свердловини (або кут відхилення осі свердловини від вертикалі), рад.; [image: image2937.png]


- зенітний кут на ділянці стовбуру свердловини довжиною [image: image2938.png]H'|



, рад.; п — число ділянок різного нахилу свердловини (в подальшому розглядаються вертикальні свердлови​ни, а нахил їх легко врахувати подібним чином).
Фонтанні свердловини другого і третього типів представляють собою газорідинний підйомник, коли газ не вводиться з поверхні, а виділяється із нафти. Тоді умова газліфтного фонтанування записується:
[image: image2939.png]Gy Z Ry




[image: image2940.png]



Рис. 10.2. Фонтанні свердловини:
а-артезіанська; 6-газліфтна з початком виділення газу у свердловині; e-газліфтна з початком виділення газу у пласті; 1-підйомні (фонтанні) труби: 2-експлуатаційна (обсадна) колона; /.-довжина підйомних труб; Я-глибина свердловини
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де  [image: image2941.png]hat o}

- ”o]](l -n)



— ефективний газовий фактор (середній по довжині підйомних труб), м3/!*3;[image: image2942.png]


— пластовий газовий фактор (або кількість газу, який виділяється із нафти при зниженні тиску до атмосферного [image: image2943.png]Py



 з розрахунку на одини​цю об'ємної витрати нафти), м'/м3; [image: image2944.png]


 — коефіцієнт розчинення газу в нафті, м3/ (м3 • Па); [image: image2945.png]PPy By



- відповідно тиск біля башмака підйомних труб, гирловий і атмос​ферний, Па; [image: image2946.png]


— об'ємна частка води у продукції свердловини (об'ємна обводненість продукції); [image: image2947.png]


— питома витрата газу в газорідинному підйомнику, причому залежно від умов фонтанування приймається при оптимальному (найбільш доцільно) чи максималь​ному режимах роботи, м3/м3.
10.3. Мінімальний вибійний тиск фонтанування свердловини
Мінімальний вибійний тиск фонтанування - це найменший тиск, при якому ще можли​ве фонтанування. Він визначається із умов фонтанування.
Стосовно до артезіанського фонтанування для його визначення вибійний тиск [image: image2948.png]


 пред​ставляють із рівняння припливу рідини у свердловину (рівняння індикаторної лінії). На​приклад, із параболічного рівняння припливу [image: image2949.png]


=[image: image2950.png]


 маємо
[image: image2951.png]


 (10.3)
тоді записуємо умову (10.1) у вигляді рівності
[image: image2952.png]Ve
Poa = (‘E] =Hpg+ bp +



 (10.4)
або у функціональному вигляді з врахуванням залежності [image: image2953.png]


 від Q M(Q) =[image: image2954.png]


, де Q — об'ємний дебіт свердловини, м3/с;[image: image2955.png]


—, коефіцієнт пропорціональності (коефіцієнт про​дуктивності свердловини при п=1), м3/(с·Пап); п — показник режиму фільтрації (1[image: image2956.png]=nz



0,5);[image: image2957.png]Pon



—пластовий тиск, Па. Втрати тиску на гідравлічне тертя [image: image2958.png]


 визначаються за формулою Дарсі-Вейсбаха з врахуванням діаметра і довжини труб, по яких ру​хається рідина у свердловині. Тиск[image: image2959.png]


тут і далі визначається із умови нафтогазозбору на промислі.
Розв'язуючи останню рівність методом послідовних наближень (ітерацій) або графоа​налітичним методом (рис. 10.3, а), знаходимо дебіт Q і за формулою (10.3) мінімальний вибійний тиск фонтанування [image: image2960.png]


 Із рис. 10.3.а видно, що фонтанування можливе при [image: image2961.png]Pnx ZPs 2 Py min-



 Найбільший дебіт при артезіанському фонтануванні може бути при  [image: image2962.png]


, [image: image2963.png]



Для визначення мінімального вибійного тиску при газліфтному фонтануванні з умови фонтанування розраховуємо довжину підйомних труб за формулою
[image: image2964.png], 14.82,Gogt™po P
L=0.5[z_+ xz+Tmh.



 (10.5)
де [image: image2965.png]


=[image: image2966.png]


— діаметр підйомних труб, м.
Якщо одержуємо[image: image2967.png]L=sH



, то мінімальний вибійний тиск газліфтного фонтанування  (другий тип свердловини)
[image: image2968.png]Poaiin = Pa + (H — L) pg.



 (10.6)
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Рис. 10.3. Графічна інтерпретація умов артезіанского (а)
і газліфтного (б) фонтанування (штриховкою показані
області можливого фонтанування)
Якщо одержуємо L > Н, то маємо свердловину третього типу. Тоді приймаємо [image: image2970.png]


, а мінімальний  вибійний тиск [image: image2971.png]P min



 визначаємо із трансцендентного рівняння графоаналітичним методом (рис. 10.3, б):
[image: image2972.png]0,282 Zpg — (#x )l
[c,.- a [w++p, _ pﬂ)](,_ = Lm,
Py g~ P2)Pa I




 (10.7)
Підкреслимо, що в силу нерозривності потоку тривале фонтанування можливе за умови узгодженої спільної роботи пласта і підйомника, тобто за умови рівності витрат рідини, яка припливає із пласта [image: image2973.png]


 і яка піднімається у стовбурі свердловини[image: image2974.png]


: [image: image2975.png]


 =  [image: image2976.png]


=Q
	[image: image2977.png]o5




Рис. 10.4. Графік спільної роботи пласта і підйомника при газліфтному фонтануванні



Спільна їх робота узгоджується через  [image: image2978.png]


  що    видно    при    ар-тезіанському фонтануванні з рівняння (10.1). Графік спільної ро​боти пласта і фонтанної свердловини при газліфтному фонтануванні пока​зано на рис. 10.4. Точки перетину ліній [image: image2979.png]0. .(8,)



і[image: image2980.png]


 характеризують спільну узгоджену роботу пласта і підйомника; у решті випадків має місце          неузгоджена          робота
[image: image2981.png]


 або [image: image2982.png]o < L)



  Причому точці Н відповідає нестійка ро​бота, оскільки найменші коливання приводять до зриву фонтанування (точка 3) або переходу роботи в точ​ку С - точку стійкої спільної узгодже​ної роботи пласта і підйомника. Це легко зрозуміти, пов'язавши зміну [image: image2983.png]Pa



 зі зміною рівня рідини у свердловині, наприклад, для
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свердловини другого типу (при [image: image2984.png]Cnx



>[image: image2985.png]


нагромаджується рідина у свердловині та зростає [image: image2986.png]


 а при [image: image2987.png]


<[image: image2988.png]


— навпаки зменшується [image: image2989.png]P



). Тривале газліфтне фонтанування можли​ве тільки при одному цілком визначеному тискові [image: image2990.png]


  За зміни [image: image2991.png]


-точка С буде пе​реміщатися вздовж індикаторної лінії [image: image2992.png]


, а при деякому їх співвідношенні криві [image: image2993.png]


 і [image: image2994.png]


 можуть не перетинатися, тоді фонтанування не відбуватиметься (можливі положення кривої ліфтування на рис. 10.4 показані пунктирною лінією).
При зниженні вибійного тиску нижче [image: image2995.png]Dp min



 фонтанування зривається, а отже на момент зриву фонтанування дебіт [image: image2996.png]


> 0 (цей дебіт відповідає [image: image2997.png]


).
10.4. Розрахунок фонтанної експлуатації за методикою Крилова та із використанням кривих розподілу тиску вздовж ліфта
Фонтанний підйомник проектують на весь період фонтанування. Суть мето-дики Кри​лова полягає в тому, що розраховують підйомник для кінцевих умов фон-танування при оп​тимальному режимі, а після цього перевіряють на пропускну зда-тність для початкових умов при максимальному режимі. Звичайно, розрахунку під-лягають [image: image2998.png]L, Py ain



 і d. Решту величин задають або визначають із інших міркувань, наприклад, обводненість доцільно обгрунтува​ти техніко-економічними розрахунками.
Стосовно свердловин першого типу розміри L, d підйомних труб задають із техно​логічних міркувань (невелика довжина, максимально можливий діаметр при заданому діаметрі експлуатаційної колони) для забезпечення різних промивань у свердловині, заміни рідин при освоєнні й глушінні та інших технологічних операцій, зменшення корозії експлу​атаційної колони і т.ін. У всіх випадках, коли у продукції є пісок (пісочні свердловини), труби спускають до нижніх отворів перфорації (фільтру), а якщо парафін - до глибини ви​падання парафіну.
Допустимий мінімальний зазор між внутрішньою стінкою обсадної колони і зовнішньою стінкою муфти підйомних труб становить 12-15 мм. Це означає, що максимальний діаметр насосно-компресорних труб не повинен перевищувати при 146 -міліметровій експлуа​таційній колоні 73 мм, при 168-міліметровій — 89 мм і при 194 -міліметровій — 114 мм (взято за умовними діаметрами обсадних і насосно-компресорних труб).
Гранична глибина спуску НКТ у фонтанну свердловину залежно від діаметра і групи міцності (сталь марки Д, Е, К, Л, М, Р) становить 1780 — 5500 м.
Граничну допустиму глибину спуску однорозмірної колони труб у фонтанну свердлови​ну визначають із розрахунку на дію власної ваги залежно від типу труб за формулою
[image: image2999.png]Bl verd



                                                                                                                                                                                       [image: image3000.png]= Cw
" kgpe "



                              (10.8)
де[image: image3001.png]


— відповідно розтягуюче навантаження, при якому напруження у тілі
рівноміцної труби досягає межі текучості, і зрушуюче навантаження різьбового з'єднання нерівноміцної (гладкої) труби, Н (табл. 10.5);[image: image3002.png]


— коефіцієнт запасу міц-ності (звичайно приймається рівним 1,5);[image: image3003.png]


— маса 1 м труб, кг;[image: image3004.png]


— прискорення вільного падіння, м/с2.
Із умови артезіанського фонтанування (10.4) знайдемо дебіт свердловини [image: image3005.png]


і за рівнянням індикаторної лінії (10.3) відповідний йому вибійний тиск [image: image3006.png]


 Параметри рідини приймають при середніх значеннях тиску і температури у свердловині. Тиски за-трубний [image: image3007.png]


 і біля башмака НКТ [image: image3008.png]Py



 пов'язані рівнянням (9.1).
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Таблиця 10.5
	Параметри насосно-комп​ресорних труб
	Група
МІЦНОСТІ
	Умовний діаметр, мм

	
	
	48
	60
	73
	89
	102
	114

	 
	Д
	208
	324
	435(541)
	627(758)
	724
	880

	 
	К
	273
	426
	573(712)
	825(998)
	953
	1158

	Gтах, кН 
	Е
	307
	479
	644(801)
	928(1122)
	1071
	1302

	 
	Л
	364
	568
	763(949)
	1099(1229)
	1269
	1542

	 
	М
	422
	658
	884(1100)
	1274(1549)
	1471
	1787

	 
	Р
	518
	807
	1084(1349)
	1563(1890)
	1805
	2193

	 
	Д
	117
	204
	289(395)
	437(568)
	450
	556

	 
	К
	154
	268
	380(519)
	575(748)
	592
	732

	G3p, KH 
	Е
	173
	302
	427(584)
	646(840)
	665
	832

	 
	Л
	205
	358
	506(692)
	766(996)
	788
	975

	 
	М
	238
	415
	587(803)
	887(1153)
	913
	1129

	 
	Р
	292
	508
	720(9*5)
	1089(1416)
	1121
	1386

	Площа поперечного перерізу тіла труби, см2 
	-
	5,57
	8,68
	11,66
(14,51)
	16,81 (20,32)
	19,41
	23,58

	Площа поперечного перерізу прохідного каналу, см 
	- 
	12,75 
	19,86 
	30,18 (27,33) 
	45,22 (41,71) 
	61,62 
	78,97 


Примітка.У дужках вказані параметри для товстостінних труб.
Стосовно свердловин 2-го і 3-го типів з використанням умови газліфтного фонтанування визначають глибину L спуску труб за формулами (10.5) і відповідно [image: image3009.png]Px min'



 При цьому діаметром підйомних труб спочатку задаються залежно від дебіту Q (при [image: image3010.png]Py ™=



6 МПа):
Q. т / добу      10-20                 20-50                50-100              100-200                >200
d, mm (умовний)  43                   60                      73                      89                    102
Звичайно приймають умовний діаметр 73 мм, оскільки діаметр мало впливає на резуль​тат розрахунку L і [image: image3011.png]Py o




Діаметр НКТ для свердловин 2-го і 3-го типів розраховують із формули про-дуктивності Крилева (9.19) при оптимальному режимі для кінця фонтанування, м
[image: image3012.png]Lpg kP8
d = o,ml/ 3 /———E.
* n—p Y Leg-(m—p)



 (10.9)
де [image: image3013.png]


— дебіт кінця фонтанування (приймають за проектом розробки покладу), м3/с.
Якщо обчислений діаметр труб не дорівнює стандартному, то приймають ближчий мен​ший стандартний діаметр, що забезпечить роботу фонтанного підйомника між режимами [image: image3014.png]


 і [image: image3015.png]


 (див. рис. 9.2) або використовують ступінчасту колону труб:
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[image: image3016.png]dy —dy
=4-4,

I3 L h=L-bh



 (10.10)
де[image: image3017.png]


— довжина нижньої і верхньої секцій НКТ відповідно меншого[image: image3018.png]


 і більшого [image: image3019.png]


 стандартних діаметрів, м.
Потім перевіряють підйомник на пропускну здатність при максимальному режимі для початкових умов фонтування. Для цього із умови газліфтного фонтанування при макси​мальному режимі графоаналітично чи методом ітерацій знаходять невідомий гирловий тиск [image: image3020.png]


 на початку фонтанування:
[image: image3021.png]Gep 2 Ry maxs




або
[image: image3022.png]0,282 (Ipg

pn]](r— m)=

Xy = 2)B0 I

o’
(]



 (10.11)
де приймають [image: image3023.png]


 чи [image: image3024.png]Dy = Py



 відповідно для свердловин 2-го і 3-го типів, а обводненість, звичайно,[image: image3025.png]


= 0.
За формулою (9.18) обчислюють максимальну продуктивність підйомника [image: image3026.png]Qo



 для умов початку фонтанування.
Якщо[image: image3027.png]


де[image: image3028.png]


— початковий дебіт свердловини (відомий із проекту розробки) , то приймають кінцево труби діаметром [image: image3029.png]


, який задовільняє кінцевим і початковим умовам фонтанування.
Якщо[image: image3030.png]


< [image: image3031.png]


, виконують перерахунок діаметра на початкові умови фонтанування із формули максимальної продуктивності Крилова (9.18), в якій приймають[image: image3032.png]Onm = ooy



:
[image: image3033.png]Lpg
dnon = 0263, pl—_"’p;]’ [ Quon



 (10.12)
Обчислений діаметр [image: image3034.png]


 може не збігатись із стандартним діаметром, тоді приймають ближчий більший стандартний діаметр, що забезпечить роботу підйомника між режимами [image: image3035.png]


 і [image: image3036.png]Qonr



(  або аналогічно ступінчасту колону труб.
Діаметр[image: image3037.png]


 може бути більшим максимально можливого діаметра труб, які можна спустити у дану експлуатаційну колону, тоді приймають діаметр труб максимально можли​вим для заданої експлуатаційної колони, чим обмежується дебіт свердловини, або вирішують питання можливості експлуатації свердловини (відбору нафти) по трубах і за-трубному простору (наприклад.відсутнє відкладання парафіну на стінках свердловини). Останній випадок трапляється дуже рідко; розрахунок виконується аналогічно, а особли​вості обчислення еквівалентного діаметру труб при цьому стосовно газліфтної експлуатації наведені у гл.ІІ.
Якщо діаметром і глибиною спуску труб чи вибійним тиском задаються з інших міркувань (винесення із пласта піску; [image: image3038.png]), = 0,70p,




; конусоутворення підошовної води чи верхнього газу і таке інше), то з використанням цих же формул за цього ж принципу визна​чають інші параметри, наприклад обводненість.
Тиски затрубний [image: image3039.png]


 і біля башмака труб [image: image3040.png]


 зв'язані між собою формулами (9.1) для свердловин другого типу і (9.3) — для свердловин третього типу.
При розрахунку фонтанної експлуатації з використанням кривих розподілу тиску вздовж ліфта аналогічно виходять із того, що дебіт Q і рівняння припливу (чи індикаторна лінія) відомі. Може вивчатися один випадок заданого дебіту Q чи вся область можливих і
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          Рис. 10.5. Криві розподілу тиску р вздовж стовбура (а) і узгодження (б, в) роботи пласта Q([image: image3042.png]


) з роботою фонтанного підйомника [image: image3043.png]18



([image: image3044.png]


)  при різних характеристиках залежності [image: image3045.png]



неможливих умов фонтанування. Ця методика використовується для розрахунку газліфтного фонтанування.
У загальному випадку задаються рядом значень вибійного тиску[image: image3046.png]Do



<[image: image3047.png]Pnn



. Для прийня​тих значень[image: image3048.png]P



шукають відповідні значення Q за рівнянням припливу чи індикаторною лінією. Залежно від знайдених значень Q задаються одним діаметром НКТ. Приймають, що підйомні труби повинні бути спущені на глибину початку виділення газу (свердловини 2-го типу) або до верхніх отворів фільтра (свердловини 3-го типу). Якщо наявні ускладнюючі чинники (винесення піску, відкладання парафіну у свердловині та інше), то їх необхідно враховувати при виборі глибини спуску труб, яка конкретно встановлюється при побудові кривої розподілу тиску.
Дальше розраховують за однією із методик (див. гл. 9) криву розподілу тиску[image: image3049.png]KNz)



для кожного дебіту Q згідно з принципом "знизу вверх", починаючи від точки вибою з відомим тиском[image: image3050.png]


, відповідним прийнятому Q, і визначають гирловий тиск[image: image3051.png]


(рис. 10.5). При цьо​му можливі такі випадки:
1.[image: image3052.png]Dy =Dy



— труби опущені до вибою, зокрема: а —[image: image3053.png]


- у НКТ рухається га​зорідинна суміш; б —[image: image3054.png]£y



>[image: image3055.png]Py



- у НКТ переміщується негазована рідина від[image: image3056.png]


. до[image: image3057.png]Pu



і вище - газорідинна суміш;
2. [image: image3058.png]


<[image: image3059.png]


- башмак НКТ встановлений вище вибою на відстані [image: image3060.png]


= Н — h/2 — L, де Н— глибина свердловини до рівня середини інтервалу перфорації, м; Л — довжина інтервалу перфорації, м; L — глибина спуску труб, м; а -[image: image3061.png]


— в обсадній експлуа​таційній колоні і у НКТ на відстані [image: image3062.png]


 рухається газорідинна суміш; б -[image: image3063.png]


— при [image: image3064.png]


 в обсадній колоні від[image: image3065.png]


до[image: image3066.png]Py



рухається негазована рідина, дальше в обсадній колоні
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і в НКТ — газорідинна суміш; при[image: image3067.png]=P



від вибою до башмака НКТ переміщується негазована рідина, а у НКТ — газорідинна суміш; при [image: image3068.png]21



>[image: image3069.png]Py



 в обсадній колоні і у НКТ до [image: image3070.png]


 переміщується негазована рідина, а вище у НКТ — газорідинна суміш.
У результаті одержують сукупність відповідних один одному даних [image: image3071.png]Py & P2y



 причому  звичайно
[image: image3072.png]AR AR RS
@ <@ <@<
By > > By >




 (10.13)
Будують графіки [image: image3073.png]Q(p,)



 і [image: image3074.png]


|, які відображають спільну узгоджену роботу пласта і фонтанної свердловини. На осі[image: image3075.png]


відкладають значення тиску [image: image3076.png]


 на початку викидної лінії (шлейфа), яка забезпечує надходження продукції свердловини на пункт збору чи проміжну насосну станцію. Цей тиск є мінімальним гирловим тиском при фонтанній експлуатації, тобто [image: image3077.png]Px




 Величині відповідає [image: image3078.png]P2 min



і [image: image3079.png]


  найбільший фонтанний дебіт [image: image3080.png]


  Мож​ливі режими фонтанування для умов даної свердловини показані штриховкою на осях графіка рис. 10.5. Якщо встановити режим роботи свердловини при [image: image3081.png]Prps



 то йому будуть відповідати [image: image3082.png]


 і [image: image3083.png]


 а надлишок гирлового тиску [image: image3084.png]


=[image: image3085.png]Pa— Pyp



 буде витрачатися у штуцері. Слід зазначити, що залежність[image: image3086.png]


може мати різний характер: монотонний, максимуму чи мінімуму [image: image3087.png]Py



 (рис. 27.5). Найбільш раціональним буде режим при [image: image3088.png]Py min:




Подібні розрахунки і побудови доцільно виконати для різних значень діаметра труб d. Графічна залежність Q(d) дасть змогу обґрунтовувати вибір раціонального в конкретних умовах чи найбільшого дебітів свердловини.
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Глава     1 1 

Газліфтна експлуатація нафтових свердловин
11.1. Системи, конструкції та обладнання газліфтних свердловин
При газліфтній експлуатації пластову енергію, що надходить у свердловину, доповню​ють закачуванням газу в свердловину з поверхні, тобто здійснюють штучне фонтанування, яке називають газліфтним підйомом, а спосіб експлуатації - газліфтним. Умова роботи газліфта записується:
Gеф + Rозак ≥Rо ,                                           (11.1)           
де Gеф — ефективний газовий фактор, м3/м3; Rозак — питома витрата закачуваного газу (віднесена до витрати рідини), м3/м3; R0 — необхідна питома витрата газу, м3/м3.
При закачуванні повітря чи вуглеводневого газу відповідно розрізняють ерліфт чи газліфт, а якщо газ подають компресором — компресорний газліфт (інколи компресорний спосіб експлуатації). При безкомпресорному газліфті природний газ виходить під власним тиском із газових родовищ. Різновидом його є внутрішньосвердловинний безкомпресорний газліфт, коли перепуск газу здійснюється із газового покладу безпосередньо у нафтовій свердловині.
Область застосування газліфта — високодебітні свердловини з великими вибійними ти​сками, свердловини з високими газовими факторами і вибійними тисками нижче тиску на​сичення, пісочні свердловини, викривлені свердловини, а також свердловини у важкодо-ступних умовах (наприклад, затоплюваність, паводки, болота, відсутність доріг і т.д.). Газліфт можна застосовувати тільки при наявності достатньої кількості закачуваного газу.
Якщо на родовищі була організована газліфтна експлуатація, але дебіти і вибійні тиски зменшились, то переводять роботу свердловини з безперервного на періодичний газліфт (газ закачують періодично). І.Г. Белов рекомендує такий перевід при загальній питомій витраті газу не менше 200 м3/м3 на 1000 м глибини спуску 73—мм підйомних труб і дебіті менше 50 т/доб.
Залежно від числа рядів труб, концентричне розміщених у свердловині розрізняють конструкції дво-, півтора - та однорядних підйомників (рис. 11.1), а залежно від скеруван​ня подачі газу - кільцеву (газ подають у кільце - затрубний чи міжтрубний простори) та центральну (газ подають у центральні труби) системи підйомників.
На гирлі газліфтних свердловин встановлюють спрощену фонтанну арматуру або комп​лектну газліфтну установку для безперервного газліфта типу Л і для похило спрямованих свердловин типу ЛН, ЛНТ, а для періодичного газліфта - типу ЛНП, причому установка ЛНТ призначена для відбору рідини із високопродуктивних свердловин по затрубному про​стору [4].
Умовні позначення установок: Л, ЛН, ЛНТ, ЛНП — тип газліфтної установки; перше число після букв — умовний діаметр ліфтової колони НКТ, мм; букви А, Б, В - умовий зовнішній діаметр газліфтного клапана, який дорівнює відповідно 38, 25 і 20мм; наступне двозначне число — допустимий перепад тиску на свердловинне обладнання, МПа; останнє тризначне число — максимальний діаметр пакера, мм; К — виконання за корозійною стійкістю (аналогічно до фонтанних арматур). Наприклад, ЛН- 73Б-35 -112К2, ЛНТ-73Б-35.
          Установка типу Л включає свердловинне обладнання, яке складається із свердловинних камер типу К, газліфтних клапанів типу Г, пакера ПН-ЯГМ і прийомного клапана. В уста​новках типу ЛН використовують свердловинні камери типу КТ або КТ1, які разом з
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[image: image3089.png]



Рис. 11.1. Газліфтні підйомники:
а,6, в - відповідно дво-, півтора- і однорядний підйомники кільцевої системи; г-однорядний підйомник центральної системи
вілхилювачами типу ОК чи ОКС забезпечують надійну посадку газліфтних клапанів комплектом канатної техніки, а також пакер типу 2ПД-ЗГ з гідравлічним ущільненням і ніпелем. У комплекті установок типу ЛНТ використовують свердловинні камери типу КТ1Н, газліфтні клапани типу ЗГ, прийомний клапан типу КПП і посадочний ніпель. Установки типу ЛНП на відміну від установок типу ЛН включають тільки свердловинні камери типу КТ1, газліфтні клапани типу 5Г, роз'єднувач колони типу 4РК, пакер типу 2ПД-ЗГ, прийомний клапан КПП1 з ніпелем і перевідник. Гир лове обладнання представлене фонтанною арматурою.
Умовні позначення газліфтних клапанів: Г - газліфтний клапан сильфонного типу; цифра перед буквою Г - номер моделі; перші цифри за буквою Г - умовний діаметр клапана, мм; наступні дві цифри - робочий тиск, МПа; Р - робочий газліфтний клапан (без букви Р -пусковий).Наприклад, 2ГР-25-21; 5Г-25-35; 2ГР-25-35К2; Г-38-21.
Технічні характеристики основного газліфтного обладнання наведені у табл. 11.1 - 11.3.
Таблиця 11.1.
	Показник
газліфтних
установок
	ЛН-60В-21
	ЛН;73Б-21
	ЛН-73Б-35
	ЛН-89Б-21
	ЛН-89Б-35
	ЛН-73В-60Б-35
	ЛН-89Б-73Б-35
	ЛНТ-73Б-35
	ЛНП-60Б-21
	ЛНП-60Б-35
	ЛНП-73Б-21
	ЛНП-73Б-35

	Умовний діа-метр НКТ,   мм
	60 
	73 
	73 
	89 
	89 
	73x60 
	89x73 
	73 
	60 
	60 
	73 
	73 

	
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Умовний діаметр
експлуатаційної
колони, мм
	146; 
	146; 
	146; 168; 
	168 
	168 
	168x
140 
	168x
140 
	146; 
	140; 
	140; 
	146; 
	146; 

	
	168 
	168 
	168x
140 
	 
	 
	 
	 
	168 
	146; 
	146; 
	168 
	168; 

	
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	168 
	168 
	 
	 

	Робочий тиск,
	21 
	21 
	35 
	21 
	35 
	35 
	35 
	35 
	21 
	35 
	21 
	35 

	МПа
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Температура
свердловинного
середовища, °С
	100 

 
	100 

 
	100; 120
 
	100 

 
	100 

  
	120 

  
	120 

 
	373 

  
	  
	 
	 
	  

	Глибина спуску,     м
	2500 
	2500 
	3500 
	2500 
	3500 
	5000 
	5000 
	3500 
	2200 
	2200 
	2500 
	2500 
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Продовження табл. 11.1
	Показник 

газліфтних установок 

 
	ЛН-60Б-21 
	ЛН-73Б-21 
	ЛН-73Б-235
	ЛН-89Б-21 
	ЛН-89Б-35 
	ЛН-73Б-60Б-35
	ЛН-89Б-73Б-35
	ЛНТ-73Б-35
	ЛНП-60Б-21
	ЛНП-60Б-35
	ЛНП-73Б-21
	ЛНП-73Б-35

	Діаметр пакера, 
	118; 
	118; 
	118; 
	136; 
	136; 
	112; 
	112; 
	97; 
	112; 
	112; 
	122; 
	118; 

	мм 
	122; 
	122; 
	122; 
	140; 
	140; 
	118; 
	118; 
	117 
	118; 
	118; 
	136; 
	122; 

	 
	136; 
	136; 
	136; 
	145 
	145 
	122 
	122 
	 
	122; 
	122; 
	140; 
	136; 

	 
	140; 
	140; 
	140; 
	 
	 
	 
	 
	 
	136; 
	136; 
	145; 
	140; 

	 
	145 
	145 
	145; 
	 
	 
	 
	 
	 
	140; 
	140; 
	148 
	145 

	 
	 
	 
	112 
	 
	 
	 
	 
	 
	145, 
	145 
	 
	 


Для внутрішньосвердловинного газліфта розроблені установки УВЛ і УШІГ, причому установка УВЛ Г забезпечує також одночасний роздільний відбір газу (табл. 11.4). Вони включають пакери ПН-ЯГМ та ПД-ЯГМ (або 1ПД-ЯГ з якорем ЯГ-1), вибійний пристрій прямої або перехресної течії з дроселем і золотником.телескопічне з'єднання та циркуляційні клапани.
Таблиця 11.2.
	Параметр газліфтних клапанів 

 
	2Г-25-21
	2ГР-25-21 
	ЗГ-25-35
	ЗГ-25-35
	2Г-25-35К2
	2ГР-25-35К2
	Г-38-2
	ГР-3821

	Умовний діаметр, мм 
	25 
	25 
	25 
	25 
	25 
	25 
	38 
	38 

	Робочий тиск, МПа 
	21 
	21 
	35 
	35 
	35 
	35 
	21 
	21 

	Максимальний тиск за​рядки сильфона, МПа 
	10 
	10 
	12,5 
	12,5 
	12,5 
	12,5 
	10 
	10 

	Діаметр прохідних от​ворів, мм 
	5; 6,5; 8; 9,5 
	5; 6,5 
	5; 6,5; 8; 9,5 
	5; 6,5; 8; 9,5 
	5; 6,5; 8; 9,5 
	5; 6,5; 
	5; 6,5; 8; 9,5 
	5; 6,5; 8; 9,5 

	Ефективна площа силь​фона, см 
	2,34 
	2,34 
	2,3 
	2,3 
	2,3 
	2,3 
	4,1 
	4,1 

	Максимальна довжина 
	4,5 
	4,5 
	4,5 
	4,5 
	4,5 
	4,5 
	6 
	6 

	штока, мм 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 


Примітка. Температура свердловинного середовыща 100«С.
Таблиця 11.3
	Параметри свердловинних 

газліфтних камер 
 
	КТ-73-Б
	КТ-НКТ-102Б-35
	КТ-НКМ-102Б-35
	КТ1-60Б-21
	КТ1-73-Б21
	КТ1-89Б
	КТ1-73Б/57-35K2
	KT1-HKM-73Б/57-35К2
	КТ1Н-73Б-35

	Умовний діаметр приєднувальної різьби, мм 
	73 
	102 
	HKM-102 
	60 
	73 
	89 
	73 
	HKM-73 
	73 
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Продовження табл. 13.3
	Параметри свердловинних 

газліфтних камер 

 
	КТ-73-Б
	КТ-НКТ-102В-35
	КТ-НКМ-102Б-35
	КТ1-60Б-21
	КТ1-73-Б21
	КТ1-89Б
	КТ1-73Б/57-35К2
	КТ1-НКМ-73Б/57-35К2
	КТШ-73Б-35

	Умовний діаметр екс​плуатаційної колони, мм
	140: 146; 168 

 
	168; 178 

 
	168; 178 

 
	146; 168 

 
	146;

168 

 
	168 
	146;
168 
	146; 168 

 
	146; 168 

 

	Умовний діаметр 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	прохідного отвору 
	59 
	85 
	85 
	48 
	59 
	72 
	57 
	57 
	59 

	камери, мм 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Робочий тиск, МПа 
	21; 35:50; 70 
	35 
	35 
	21 
	21 
	21 
	35 
	35 
	35 

	Робоча температура,
°С 
	100;   200 
	100 
	100 
	100 
	100 
	100 
	150 
	150 
	120 


В основному використовується групова система газорозподілу - газ подається від компресорної станції через декілька блочних розподільних батарей ГРБ-14 (підключають 14 газліфтних свердловин),які встановлюють на газорозподільчих пунктах. На кожній газовій лінії монтують голчастий регулювальний вентиль (штуцер) і вимірювальну шайбу (діафрагму),а іноді замість штуцера регулятор тиску "після себе".
11.2. Розрахунок газліфтної експлуатації при заданому відборі рідини за методикою Крилова
Відбір рідини із свердловини задається проектом розробки покладу. Крім того причинами обмеження дебіту свердловин можна назвати геолого-технологічні й технічні. До перших можна віднести такі: ступінь стійкості порід продуктивного пласта (руйнування пласта і винесення піску); наявність підошовної води і верхнього газу ( застерігання конусоутворень); необхідність забезпечення умови [image: image3090.png]Pa2



0,75[image: image3091.png]


 ([image: image3092.png]


 вибійний тиск і тиск насичення); необхідність обмеження відбору води і зменшення середнього газового фактора в цілому по пласту (при режимах газонапірному і розчиненого газу); необхідність забезпечення рівномірного стягування ВНК і ГНК та недопущення проривів води і газу. Технічними причинами є недостатня міцність обсадної колони і можливе зім'яття її при значному пониженні[image: image3093.png]


обмежена потужність нафтопромислових об'єктів і ін.
Заданий відбір доцільно забезпечити на оптимальному режимі, тому основна вимога найбільш повне використання робочого тиску. Тоді глибина спуску підйом-них труб (глибина вводу газу при використанні робочого газліфтного клапана)
[image: image3094.png]


 (11.2)
де L— глибина спуску підйомних труб, м; Н — глибина свердловини (до середини інтервалу перфорації), м;[image: image3095.png]


— тиск на вибої і біля башмака труб, Па;[image: image3096.png]


—гус-тина водогазонафтової суміші у зоні від башмака до вибою (середньоарифметичні значення для умов башмака і вибою), кг/м3;[image: image3097.png]


—прискорення вільного падіння,
м/с2.
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Знаючи робочий тиск газу [image: image3098.png]Pm



 визначають тиск [image: image3099.png]


 за барометричною форму-лою (9.3). При наближених розрахунках можна приймати [image: image3100.png]


 на 0,3—0,4 МПа мен-ше рр.  При [image: image3101.png]


 труби встановлюють на 20 - 30 м вище верхніх отворів фільтра.
Густину суміші [image: image3102.png]Poi



(і — індекс, що означає відповідно вибій, чи башмак труб) можна прийняти рівною густині рідини [image: image3103.png]


=[image: image3104.png]Pn



(1-[image: image3105.png]


) +[image: image3106.png]Pally



 або визначити наближено за фор​мулою Крилова
[image: image3107.png]Q+0.78508
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 (11.3)
де [image: image3108.png]Pur P



— густина нафти і води, кг/м3;[image: image3109.png]


— об'ємна частка води у продукції (обводненість); Q - дебіт рідини, м3/с; D - внутрішній діаметр експлуатаційної колони, м;[image: image3110.png]


-газовий фактор (без урахування закачуваного газу), м3/м3;[image: image3111.png]


- коефіцієнт розчинення га​зу у нафті, м3/(м3-Па); [image: image3112.png]Pi Py



- тиск у зоні визначення густини суміші (башмак чи вибій) та атмосферний, Па.
Дальше визначають: діаметр труб d за формулою Крилова (10.9) при оптимальному ре​жимі (приймають у формулі Q —[image: image3113.png]


); питому витрату газу [image: image3114.png]RD o



 за формулою (9.24); пито​му витрату закачуваного газу за формулою, м3/м3
[image: image3115.png]Nl "
Ross = Roonn = Guy = Room = [Go —a.,( - pe)](x -y




 (11.4)
витрату закачуваного газу за формулою, м3/с
[image: image3116.png]Vo = Ro3ax@



 (11.5)
де[image: image3117.png]


— тиск на виході свердловини (визначається із умови збору і підготовки продукції), Па.
Якщо розрахунковий діаметр d не збігається із стандартним діаметром НКТ, то прийма​ють ближчий менший стандартний (підйомник буде працювати між оптимальним і макси​мальним режимами). Можна прийняти також і ступінчасту колону труб згідно з формула​ми (10.10).
При великих дебітах може виявитися, що НКТ діаметром d неможливо спустити у дану експлуатаційну колону. Тоді для за​безпечення заданого відбору
Таблиця 11.4
	Параметр уста-новок внутріш-ньосверд-лови-нного газліфта 
	УВЛ-168-210 
	ІУВЛ-168-210 
	УВЛГ-168-210 
	можна перейти на максимальний або проміжний (між оптимальним і мак​симальним) режимами роботи, а та​кож на центральну систему підйомника.
Для  цього  приймають найбільший діаметр НКТ [image: image3118.png]


, який можна опустити у дану експлуа​таційну колону. Тоді за формулою (9.18) Крилова при максимальному режимі визначають [image: image3119.png]Quanc:



 Можливі три випадки.
Якщо [image: image3120.png]


  то за формулою
(9.23)   визначають [image: image3121.png]Ry s R sax



=
=.[image: image3122.png]


-[image: image3123.png]


  та  [image: image3124.png]LLF™



  за формулою


	Умовний діаметр експлуатаційної колони труб за ГОСТ 632-80, мм 
	168 
	168 
	168 
	

	Робочий тиск, МПа 
	21 
	21 
	21 
	

	Максимальний відбір, м3/доб рідини 
	5000 
	6000 
	50000 
	

	газу 
	- 
	- 
	700000 
	


340
(11.5), тобто забезпечують роботу при максимальному режимі.
Якщо [image: image3125.png]


> Q, то забезпечують роботу при проміжному режимі. Тоді для діаметра [image: image3126.png]


 додатково знаходять [image: image3127.png]Qoor Vomae Yo oar



 за формулами (9.19), (9.21), (9.22) і, побудувавши по двох точках частину кривої літування [image: image3128.png]


 графічно оцінюють необхідну загальну  витрату газу [image: image3129.png]


 а витрата закачуваного газу
[image: image3130.png]


 (11.6)
Якщо [image: image3131.png]


< Q, то переходять на центральну систему підйомника. Для цього за формулою (10.9) при оптимальному режимі визначають еквівалентний затрубному просторові діаметр [image: image3132.png]dy = dg.



  Потім із емпіричної формули Крилова
[image: image3133.png]dog =D —(d + 254)/2



 (11.7)
знаходять діаметр труб лінії газоподачі, мм
[image: image3134.png]d. = 2(D —~ dg)



 -25,4,                                        (11-8)
де [image: image3135.png]D, d



— внутрішній діаметр експлуатаційної колони і еквівалентний діаметр, мм.
Чим менший діаметр НКТ (лінія газоподачі), тим більша пропускна здатність затрубно-го простору для суміші, але тим більші втрати тиску газу на тертя. Тому для кожного діаметра D існує такий мінімальний допустимий внутрішній діаметр НКТ:
D, мм                            203                    178                    153                    127
[image: image3136.png]


                           76                      63                      51                      38
При [image: image3137.png]


 для подальших обчислень [image: image3138.png]R omrr Rozaxs Yorsx



 попередньо визначають використовуваний у формулі для [image: image3139.png]


 еквівалентний розрахунковий діаметр 

[image: image3140.png]


  =  [image: image3141.png]{(D-d)2



                                 (11.9)
При [image: image3142.png]dy < d; oin



 подальший розрахунок також виконують для центральної системи, але  уже при максимальному режимі, прийнявши діаметр НКТ рівний [image: image3143.png]- min-



 Тоді за формулою (11.7) визначають [image: image3144.png]


 а за формулою (9.18)—[image: image3145.png]


 і зіставляють [image: image3146.png]


 :при [image: image3147.png]Q ™~



 за формулою (11.9) визначають [image: image3148.png]


, а потім [image: image3149.png]


,[image: image3150.png]


,[image: image3151.png]


;  при [image: image3152.png]


> Q графічно оцінюють[image: image3153.png]


 і за формулою (11.6) розраховують [image: image3154.png]Vo sa:



 причому у формулі для [image: image3155.png]


 замість [image: image3156.png]


 приймають  [image: image3157.png](d'o)*/(d' ™



 при [image: image3158.png]


< Q  роблять висновок, що із даної свердловини практично можна забезпечити відбір [image: image3159.png]


 і обчислюють [image: image3160.png]dy’s Romav Rozae Voame




11.3. Розрахунок газліфтної експлуатації при необмеженому відборі рідини за методикою Крилова
Необмежений відбір рідини допустимий у свердловинах або малодебітних, які експлуа​тують виснажені пласти з низьким пластовим тиском, коли вони знаходяться на значних відстанях від ГНК чи ВНК, а динамічні рівні рідини знижуються до покрівлі чи навіть до підошви продуктивного пласта, або у дуже обводнених (понад 80 %) при форсуванні відборів (на пізній стадії розробки покладу). У обох випадках не повинні мати місця утво​рення пісчаних пробок у стовбурі, зростання газового фактора і обводненості продукції.
Оскільки відбір рідини з пласта не обмежується, то основна вимога розрахунку зводить​ся до досягнення можливо більшого дебіту свердловини Q або найменшого тиску  кий можливий, як це видно із формули (11.2), при спуску труб до вибою. Тоді труби встанов​люють на 20 - 30 вище верхніх отворів фільтра. Зрозуміло, що 
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Обмеження можуть бути зумовлені або економічними, або технічними причинами, а саме: обмежена питома витрата закачуваного газу, тобто, виходячи з економічних міркувань, задано допустиму питому витрату газу [image: image3161.png]


доп, м3/м3; обмежена пропускна здатність підйомника.
При умові обмеженої пропускної здатності підйомника розрахунок викону-ють при мак​симальному режимі, визначаючи [image: image3162.png]Py



 із умови спільної узгодженої роботи пласта і газліфтного підйомника [image: image3163.png]


 або у розгорнутому вигляді
[image: image3164.png]SE P~ )~

ko(Pus — )" = Lo




 (11.10)
де [image: image3165.png]


— дебіти свердловини відповідно за рівнянням припливу і формулою максимальної продуктивності, м3/с; [image: image3166.png]


 — пластовий тиск, Па;  п — показник режиму
фільтрації (0,5[image: image3167.png]


1); [image: image3168.png]


— коефіцієнт пропорціональності, а при п— 1 — коефіцієнт  продуктивності свердловини, м3/([image: image3169.png]¢-I1a"™



).
Довжину труб L визначають за формулою (11.2) і підставляють у рівняння (11.10). Це необхідно для узгодження заданого тиску [image: image3170.png]Py



 з тиском [image: image3171.png]


 При можливості приймають
[image: image3172.png]



Найбільший дебіт свердловини досягається при центральній системі підйомника. Але відбір рідини по затрубному простору недопустимий (наприклад, відкладається парафін на стінках свердловини), тому обмежуються тільки кільцевою системою підйомника.
Коли розрахунок виконується для центральної системи, то попередньо задають діаметр [image: image3173.png]Oy iy



 за формулою (11.7) визначають [image: image3174.png]do



 і для обчислення [image: image3175.png]


 за формулою (11.10) прий​мають [image: image3176.png]d=dq.




Далі визначають Q за рівнянням припливу, [image: image3177.png]


 за формулою (11.9), [image: image3178.png]


,[image: image3179.png]


 і [image: image3180.png]


  за відповідними формулами.
За умови заданої питомої витрати.[image: image3181.png]Rn.nn



, невідомими є [image: image3182.png]Dy @,



 Розрахунок виконують при оптимальному режимі, розв'язуючи систему рівнянь
[image: image3183.png]Ry om

R zon + Gogy
Qns = Coar



 (11.11)
або
[image: image3184.png]Bozon * [6o - apﬂp' ;p’ - nu)](l )=
0,282 L pglL pg — () — p)]
@5 (py = p2)po In (py/22)
55 d¥py — p)"SILpg — (71 — P2
bl P =



 (11.12)
Оскільки[image: image3185.png]Py ™ Py



, то виражаючи із першого рівняння d і підставляючи у друге, знаходять [image: image3186.png]


 а відтак за рівнянням припливу - дебіт свердловини Q, тоді витрата газу за рівнянням [image: image3187.png]



Оскільки d мало впливає на визначення [image: image3188.png]


, то для спрощення часто задають d = 0,063 м, із першого рівняння системи (11.12) визначають [image: image3189.png]


 за рівнянням при-пливу визначають дебіт Q, а за ним з використанням формули (10.9) — діаметр d.
Для глибоких свердловин може виявитись, що [image: image3190.png]


 який маємо у розпорядженні, і відповідно тиск [image: image3191.png]


 менші [image: image3192.png]


, тоді довжину труб L виражаємо за формулою (11.2) як при об​меженому відборі та- підставляємо у рівняння системи (11.12).
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Якщо розрахунковий діаметр НКТ d виявиться більшим максимально можливого діаметра для даної експлуатаційної колони, то розрахунок ведуть для центральної системи підйомника. Для цього приймають [image: image3193.png]d=dy



 і за формулою (11.8) знаходять [image: image3194.png]


 Якщо [image: image3195.png]ay = dy s



 то підйомник буде працювати при центральній системі на оптимальному ре​жимі. Якщо [image: image3196.png]dy < d; s



 то підйомник не може пропустити дебіта, визначеного при опти​мальному режимі з умови заданого [image: image3197.png]


 Тоді задаються значенням діаметра[image: image3198.png]


і за формулою (11.7) визначають еквівалентний діаметр [image: image3199.png]


 Подальший розрахунок ведуть як і при умові обмеженої пропускної здатності підйомника для центральної системи.
11.4. Пуск газліфтних свердловин. Пускові клапани
Суть пуску газліфтної свердловини полягає у витісненні рідини у лінії газоподачі до башмака підйомних труб методом протискування і введення газу у підйомні труби. Найбільший тиск газу, який виникає при пуску, називають пусковим тиском, Па
[image: image3200.png]Pa = Mph pg,



 (11.13)
де h — занурення башмака труб під рівень рідини перед пуском, м;[image: image3201.png]


— коефіцієнт пус​кового тиску, який визначається співвідношенням площ перерізів прохідних отворів труб [image: image3202.png]


 міжтрубного (кільцевого) простору[image: image3203.png]


(лінія газоподачі) та затрубного простору [image: image3204.png]


(для дворядного підйомника), а також частки [image: image3205.png]


 поглинутої пластом рідини:
[image: image3206.png]hF ;
"
L) Wnora) g
a-

=1+



 (11.14)
[image: image3207.png]¥nora = Vo’ Ve Vaa



 — об'єм рідини, що відтиснулася у пласт, м3; [image: image3208.png]


— об'єм рідини, витісненої із кільцевого простору, м3.
При центральній системі подачі газу у формулі (11.14) величини[image: image3209.png]


"і [image: image3210.png]


необхідно поміняти місцями, а для однорядного підйомника прийняти[image: image3211.png]


— 0. Оскільки для оцінки [image: image3212.png]Ynoes



 задача значно ускладнюється, то приймають[image: image3213.png]Yaora



= 0 (верхня межа [image: image3214.png]


).
Максимально можливий пусковий тиск, Па
[image: image3215.png]Pomx = Lpg+p;.



 (11.15)
де L — глибина пуску НКТ, м; [image: image3216.png]


— протитиск на гирлі (наприклад, у нафтозбірній лінії), Па.
Зниження пускового тиску досягається при переключенні на центральну систему для пуску, при протискуванні рідини у пласт, застосуванням пускових отворів, пускових газліфтних клапанів і ін. Сучасний основний метод зниження пускових тисків - застосуван​ня пускових газліфтних клапанів. Особливість роботи клапанів на відміну від отворів по​лягає у тому, що у момент надходження газу в підйомні труби через кожний наступний клапан закривається попередній.                                                                                            
Газліфтні клапани використовуються при однорядній конструкції підйомника, їх кла​сифікують за такими ознаками.
1. За призначенням розрізняють клапани пускові (для пуску і освоювання) і робочі (для подачі газу при нормальній роботі безперервного і періодичного газліфта).
2. За способом кріплення до НКТ є клапани: зовнішні (стаціонарні), які кріплять на ко​лоні НКТ зовні і для їх заміни чи регулювання витягують всю колону НКТ (рис. 11.2, а, в, г); внутрішні (зйомні) — кріплять всередині свердловинних газліфтних камер, які мають еліптичні перерізи (рис. 11.2, б); витягують і знімають знімальні клапани за допомогою ка​натної техніки.
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[image: image3217.png]



Рис. 11.2. Газліфтні клапани:
1-сильфонна камера; 2-шток; 3-отвори для введення газу у сипьфонний клапан і газліфтну камеру; 4-клапан; 5-штуцерний отвір; б-сапьник; 7-свердповинна газліфтна камера; S-основний (верхній) штуцер; 9-отвори для введення газу у пружинний клапан; 10-чпок з двома (верхньою і нижньою) клапанними головками; 11-пружина; 12-допоміжний (нижній) штуцер; 13-гайка; 14-насосно-компресорні труби; 15-експлуатаційна колона
3. За принципом дії виділяють клапани: керовані тиском або газу в затрубному просторі (рис. 11.2, а, 6), або рідини НКТ (рис. 11.2, в); диференціальні, які відкриваються і закри​ваються залежно від перепаду тиску в затрубному просторі і у НКТ на рівні клапану (рис. 11.2,г).
4. За конструктивним виконанням розрізняють сильфонні (рис. 11.2, а, б, в), пружинні (рис.11.2, г) і комбіновані клапани.
Сильфонні клапани працюють або під дією тиску в кільцевому (затрубному) просторі рт (рис. 11.2, а, 6), або — тиску у трубах [image: image3218.png]


(рис. 11.2, а). Сильфон заряджають азотом до тис​ку [image: image3219.png]


 Оскільки тиск [image: image3220.png]2



 підвищений, то клапан нормально закритий. На промислах тепер використовують сильфонні газліфтні клапани, що керуються тиском газу.
11.5. Графоаналітичний розрахунок газліфтної експлуатації свердловин
Розрахунок газліфтної експлуатації свердловин включає розрахунок режиму усталеної (нормальної) роботи та пускового режиму. Методика розрахунків базується на викори​станні кривих розподілу тиску вздовж підйомних труб.
Для розрахунків необхідно знати умови припливу у свердловину (дебіт, пластовий і вибійний тиски, коефіцієнт продуктивності, обводненість, газовий фактор), тиски гирловий (на викиді) і робочий (закачування газу), властивості нафти і газу як функції тиску, в т.ч. тиск насичення, характеристику свердловини (глибину, внутрішній діаметр експлуа​таційної колони), температурні умови (пластову температуру, геотермічний градієнт чи ге-отерму).
Розрахунки усталеної роботи передбачають оптимізацію вибору діаметра [image: image3221.png]


 і довжини L підйомних труб (глибини вводу газу у труби) та питомої витрати закачуваного газу [image: image3222.png]


  на основі мінімізації витрат енгергії газу.
Виходячи із реальних можливостей або технологічних міркувань, задаються діаметром [image: image3223.png]


 підйомних труб (НКТ) і питомою витратою газу [image: image3224.png]


 Залежно від дебіту свердловин Q  рекомендуються такі внутрішні діаметри [image: image3225.png]
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Q, м3/ добу                  20-50         50-70        70-250      250-350         >350
d,MM                          40,3               50,3               62,0               76,0               88,6
Також задаються способом введення газу у НКТ (через башмак або через робочий газліфтний клапан). При вводі газу через башмак довжина НКТ дорівнює глибині вводу га​зу. Якщо є необхідність спуску НКТ до вибою (наприклад, для виносу піску із вибою), то газ вводять через газліфтний клапан. Нижче газліфтного клапана треба мати хвостовик до​статньої довжини або встановити пакер, щоб газ не надходив ні в пласт, ні через башмак в НКТ, оскільки на клапані виникає деякий перепад тиску.
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Рис. 11.3. Криві розподілу тиску вздовж стовбу​ра газліфтної свердловини: 

1-.[image: image3227.png]05 0



;   2-[image: image3228.png]


;  3-[image: image3229.png]


  4-[image: image3230.png]






Граничну допустиму глибину спуску труб визначають із механічного розрахунку при умові дії власної ваги за формулою (10.8), а також при необхідності враховують зусилля, що виникають при посадці та витягненні пакера.
Далі шукають глибину вводу газу L і робочий тиск [image: image3231.png]Pp.



 Для цього будують кри​ву розподілу тиску [image: image3232.png]


 в обсадній ко​лоні у НКТ (якщо труби спущені до ви​бою) за будь-якою методикою, почина​ючи від вибійного тиску [image: image3233.png]


 кроками за принципом "знизу вверх", а також кри​ву розподілу тиску в НКТ, починаючи від гирлового тиску [image: image3234.png]


 кроками за прин​ципом "зверху вниз". При побудові пер​шої кривої враховують пластовий газ, а другої — пластовий і закачуваний газ. Обидві криві p(z) суміщають на одному графіку (рис.11.3). Точка їх перетину дає глибину вводу газу[image: image3235.png]


і тиск біля баш​мака (у точці вводу газу) [image: image3236.png]P1-



 Робочий тиск, [image: image3237.png]


 розраховують за формулою Ада​мова або за барометричною формулою (9.3) (без врахування тиску на тертя газу).  Для оптимізації значень. [image: image3238.png]L, py. Py



 задаються іншими значеннями [image: image3239.png]


 і аналогічно   визначають   відповідні   їм   L, [image: image3240.png]P Pp



 (рис. 11.3). Такі ж розрахунки і побудови при необхідності виконують для інших заданих діаметрів НКТ[image: image3241.png]


Тоді вибирають найбільш придатні або оптимальні умови (режими) роботи.
Оптимальним режимом можна вважати режим, який характеризується мінімумом пи​томої енергії газу .[image: image3242.png]


 що подається у свердловину і припадає на одиницю витрати рідини (для зручності доцільно побудувати графіки залежності [image: image3243.png]L, Py



  [image: image3244.png]


 від   [image: image3245.png]


 для різних значень d). Енергію визначають за формулами для політропічного процесу
[image: image3246.png]En= K—'I—lko,_p,[[%]m T l]



 (11.16)
чи ізотермічного процесу
[image: image3247.png]3
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або, вважаючи газ реальним, для ізотермічного процесу
[image: image3248.png]Rosa PozTe 21
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 (11.18)
де [image: image3249.png]


— питома енергія закачуваного газу, Дж/м3; [image: image3250.png]


— показник політропи ([image: image3251.png]


1,2); [image: image3252.png]


 — питома об'ємна витрата закачуваного газу, м3/м3; [image: image3253.png]Por Py P



— тиск відповідно атмосферний, біля башмака і на викиді, Па;[image: image3254.png]


— середня температура у свердловині, К; [image: image3255.png]


 — стандартна температура, К;[image: image3256.png]


— коефіцієнт надстисливості газу, який визначається при температурі [image: image3257.png]


 і середньому тиску [image: image3258.png]


=[image: image3259.png]


/2.
Інколи обмежуються режимом, для якого, [image: image3260.png]


  має мінімальне значення.
Використання номограм розподілу тиску. При багатократному повторенні (для багать​ох свердловин) розрахунки можна скоротити використанням номограм розподілу тиску (рис.11.4). їх розраховують врахуванням властивостей рідин і газу даного родовища, серед​ньої температури потоку, різних дебітів, обводненосгі, різних діаметрів труб. Для побудови номограм можна скористатись таблицями ВНДПІморнафтагаз, які розраховані для різних діаметрів труб, дебітів, обводненості і в'язкості нафти (густина нафти прийнята 850 кг/м3, відносна густина газу 0,65) [3] або використати номограми із спеціальних каталогів "Кам​ко", "Отіс" таін.
Крайня права крива номограми ([image: image3261.png]


=0) на рис. 11.4 відповідає профілю тиску потоку негазованої рідини, а крайня ліва — профілю тиску з мінімальним градієн-том тиску. При збільшенні [image: image3262.png]


 вище вказаного значення для заданої глибини градієнт тиску зростає і профіль тиску зміщується вправо. Тому розрахунок кривої розподілу тиску необхідно обме​жувати профілем з мінімальним градієнтом.
Порядок розрахунку з використанням номограм такий: задаються рядом значень діаметрів НКТ; на кальці у масштабі номограм наносять осі тиску і глибини, позначають глибину свердловин Н, тиски [image: image3263.png]Paa: P»



 і [image: image3264.png]P2



; кальку накладають на номограму (для даного дебіту, обводненості та діаметра труб — НКТ чи обсадної колони) так, щоб осі глибин  збіглись, і переміщають по осі гли​бин таким
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Рис. 11.4. Приклад номограми розподілу тиску вздовж стовбура свердловини при різних питомих витратах газу [image: image3266.png]


 Внутрішній діаметр труб 73 мм; дебіт нафти 1272 м3/доб при відсутності води; густи​на нафти 850 кг/м3 ; відносна густина газу 0,65:
1-0:2-10; 3-20; 4-30; 5-40; 6-50; 7-60; 8-70; 9-80; 10-90; 11-100; 12-125; 13-150; 14-200; 15-300; 16-500


чином, щоб точка ([image: image3267.png]


.; Н) суміс-тилась з кривою [image: image3268.png]


 =[image: image3269.png]Gy



 ця кри-ва переноситься на кальку (якщо такої кривої на но​мограмі немає, то вона інтерполюється); одер-жують пер​шу криву[image: image3270.png]


знову кальку ана​логічно накладають на номограму (для даного дебіту, обводненості та діаметра НКТ) і переміщують вздовж осі глибин так, щоб точка ([image: image3271.png]


 О) послідовно суміщалась з кривими [image: image3272.png]


 ці криві пере​носять на кальку; одержують ряд інших кривих [image: image3273.png]


 точки перетину кривих [image: image3274.png]p(z)



 дають сукупність зна​чень [image: image3275.png]L, p



 [image: image3276.png]


=[image: image3277.png]


 які визначають можливі режими робо​ти газліфтної свердловини; ана​логічно повторюють визначення
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для інших діаметрів НКТ, вибирають умови роботи свердловин, наприклад, такі, що відповідають найменшому значенню [image: image3278.png]



Якщо газліфтних свердловин багато, то складають таблицю залежності діаметра НКТ від дебіту свердловини.
Розрахунки пускового режиму включають визначення глибини розміщення пускових клапанів, їх типорозмірів і параметрів тарування.
Для цього треба мати номограму (див.рис.11.4) розподілу тиску [image: image3279.png]


 для умов даної свердловини; кальку з нанесеними осями тиску і глибини у тому ж масштабі, що і на но​мограмі p(z).
Попередні визначення і побудови. На кальці наносять глибину свердлови​ни Н, тиски [image: image3280.png]Pras Par P2



 робочий тиск газу у кільцевому просторі на гирлі свердловини [image: image3281.png]Puo



 і температуру на гирлі[image: image3282.png]


провівши вісь температур (рис. 11.5).
Із точки ([image: image3283.png]Pon



; Н) проводять пряму 1 розподілу гідростатичного тиску у непрацюючій свердловині, нахил якої визначається густиною рідини. Перетин прямої 1 з віссю глибин вказує відстань від гирла до статичного рівня [image: image3284.png]



Із точки ([image: image3285.png]Py



; Н) проводять криву 2 розподілу тиску від вибою вверх по колоні НКТ або по обсадній колоні (якщо труби спущені практично тільки до глибини розміщення робочого
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Рис.11.5. Графічний розрахунок глибини розміщення газліфтних клапанів
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клапану), для чого, суміщаючи кальку з номограмою, накладають точку [image: image3287.png](Pn: H)



 на криву [image: image3288.png]nz)



 з[image: image3289.png]


 Також із точки [image: image3290.png]


 проводять криву 3 гідродинамічного тиску потоку негазованої рідини (крива з параметром [image: image3291.png]


=0). Нахил її відрізняється від нахилу прямої 1 на величину градієнту тиску на тертя.
Із точки ([image: image3292.png]


; 0) проводять криву 4 мінімального градієнту тиску ([image: image3293.png]


= max),, для чого накладають точку ([image: image3294.png]


 Н) на криву [image: image3295.png]. €3]



 з [image: image3296.png]


(ліва охоплююча крива) при суміщенні осей глибин на .кальці та номограмі.
Точка перетину ліній 2 і 4 дає мінімальну глибину розміщення робочого клапану [image: image3297.png]



Із точки ([image: image3298.png]Ty



; 0) .проводять криву 5 зміни температури по стовбуру свердловини (див. розділ 9.4).
Із точки ([image: image3299.png]Pyo>



 0) проводять криву 6 (можна обмежитися прямою) зміни тиску газу у кільцевому (затрубному) просторі за формулою Адамова чи барометричною формулою (9.3).
При обчисленнях витрати рідини і газу приймають рівними тим же величинам за нор​мальної експлуатації.
Від принципу дії пускових клапанів дещо залежить процес пуску свердловин. Тут обме​жуємося процесом пуску з використанням найбільш поширених пускових сильфонних кла​панів типу Г, які керуються тиском газу у кільцевому просторі (див. рис.11.2,а або б), їх особливість полягає у тому, що після початку подачі газу у кільцевий простір усі клапани у свердловині відкриваються. На лінії газоподачі (на гирлі свердловини чи у газорозподільчій будці) встановлюють регулюючий штуцер. У міру вводу газу через наступний клапан для того, щоб попередні (вищерозміщені) клапани залишались закритими, тиск газу у кільцевому просторі сгупінчасто знижують. Тиск відкриття наступного клапана менший тиску відкриття кожного попереднього (вищерозміщеного).
Розрахунок першого верхнього пускового клапана. Глибина розміщення першого клапана[image: image3300.png]


залежить від величини відстані від гирла до статичного рівня, м, [image: image3301.png]


=[image: image3302.png]H — pn. /P8,



 де Н — глибина свердловини, м; [image: image3303.png]


- пластовий тиск, Па;[image: image3304.png]


-густина рідини у свердловині, кг/м3;[image: image3305.png]


- прискорення вільного падіння, м/с2 .
Із умови балансу тисків знаходять перевищення рівня рідини у підйомних трубах[image: image3306.png]


 над статистичним рівнем при ії протискуванні з затрубного простору, м,
[image: image3307.png]o Py 7 P2 A )

m, pg



 (11.19)
де [image: image3308.png]


— тиск газу в затрубному просторі на глибині розміщення першого клапана (оскільки глибина [image: image3309.png]


 невідома, то рівняння розв'язують методом послідовних наближень або приймають [image: image3310.png]


 наближено рівним [image: image3311.png]


), Па; [image: image3312.png]


— початковий перепад тиску на клапані, який забезпечує можливість руху газу через клапан із затрубного простору в НКТ (визначається глибиною розміщення клапана і приймається орієнтовно рівним 0,3 МПа), Па.
Якщо  [image: image3313.png]


(статичний рівень високий), то при протискуванні рідини із затрубного простору в підйомну колону переливання (витікання) рідини на гирлі почнеться раніше, ніж рівень рідини в затрубному просторі досягає місця розміщення клапана, а тоді глибина розміщення першого клапана, м,
[image: image3314.png](Bay = P2 — AP}
Y3 :



 (11.20)
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Якщо   [image: image3315.png]


 то [image: image3316.png]



Величину [image: image3317.png]


 можна встановити також графічно. Для цього визначають відстань від гир​ла до рівня рідини в НКТ після подачі газу в кільцевий простір, м,[image: image3318.png]



Якщо ,[image: image3319.png]fng

"



0 (має місце переливання рідини), то величина[image: image3320.png]


визначається як глибина, що відповідає положенню точки перетину прямої 7, проведеної із точки ([image: image3321.png]


, 0) пара​лельно прямій 1, з кривою,що відступає від кривої б на величину[image: image3322.png]


0,3 МПа (рис. 11.5).
Якщо [image: image3323.png]


> 0 (переливання рідини відсутнє), то рівень рідини у НКТ знаходиться ни​жче гирла і побудову прямої 7 починають тоді не із точки ([image: image3324.png]


 0), а із точки [image: image3325.png]



При пуску свердловини вибійний тиск [image: image3326.png]Py



спочатку перевищує тиск [image: image3327.png]Priae



 а потім мен​ший, тобто мають місце поглинання рідини пластом і приплив із пласта, що вносить зміни у розміщення клапанів.Якщо пуск здійснюється подачею газу від компресорної станції, то до​пустимо приймати відсутність поглинання при розрахунку [image: image3328.png]


 і [image: image3329.png]


 (при великій витраті газу протискування рівня короткотривале і за цей час пласт поглинає дуже малий об'єм рідини). Поглинання зумовлює збільшення величини[image: image3330.png]


Зазначимо, що приплив врахо​вується із запасом, оскільки витрата газу через кожний клапан визначається за дебітом при нормальній роботі.
Побудувавши горизонталь на рівні [image: image3331.png]


, у точках перетину ії з лініями 4 і 6 визначають тиск газу у кільцевому просторі на рівні першого клапана[image: image3332.png]PrL,



та мінімальний тиск суміші у  колоні НКТ на цьому ж рівні [image: image3333.png]


(рис. 11.5).
За ближчою знизу від точки тиску [image: image3334.png]


 кривою, що відходить від кривої мінімального градієнта, встановлюють питому витрату газу [image: image3335.png]Ry



Тоді мінімальна витрата газу через пер​ший пусковий клапан (для досягнення мінімального градієнта тиску у колоні НКТ вище цього клапана), м3/с,[image: image3336.png]Vo = Rg Q.




Температуру газу в затрубному просторі на рівні першого клапана [image: image3337.png]


 визначають у точці перетину горизонталі [image: image3338.png]


 з кривою 5.
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Рис.11.6. Номограма для визначення діаметра отвору сідла клапана (порядок визначення по​казаний пунктиром)



Діаметр отвору сідла клапана[image: image3340.png]


  або визначають розрахунком з викори​станням формули (9.36) політропічного витікання ідеального газу через шту​цер, або знаходять за номограмою. За тиск на вході приймають [image: image3341.png]Pyiy



 а на виході —[image: image3342.png]



Номограма побудована для газу, що має відносну густину за повітрям [image: image3343.png]


 = 0,65, при температурі Т = 288,8 К (рис. 11.6). Для інших умов при розра​хунку діаметра витрату газу[image: image3344.png]


домно-жують на поправочний коефіцієнт [4] [image: image3345.png]k. = 0,0731 vp, T,



  де у даному випадку [image: image3346.png]T-Tl,l, K.




За діаметром отвору сідла[image: image3347.png]


виби​рають типорозмір клапана, приймаючи клапан з ближчим більшим отвором сідла (див. табл. 11.2).
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Тиск газу у сильфоні (тиск закриття) на глибині його розміщення визначають за фор​мулою, Па,
[image: image3348.png]Por, = (Per, + 2L, K — AP )/ (1 + &)



 (11.21)
де[image: image3349.png]kg = f/ U = Fa)



— конструктивний коефіцієнт клапана (безрозмірний); [image: image3350.png]S fa



 — площа отвору сідла клапана і ефективна площа сильфона, м2 (див. табл. 11.1).
Відношення площ [image: image3351.png]=R



 визначає ступінь неурівноваженості клапана. Дані наведені нижче:
	[image: image3352.png]dr.,



 MM 
	[image: image3353.png]


 

	5,0 
	0,0625/0,0319 

	6,5 
	0,1056/0,0538 

	8,0 
	0,1600/0,0816 

	9,5 
	-/0,1151 

	12,5 
	-/0,1837 


	Примітка.В чисельнику наведені дані R для умовного зовнішнього диаметру клапана 20 і 25 мм, в знаменнику — 38 мм.
Звідси знаходимо площу [image: image3354.png]


 або за табл. 11.2. Відзначимо, що для урівноважених клапанів тиски відкриття і закриття рівні. Тиск зарядки сильфона при нормальній температу рі, Па,


[image: image3355.png]Powt ™ Pe,’ K



 де [image: image3356.png]


/ 293 – температурний коефіцієнт (безрозмірний).
Номінальний тиск тарування (у лабораторії на стенді, коли [image: image3357.png]


= 0) [image: image3358.png]Puost = Penn (1 + A1)+




Розрахунок другого пускового клапана. Глибину розміщення [image: image3359.png]


 другого клапана визначають ординатою точки перетину кривої 8, проведеної із точки [image: image3360.png]


 паралельно кривій 3, з кривою, що віддалена від кривої б на відстані вздовж абсциси [image: image3361.png]


=[image: image3362.png]


Тут [image: image3363.png]


=0,1 МПа — прийняте апріорно значення тиску газу в затрубному просторі на гирлі, яке запобігає відкриттю першого клапана в момент надход​ження газу через другий клапан і приблизно дорівнює так званому трубному ефекту першо​го клапана [image: image3364.png]E,



 ([image: image3365.png]


).
У момент входу газу через другий клапан у НКТ встановлюється профіль тиску, який відповідає пунктирній кривій 9. Для ії побудови, наклавши кальку на номограму і забезпе​чивши паралельність осей, переміщенням кальки домагаються того, щоб точка ([image: image3366.png]


; 0) ле​жала на кривій 4 номограми, а одна із ліній з деяким [image: image3367.png]


 проходила через точку [image: image3368.png]


 За точкою перетину кривої 9 з горизонталлю[image: image3369.png]


знаходимо тиск [image: image3370.png]


 який встановлюється в трубах на рівні першого клапана в момент входу газу через другий клапан. Тоді трубний ефект першого клапана розраховують за формулою
[image: image3371.png]Ey = (oL, = PrpL, )V Rt~



 (11.22)
Звідси видно, що для визначення [image: image3372.png]E,



 необхідно знати [image: image3373.png]


 і навпаки. Тому внаслідок такої невизначеності задаються перепадом тиску на другому клапані [image: image3374.png]


 явно більшим від [image: image3375.png]


 Тим самим запобігають відкриттю першого клапана в НКТ через другий клапан.
Звичайно трубний ефект пускових газліфтних клапанів деколи перевищує 0,1 МПа. При вході газу через перший клапан рідина виноситься із НКТ і градієнт тиску суміші у трубах зменшується від максимальної величини (пряма 7) до мінімальної (крива 4). Пере​пад тиску на клапані збільшується від [image: image3376.png]


 до [image: image3377.png](Per, — PrpL,)



 Відповідно зростає витрата газу до максимального значення [image: image3378.png]Ya



 і зменшується тиск газу в затрубному просторі до тиску закриття першого клапана. Клапан закривається. Зменшення тиску газу у затрубному про​сторі досягається тим, що газ подають через регулюючий штуцер, який розміщений на гирлі або на газорозподільному пункті.
Після закриття першого клапана тиск газу в кільцевому просторі збільшується, рівень рідини там знижується. Тиск відкриття другого клапана задається меншим тиску відкриття
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першого клапана, і другий клапан відкривається. Газ починає надходити через другий кла​пан і встановлюється градієнт тиску, відповідний кривій 9. У цей час на рівні першого кла​пана тиск підвищується від [image: image3379.png]


 до [image: image3380.png]


 що може призвести до відкриття першого клапа​на. Для того щоб перший клапан був закритим при подачі газу через другий, тиск закачува​ного газу знижують на величину трубного ефекту першого клапана.
Аналогічно розрахунку першого клапана визначають решту параметрів: [image: image3381.png]Pury



 [image: image3382.png]


[image: image3383.png]Voz:



[image: image3384.png]


 [image: image3385.png]deay



 [image: image3386.png]


 [image: image3387.png]Kig.



 [image: image3388.png]Penzs



, [image: image3389.png]Prox2*



  причому за тиск на вході у клапан (тиск відкриття) приймають значення[image: image3390.png]P, — Ep).




Розрахунки наступних пускових клапанів виконують так само. За тиск на вході у п-й клапан приймають значення [image: image3391.png]n~1
ou, ~ Y, Ei)



 Розрахунок виконують доти, поки глибина розміщення п-го пускового клапана не перевищить глибини розміщення робочого клапана [image: image3392.png]


 Розрахунок припиняють на (п - 1)-му пусковому клапані.
Мінімальна глибина розміщення робочого клапана [image: image3393.png]


 визначається ординатою точки  перетину кривих 2 і 4, а максимальна глибина розміщення робочого клапана [image: image3394.png]


— ординатою точки перетину кривої 4 з кривою, проведеною паралельно кривій 6 на відстані вздовж абсциси [image: image3395.png]1
Ao = Prry = Ay = 3 Ei




Якщо глибина [image: image3396.png]


 не розрахована із умов оптимального режиму, то при наявності вели​кого тиску закачування газу з метою зменшення питомої витрати глибину розміщення робо​чого клапана можна прийняти [image: image3397.png]



Робочий тиск закачування газу приймають меншим від тиску закриття пускових кла​панів, перерахованого для гирла свердловини.
Розрахунок виконано для випадку, коли газ подається із робочої газової лінії. Якщо ро​бочий тиск менший від прийнятого [image: image3398.png]Pro+



 то максимальна глибина розміщення робочого кла​пана визначається точкою перетину лінії цього тиску у свердловині з кривою 2. Для пуску свердловини при робочому тиску необхідно встановити більшу кількість пускових клапанів, але відпадає необхідність у спорудженні пускових газопроводів чи застосуванні пускових компресорів.
Врахування [image: image3399.png]


 і [image: image3400.png]E;



 призводить до збільшення числа пускових клапанів (приблизно на 10 %), що забезпечує надійність системи пуску.
11.6. Аналітичний розрахунок параметрів пускових газліфтних клапанів
Методика розрахунку різна для клапанів, які керуються тиском закачуваного газу і тис​ком газорідинної суміші у колоні підйомних труб. Для клапанів, що керуються тиском зака​чуваного газу, приймають тиск відкриття кожного наступного пускового клапана [image: image3401.png]


 рівним тиску закриття [image: image3402.png]


 попереднього, тобто. [image: image3403.png]Pes(n+1)



=[image: image3404.png]P,

"3




Тиск відкриття першого від гирла клапана приймають рівним максимальному тиску за​качуваного газу на гирлі свердловини [image: image3405.png]Dxa(1) ™ Py



 а для другого і наступних пускових, а також робочого клапана [image: image3406.png]Pra(n+1)



=[image: image3407.png]Pya(n) — AD,



 де [image: image3408.png]


=(0,05.. .0,175) МПа —для пуско​вих клапанів і [image: image3409.png]


 > 0,25 МПа — для робочого клапана.
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Це необхідно для того, щоб газ надходив поступово окремо у кожний пусковий клапан, а при нормальній роботі - тільки у робочий клапан. Глибину розміщення першого від гирла пускового клапана визначають за формулами з 11.4.
Оскільки у момент відкриття другого клапана перший закривається, то можна записати для цього моменту рівняння балансу тисків у затрубному просторі і трубах на рівні другого клапана у вигляді
[image: image3410.png]-A—E] + D1,
=Lape+ L |57 |
Pus(n) =




звідки
[image: image3411.png]L=

oo~ ffa),

+p1]



 (11.23)
і
[image: image3412.png]Lym L, + 1L,




де [image: image3413.png]


— відстань між першим і другим клапанами, м; [image: image3414.png]


— глибина розміщення першого клапана, м; [image: image3415.png](Ap/AL),



— градієнт тиску газорідинної суміші у колоні підйомних труб вище першого клапана (внаслідок труднощів визначення його звичайно приймають рівним 0,2 pg), Па/м; [image: image3416.png]


— глибина розміщення другого клапана.
Аналогічно запишемо для наступних клапанів.
Діаметр отвору сідла клапана визначають аналогічно попередньому для заданої витрати газу (при умові нормальної експлуатації). За тиск на вході для п -то клапана приймають
[image: image3417.png](]
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Рис. 11.7. Діаграми для розрахунку діаметра [image: image3418.png]


 см, сідла клапана (а, б, в) при надлиш​ковому тиску на вході [image: image3419.png]


 МПа:
а - 3,8; б- 4,9; в - 5,6; 1 - 12,7; 2 - 9,5; 3 - 7,9; 4-6,35; 5- 5,6; 6 - 4,8; 7 - 4,0; 8 - 3,2; 9 - 2,4; 10 - 2,0; 11 - 1,6; 12 - 1,2; 13 - 0,8; 14 - 0,4
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[image: image3420.png]Pz (n—1)>



 а на виході [image: image3421.png]Prp(n)



= 0,2[image: image3422.png]pgl.



+[image: image3423.png]


 Температуру на рівні п - го клапана визначають із умови лінійного розподілу температури газу в затрубному просторі свердловини, К
[image: image3424.png]


 (11.24)
де [image: image3425.png]T,. T,



— температура на гирлі і на вибої, К; Н — глибина свердловини, м; [image: image3426.png]


- глибина розміщення п - го клапана,м.
Діаметр отвору сідла клапана наближено можна визначити також за допомогою діаграм (рис. 11.7).
Якщо відомий мінімальний градієнт тиску у колоні підйомних труб, то тиск
[image: image3427.png]Prp(ny = (%) ‘1-.. + Py



 (11.25)
Тиск зарядки сильфона кожного клапана при температурних умовах свердловини
[image: image3428.png]P, = Pra(a)(l = RB) + Prp(m)R



 (11.26)
і тиск зарядки сильфона при стендових умовах
[image: image3429.png]Pomt = Poiy/Kin:



 (11.27)
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Глава  12
Експлуатація свердловин штанговими насосними установками
12.1. Штангова свердловинне—насосна установка
Суть цього способу експлуатації полягає у тому, що у свердловині розміщують плун​жерний (поршневий) насос, який приводиться у дію поверхневим приводом за допомогою колони штанг (рис. 12.1).
Для експлуатації на свердловині встановлюють штангову свердловинно-насосну уста​новку (ШСНУ)та обладнання гирла. ШСНУ включає верстат-качалку (ВК), гирловий сальник, насосно-компресорні труби (НКТ), насосні штанги (ШН), штанговий свердло​винний насос (ШСН) і різні захисні пристрої, що поліпшують роботу установки в ускладне​них умовах.
[image: image3430.png]



Рис. 12.1. Схема штангової свердловинно-насосної установки:
1-експлуатаційна колона; 2-всмоктуючий клапан; 3-циліндр насоса; 4-плунжер; 5-нагнітальний клапан; 6-насоснс— компре​сорні труби; 7-насосні штанги; 8-хрестовина; 9-гирловий патрубок; 10-зворотний клапан для перепуску газу; 11-зворотний клапан на викидній літі; 12-тртннк; 13-гмрповнн сальник; 14-гирловий шток; 15-канатна підвіска; 16-головка балансира; 17-балансир; 18-стояк; 19-балансирний вантаж; 20-иапун; 21-кривошипний вантаж; 22-кривошип: 23-редуктор; 24-вдений шків (з протилежної сторони гальмівний шків); 25-клинопасова передача; 26-електродвигун на поворотних полозках; 27-ведучий шків; 28-paua; 29-блок керування
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Верстат-качалка - індивідуальний балансирний механічний привід ШСН. Верстати-ка-чалки випускали за стандартами 1951, 1956 та 1966 років. Тепер ВК випускають у двох ви​конаннях: типу СК другої модифікації за ГОСТ 5866-76 (7 типорозмірів) і типу СКД за ОСТ 26-16-08-87 (6 типорозмірів). Характерною особливістю ВК типу СКД є те, що кінематична схема перетворюючого механізму несиметрична (дезаксіальна), внаслідок чо​го підвищується кінематичне відношення, зменшуються габарити і маса.
Технічні характеристики ВК і області їх застосуванння наведені у таблицях 12.1 і 12.2. У шифрі, наприклад СК 5-3-250, вказано: СК - верстат-качалка; 5 - найбільше допустиме навантаження Ртлх на головку балансира у точці підвісу штанг, помножене на 10 кН; 3 -найбільша довжина гирлового (полірованого) штока s, м; 2500 - найбільший допустимий крутильний момент МКр шах на веденому валі (осі) редуктора, помножений на 10-2 кН· м. Додатково ВК характеризують числом п коливань балансира (подвійних ходів) за хвилину, яке змінюється у межах від 5 до 15 хв-1.
Таблиця 12.1
	Типорозмір верстата-качалки
	рmax,

кН
	s,
м
	МКр шах кНм
	п, хв-1
	Типорозмір верстага-качалки
	Ртах,кН
	s,
м
	МКр шах 

 кН ·м
	п, 
хв-1

	СК 3-1, 2-630
	зо
	1,2
	6,3
	5-15
	СКД 3-1, 5-7 10
	ЗО
	1,5
	7,1
	5-15

	СК 5-3-2500
	50
	3,0
	25
	5-15
	СКД 4-2, 1-1 400
	40
	2,1
	14
	5-15

	СК 6-2, 1-2500
	60
	2,1
	25
	5-15
	СКД 6-2,5-2800
	60
	2,5
	28
	5-14

	СК 8-3,5-4000
	80
	3,5
	40
	5-12
	СКД 8-3-4000
	80
	3,0
	40
	5-14

	СК 8-3,5-5600
	80
	3,5
	56
	5-12
	СКД 10-3,5-5600
	100
	3,5
	56
	5-12

	СК 10-3-5600
	100
	3,0
	56
	5-12
	СКД 12-3,0-5600
	120
	3,0
	56
	5-12

	СК 12-2,5-4000
	120
	2,5
	40
	5-12
	
	
	
	
	


Таблиця 12.2
	Типорозмір версгага-качалки
	Довжина ходу, м
	Діаметри насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	43
	55
	68
	93

	СК 3-1, 2-630
СК 5-3-2500 
СК 6-2, 1-2500 
СК 12-2,5-4000 
	0,6
1,2
1,3 
3
0,9
2,1
1,2 
2,5
	1160
4,4 
1050
10 
1490
9
1255
23,7 
1895
6 
1600
19 
2340
5,2 3410
18,3
	1070
5,4 
950
14 
1400
11,3 
1160
30,3
1715
7
 1500
24 
2050
7,6 2990
20
	950
7,1 
840
19,3 
1270
15 
1005
42,3 
1445
10,2 1360
32 
1740
10,2 2600
25,4
	830
9
740
24,4 
1130
19 
870
54 
1300
12,5 1200
40,4 
1560
12,7 2260
30,2
	635
15,2 
570
40,3 
900
30,2 
700
87,1 
1030
14,7 910
65 
1250
20 1210
60
	440
26,9 
400
64,2 
700
48,8 
550
134,5 
870
26,3 670
103,2 
1110
30,6 840
104
	405
103,7 
345
256,5 
500
71,3 420
204 
840
55,3 560
200
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Продовження табл. 12.2
	Типорозмір верстата-качалки
	Довжина ходу.м
	Діаметри насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	43
	55
	68
	93

	СК 8-3,5-4000 
СК 8-3,5-5600 

СК 10-3-5600 

СКДЗ-1,5-710 

СКД 4-2, 1-1 400 

СКД 6-2,5-2800 

СКД 8-3-4000 

СКД 10-3,5-5600 

СКД 12-3-5600

	1,8 
3,5
1,8 

3,5
1,5
 3
0,9
1,5
0,9
2,1
0,9
2,5
1,6 
3
1,8
 3,5
1,6 
3

	2305
12
1620
28
2305
12
1970
27,5
2610
8,3 2590
22,6 1166
7,5 1022
14,2 1484
6,7 1264
20,3
1810
5,2 1804
22,0 2187
10,2 1956
23,1 
2788
11,5 2446
27,5 
2689
9,1 3161
22,7
	2235
14
1445
35,2
2235
14
1900
34,6
2290
10,1 2450
28
1078
9,4
906
18,3 1372
8,2 1127
25,8
1676
6,6 1490
28,5 2064
12,3 1843
29,1 
2552
13,4 2305
34 
2363
11 
2989
26,6
	1960
18
1240
49,2
1960
18
1670
46,8
1950
13,3 2290
35,5 870
13,5 727
25,7 1209
10,6 919
36,1
1369
8,8 1453
37,0 1867
15,5 1661
39,3
2172
17,3 2041
45,3 
2011
14,3 2691
32,5
	1750
22,3 1060
62,5
1750
22,3 1445
59,6
1750
16,3 2000
43,5 754
17,3 598
33,1 1045
13,8 780
46,1
1145
11,0 1251
48,0 1346
25,0 1176
53,7 
1694
27,5 1389
62,7 
1997
19,1 1808
50,3
	1370
36
825
101,4
1370
36
1075
96,4
1400
25,4 1380
74,8 570
29,2 437
54,8 783
24,4 567
76,2
1065
17,7 857
82,1 1600
32,0 980
87,2 
1872
35,4 1106
101,9 
1733
29,4 1377
82,4
	985
65,5 620
158
985
65,5 815
153,3
1240
38,6 930
125,5 427
46,3 313
84,9 583
40,5 408
118,2
751
35,7 609
129,7 976
55,9 750
131,0 
1230
57,7 860
151,8 
1291
41,5 1028
122,0
	640
130,4 420
297,7
640
130,4 550
288,4
850
81
605
239,3
–

-

334
87,6
235
225,8
490
72,5
386
245,5 637
112,2 469
249,6 
796
120
 544
288,9 
971
74,4
 644
236,6


Примітка. В чисельнику наведені дані для глибини спуску, м, в знаменнику - для подачи, м^/добу.
Використовують також безбалансирні верстати механічної дії типу СБМ. Вони дають змогу досягнути збільшення довжини ходу гирлового штока та поліпшити умови роботи вузлів редуктора, а також колони штанг. Технічна характеристика СБМ наведена нижче:
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	Параметр
	СБМЗ-1,8-700
	СБМ6-3-2500
	СБШ2-5-8000

	Найбільше допустиме наванта-ження у точці підвісу штанг, Н 
	300
	600
	1200

	Довжина ходу точки підвісу штанг, мм: 
	450-1800
	900-3000
	2000-5000

	при безсгупеневій зміні 
	450
	900
	200

	при ступеневій зміні 
	600
	1200
	2500

	 
	750
	1500
	300

	 
	900
	1800
	3500

	 
	1050
	2100
	4000

	 
	1200
	2400
	4500

	 
	1350
	2700
	5000

	 
	1500
	3000
	

	 
	1650
	
	

	 
	1800
	
	

	Найбільший допустимий крутильний момент на веде​ному валі редуктора, Н • м 
	70
	250
	800

	Число коливань точки підвісу штанг, хв.-1 
	5-15
	6-15
	5-10


Гирлове обладнання включає гирловий сальник, хрестовик і запірні крани. В обладнанні гир​ла типу ОУ-140-146/168-65Б і ОУ-140-146/ 168-65БХЛ колона НКТ розміщена ексцентричне відносно осі свердловини, що дає змогу спускати у міжтрубний (затрубний) простір свердловинні прилади для дослідження, а труби підвішені на конусі у хрестовині. Для перепуску газу із затруб-ного простору у викидну лінію і запобігання розливу нафти при обриві гирлового штока передба​чені зворотні клапани. В обладнанні типу ОУШ-65/50х140 і ОУШ-65/50х40 ХЛ передбачена муфтова підвіска НКТ. Обладнання розраховане на робочий тиск 14 МПа.
Гирлові сальники виготовляють з одинарним (для свердловин з низьким статичним рівнем і без газопроявів; найбільший тиск при нерухомому штоці 7 МПа) і подвійним ущільненням (для свердловин з високим статичним рівнем і з газопроявами; аналогічно тиск 14 МПа), а робочий тиск для них становить 4 МПа.
Насосні штанги (ШН) виготовляють зі сталей і випускають діаметром (по тілу) 12, 16, 19, 22, 25, 28 мм і довжиною 8 м для нормальних і корозійних умов експлуатації, а також укорочені довжиною 1; 1,2; 1,5; 2 і 3 м ( табл.12.3, 12.4). Муфти до штанг випускають з'єднувальні та перевідні (типи МШ і МШШ. Різьба штанги - метрична спеціальна.
Таблиця 12.3
	Показник штанг
	Область застосування штанг
	Допустиме зведене напруження у штангах, ≤ Н/мм2 (за форму​лою Одінга)

	Марка сталі
	Вид термічної обробки
	Умови експлуатації по корозійності продукції свердловини
	Діаметр насосів, мм
	

	40 
	Нормалізація 
	Некорозійні 
	28-95 
	70 

	
	Нормалізація і термообробка СВЧ 
	
	28-43 
	120 

	
	
	
	55-95 
	100 

	20Н2М 


	Нормалізація 
	Некорозійні 
	28-95 
	90 

	
	
	Корозійні (з впливом H2S) 
	
	60 

	
	Нормалізація і термо​обробка СВЧ 


	Некорозійні 

	28-43 
	130 

	
	
	
	55-95 
	110 

	
	
	Корозійні (без впливу H2S) 
	28-95 
	100 

	
	Об'ємне   загартуван​-ня і високий відпуск

	Некорозійні 
	28-95 


	100 70 



	
	
	Корозійні 
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Продовження табл. 12.3
	Показник штанг 
	Область застосування штанг 
	Допустиме зведе-не напруження у штангах, ≤Н/мм2 (за форму​лою Одінга) 

	Марка сталі 
	Вид термічної обробки 
	Умови експлуатації по корозійності продукції свердловини
	Діаметр насосів, мм
	

	30ХМА 


	Нормалізація і висо​кий від-пуск з наступ​ною термооб-робкою СВЧ 
	Некорозійні

	28-43
	130

	
	
	
	55-93
	по

	
	
	Корозійні
	28-95
	90

	15НЗМА 


	Нормалізація і термо​обробка СВЧ 


	Некорозійні

	28-43
	170

	
	
	
	55-95
	150

	
	
	Корозійні (з впливом Н2S)
	28-95
	120

	15Х2НМФ 
	Загартування і висо​кий відпуск або нор​малізація і високий відпуск
	Некорозійні
	28-95
	100

	
	
	Корозійні (без впливу 2S)
	
	90


Таблиця 12.4
	Параметри

	Характеристика насосних штанг діаметром, мм

	
	16
	19
	22
	25

	Площа поперечного  перерізу 
	
	
	
	

	штанги (по тілу) , см2 
	2,01
	2,83
	3,8
	4,91

	Зовнішній діаметр муфти, мм: 
	
	
	
	

	без зрізу 
	34
	40
	45
	50

	зі зрізом під ключ 
	36
	42
	46
	-

	Маса штанги (кг) при довжині, 
	
	
	
	

	мм: 
	
	
	
	

	1000 
	2,07
	2,89
	3,71
	5,17

	1200 
	2,39
	3,25
	4,3
	5,85

	1500 
	2,86
	3,92
	5,2
	7,12

	2000 
	3,65
	5,03
	6,7
	9,08

	3000 
	5,23
	7,26
	9,68
	12,93

	8000 
	12,93
	18,29
	24,5
	31,65

	Маса муфти, кг: 
	
	
	
	

	без зрізу 
	0,32
	0,47
	0,65
	1,04

	зі зрізом під ключ 
	0,4
	0,53
	0,68
	-  -


Сальникові гирлові штоки (типу ШСУ) - це особливі штанги, вони поліровані, їх випу​скають трьох типорозмірів. Дані наведені нижче:
	Показник сальникових штоків
	ШСУ 31-2600
	ШСУ 31-4600
	ШСУ 36-5600

	Найбільше навантаження на шток, кН
	65
	65
	100

	Приєднувальна різьба насосних штанг за
	
	
	

	ГОСТ 13877-80, мм
	ШН22
	ШН22
	ШН25

	Габарити:
	
	
	

	діаметр, мм
	31
	31
	36

	довжина, мм 
	2600
	4600
	5600

	Маса, кг 
	15 
	27 
	46 
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Підвіски гирлового штока дають змогу дослідити установку за допомогою гідравлічного дина​мографа, а також регулювати встановлення плунжера у циліндрі насоса. Дані наведені нижче:
	Параметр підвіски сальникового штока 
	ПСШ-3
	ПСШ-6
	ПСШ-15

	Найбільше допустиме навантаження, кН 
	зо
	60
	150

	Діаметр гирлового штока, мм 
	31
	31
	36

	Діаметр каната, мм 
	16
	22,5
	25,5


Штангові свердловинні насоси (ШСН) випускають для нормальних і ускладнених (ви​нос піску, абразивне середовище, висока в'язкість, велика кількість газу, форсування відбору) умов експлуатації (табл. 12.5; рис. 12.2).
Таблиця 12.5
	Штанговий насос
	Умовний розмір, мм
	Довжина ходу, мм
	Вміст ме​ханічних домішок, г/л
	В'язкість видобува-льної
рідини,
Па-с, не більше
	Об'ємний вміст вільного га​зу, % , не більше
	рН

	НВ1Б
	29; 32; 38; 44; 57
	1200-6000
	
	
	
	

	НВ2Б
	32; 38; 44; 57
	1800-6000
	
	
	
	

	НН2Б
	32; 44; 57; 70; 95
	1200-4500
	
	
	
	

	НВ1С
	29; 32; 38; 44; 57
	1200-3500
	До 1,3
	
	
	

	НН2С
	32; 44; 57; 70; 95
	1200-3500
	
	
	
	4,2-6.8

	НН1С
	29; 32; 44; 57
	900
	
	0,025
	10
	

	НН2БУ
	44; 57
	1800-3500
	
	
	
	

	ННБА
	70; 95; 102
	2500-4500
	
	
	
	

	НВ1Б...И
	29; 32; 38; 44; 57
	1200-6000
	
	
	
	

	НН2Б...И
	32; 44; 57; 70; 95
	1200-4500
	Більше
	
	
	6-8

	НВ1БТ...И
НН2БТ...И
	44; 57
	1200-3000
	1,3
	
	
	

	НВ1БД1
	38/57; 57/44
	1800-3500
	До 1,3
	0,3
	
	4,2-6,8

	ННБД1
	44/29; 57/32; 70/44
	1800-3000
	
	
	
	

	НВ1БД2
	38/57
	1800-3500
	
	0,025
	25
	


Для всіх насосів також рекомендується допускати обводненість продукції до 99 %, тем​пературу не вище 403 К, мінералізацію води не більше 200 мг/л, вміст сірководню не має перевищувати 0,1 об. %.
Розрізняють вставні (НВ) і невставні (НН) свердловинні насоси. Вставний насос у зібраному вигляді спускається у свердловину на колоні штанг і кріпиться у колоні НКТ за допомогою замкової опори типу ОМ (табл. 12.6). Циліндри невставних насосів спускають у свердловину на кінці колони НКТ, а плунжер - на кінці насосних штанг. Насоси типу НН рекомендується використовувати при малих глибинах спуску, а типу НВ - при великих (орієнтовна границя 1200 м). Технічні характеристики насосів подані в табл. 12.7 і 12.8.
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Таблиця 12.6
	Замкова
опора
 
	Різьба
труб за
ГОСТ 633-80
 
	Робо-
чий тиск.
МПа
 
	Мак-си-
мальне
зусилля зриву
замка,
кН
	Габаритні розміри,
мм
	Маса, кг
 
	Застосовність з насосами
 

	
	
	
	
	діа-метр
 
	дов-жи​на
 
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	

	ОМ-60 
	60 
	35 
	3,0 
	73 
	3290 
	26 
	НВ1С-29: НВ1С-32: НВ1Б-29 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1Б-32: НВ2Б-32, НВ1Б-29, 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1Б-32 

	ОМ-73 
	73 
	ЗО 
	3,5 
	89 
	3317 
	35 
	НВ1С-38, НВ1С-44, НВ1Б-38, 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1Б-44, НВ2Б-38, НВ2Б-44, 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1БТ-44, НВ1Б-38, 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1Б-44 

	ОМ-89 
	89 
	25 
	3,5 
	102 
	3367 
	53 
	НВ1С-57, НВ1Б-57, НВ2Б-57, 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1БД1 -38/57, НВ1БД1 -57/44, 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1БД2-38/57, НВ1БТ-57, 

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	НВ1Б-57 


Таблиця 12.7
	Насос

	Діаметр насоса, мм

	Дов-жи​на ходу плун-же​ра, мм
	Ідеаль-на подача при п=10хв-1, м3/добу
	На-пір, м

	Довжина плун​жера,
мм

	Приєдну​вальна різьба до штанг (ГОСТ 13877-80)

	Габаритні розміри, мм, не більше
	Маса, кг, не більше


	
	
	
	
	
	
	
	діа-метр
	дов-жина
	

	НВ1С-29-12-15 
	29 


	1200 
	11,4 
	1500 
	1200 
	Ш19 


	48,2 


	4000 
	36 

	НВ1С-29-18-15
	
	1800
	17,1
	2500

	1800
	
	
	4600
	42,3

	НВ1С-29-18-25
	
	
	
	
	
	
	
	5200

	48


	НВ1С-29-25-15
	
	2500

	23,8

	1500
	1200
	
	
	
	

	НВ1С-29-25-25
	
	
	
	2500
	1800
	
	
	5800

	53,5


	НВ1С-29-30-15
	
	3000

	28,5

	1500
	1200
	
	
	
	

	НВ1С-29-30-25
	
	
	
	2500
	1800
	
	
	6400
	59,5

	НВ1С-32-12-15
	32

	1200
	14
	1500
	1200
	
	
	4000
	33

	НВ1С-32-18-15
	
	1800

	21

	2200

	1800

	
	
	4600
	39

	НВ1С-32-18-22
	
	
	
	
	
	
	
	5200

	45


	НВ1С-32-25-15
	
	2500

	29

	1500
	1200
	
	
	
	

	НВ1С-32-25-22
	
	
	
	2200
	1800
	
	
	5800

	49


	НВ1С-32-30-15 
	
	3000 


	35 


	1500 
	1200 
	
	
	
	

	НВ1С-32-30-22 
	
	
	
	2200 
	1800 
	
	
	6400 
	53,5 

	НВ1С-38-12-15 
	
	1200 
	20 
	1500 
	1200 
	
	59,7 


	4100 
	52 

	НВ1С-38-18-15 
	
	1800 


	29,5 


	2000 


	1500 


	
	
	4700 
	62,5 

	НВ1С-38-18-20 
	
	
	
	
	
	
	
	5000 
	64,5 
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Продовження табл. 12.7
	Насос
	Діа-метр на-соса, мм
	Дов-жи​на ходу плунже​ра, мм
	Ідеаль-на подача при п=10хв-1, м3/добу
	Напір, м
	Дов-жина плун​жера, мм
	Приєдну​вальна різьба до штанг (ГОСТ 13877-80)
	Габаритні розміри, мм, не більше
	Маса, кг, не більше

	
	
	
	
	
	
	
	діа-метр
	дов-жина
	

	НВ1С-38-25-15 
	38 
	2500 
	41 
	1509 
	1200 
	 
	 
	5300 
	69,5 

	НВ1С-38-25-20 
	
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	5600 
	72,5 

	НВ1С-38-30-15 
	
	3000 
	49 
	1500 
	1200 
	
	
	5900 
	77,5 

	НВ1С-38-30-20 
	
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	6200 
	81,5 

	НВ1С-38-35-15 
	 
	3500 
	57,5 
	1500 
	1200 
	
	
	6500 
	85,5 

	НВ1С-38-35-20 
	
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	6800 
	88,5 

	НВ1С-44-12-15 
	44 
	1200 
	26,3 
	1500 
	1200 
	
	
	4100 
	48 

	НВ1С-44-18-15 
	
	1800 
	39,4 
	
	
	
	
	4700 
	54,5 

	НВ1С-44-25-15 
	
	2500 
	54,7 
	
	
	
	
	5300 
	61,5 

	НВ1С-44-30-15 
	
	3000 
	65,6 
	
	
	
	
	5900 
	67,5 

	НВ1С-44-30-15 
	
	3500 
	76,6 
	
	
	
	
	6500 
	74 

	НВ1С-57-18-12 
	57 
	1800 
	66,1 
	1200 
	
	Ш22 
	72,9 
	4750 
	72,5 

	НВ1С-57-25-12 
	
	2500 
	91,8 
	
	
	
	
	5350 
	80 

	НВ1С-57-30-12 
	
	3000 
	110,2 
	
	
	
	
	5950 
	88,5 

	НВ1С-57-35-12 
	
	3500 
	128,5 
	
	
	
	
	6510 
	96,5 

	НВ1Б-29-12-15 
	29 
	1200 
	11,4 
	1500 
	1200 
	Ш19 
	48,2 
	4050 
	33 

	НВ1Б-29-18-15 
	
	1800 
	17,1 
	 
	 
	
	
	4650 
	38 

	НВ1Б-29-18-25 
	
	
	
	2500 
	1800 
	
	
	5250 
	43 

	НВ1Б-29-25-15 
	
	2500 
	23,8 
	1500 
	1200 
	
	
	
	

	НВ1Б-29-25-25 
	
	
	
	2500 
	1800 
	
	
	5850 
	47 

	НВ1Б-29-30-15 
	
	3000 
	28,5 
	1500 
	1200 
	
	
	
	

	НВ1Б-29-30-25 
	
	
	
	2500 
	1800 
	
	
	6450 
	52 

	НВ1Б-32-12-15 
	32 
	1200 
	14 
	1500 
	1200 
	
	
	4050 
	33 

	НВ1Б-32-18-15 
	
	1800 
	21 
	
	
	
	
	4650 
	40,5 

	НВ1Б-32-18-22 
	
	
	
	2200 
	1800 
	
	
	5250 
	46 

	НВ1Б-32-25-15 
	
	2500 
	29 
	1500 
	1200 
	
	
	
	

	НВ1Б-32-25-22 
	
	
	
	2200 
	1800 
	
	
	5850 
	49 

	НВ1Б-32-30-15 
	
	3000 
	35 
	1500 
	1200 
	
	
	
	

	НВ1Б-32-30-22 
	
	
	
	2200 
	1800 
	
	
	6450 
	53,5 

	НВ1Б-38-12-15 
	 
	1200 
	20 
	1500 
	1200 
	
	
	4100 
	45 
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Продовження табл. 12.7
	Насос
	Діаметр насоса, мм
	Довжи​на ходу плунже​ра, мм
	Ідеальна подача при n=J. Охв-1 м3/добу
	Напір, м
	Довжина плун​жера, мм
	Приєдну​вальна різьба до штанг (ГОСТ 13877-80)
	Габаритні розміри, мм, не більше
	Маса, кг, не більше

	
	
	
	
	
	
	
	діаметр
	довжина
	

	НВ1Б-38-18-15 
	38 
	1800 
	29,5 
	 
	 
	 
	59,7 
	4700 
	51 

	НВ1Б-38-18-20 
	
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	5000 
	54,5 

	НВ1Б-38-25-15 
	
	2500 
	41 
	1500 
	1200 
	
	
	5300 
	57,5 

	НВ1Б-38-25-20 
	
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	5600 
	61,5 

	НВ1Б-38-30-15 
	
	3000 
	49 
	1500 
	1200 
	
	
	5900 
	63,5 

	НВ1Б-38-30-20 
	
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	6200 
	67 

	НВ1Б-38-35-15 
	
	3500 
	57,5 
	1500 
	1200 
	
	
	6500 
	70 

	НВ1Б-38-35-20 
	
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	6800 
	73,5 

	НВ1Б-38-45-15 
	
	4500 
	73,5 
	1500 
	1200 
	
	
	7400 
	77,5 

	НВ1Б-38-45-20 
	 
	
	
	2000 
	1500 
	
	
	7700 
	82,5 

	НВ1Б-38-60-15 
	
	6000 
	98 
	1500 2000 
	1200 1500 
	
	
	8900 
	95,5 

	НВ1Б-38-60-20 
	
	
	
	
	
	
	
	9200 
	99 

	НВ1Б-44-12-15 
	44 
	1200 
	26,3 
	1500 
	1200 
	
	
	4100 
	48 

	НВ1Б-44-18-15 
	
	1800 
	39,4 
	
	
	
	
	4700 
	55 

	НВ1Б-44-25-15 
	
	2500 
	54,7 
	
	
	
	
	5300 
	63 

	НВ1Б-44-30-15 
	
	3000 
	65,6 
	
	
	
	
	5900 
	68 

	НВ1Б-44-35-15 
	
	3500 
	76,6 
	
	
	
	
	6500 
	74 

	НВ1Б-44-45-15 
	
	4500 
	98,5 
	
	
	
	
	7400 
	88 

	НВ1Б-44-60-15 
	
	6000 
	131,3 
	
	
	
	
	8900 
	105 

	НВ1Б-57-18-12 
	57 
	1800 
	66,1 
	1200 
	
	Ш22 
	72,9 
	4800 
	73 

	НВ1Б-57-25-12 
	
	2500 
	91,8 
	
	
	
	
	5400 
	82,5 

	НВ1Б-57-30-12 
	
	3000 
	110,2 
	
	
	
	
	6000 
	92 

	НВ1Б-57-35-12 
	
	3500 
	128,5 
	
	
	
	
	6600 
	98 

	НВ1Б-57-45-12 
	
	4500 
	165,3 
	
	
	
	
	7500 
	108 

	НВ1Б-57-60-12 
	
	6000 
	220,4 
	
	
	
	
	9000 
	135 

	НВ2Б-32-18-35 
	 
	1800 
	21 
	3500 
	 
	 
	48,2 
	5350 
	46 

	НВ2Б-32-25-35 
	32 
	2500 
	29 
	
	
	
	
	5950 
	52 

	НВ2Б-32-30-35 
	 
	3000 
	35 
	
	
	
	
	6550 
	57 

	НВ2Б-38-25-35 
	 
	2500 
	41 
	
	
	 
	 
	6000 
	61 

	НВ2Б-38-30-35 
	 
	3000 
	49 
	
	
	
	
	6600 
	68 
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Продовження табл. 12.7
	Насос
	Діа-метр насоса,
мм
	Довжи​на ходу плунже​ра, мм
	Ідеальна подача при n=J.OxB-l, м3/Добу
	Напір, м
	Довжина плун​жера, мм
	Приєдну​вальна різьба до штанг (ГОСТ 13877-80)
	Габаритні розміри, мм, не більше
	Маса, кг, не більше

	
	
	
	
	
	
	
	діаметр 
	довжина 
	

	НВ2Б-38-35-35 
	38 
	3500 
	57,5 
	 
	1800 
	Ш19 
	59,7 
	7200 
	75 

	НВ2Б-38-45-35 
	
	4500 
	73,5 
	
	
	
	
	8100 
	86 

	НВ2Б-38-60-35 
	
	6000 
	98 
	
	
	
	
	9600 
	102 

	НВ2Б-44-25-30 
	44 
	2500 
	54,7 
	3000 
	
	
	
	6000 
	70 

	НВ2Б-44-30-30 
	
	3000 
	65,6 
	
	
	
	
	6600 
	76,5 

	НВ2Б-44-35-30 
	
	3500 
	76,6 
	
	
	
	
	7200 
	82 

	НВ2Б-44-45-30 
	
	4500 
	98,5 
	
	
	
	
	8100 
	94 

	НВ2Б-44-60-30 
	
	6000 
	131,3 
	
	
	
	
	9600 
	112 

	НВ2Б-57-30-25 
	57 
	3000 
	110,2 
	2500 
	
	Ш22 
	72,9 
	6680 
	98 

	НВ2Б-57-35-25 
	
	3500 
	128,5 
	
	
	
	
	7280 
	104 

	НВ2Б-57-45-25 
	
	4500 
	155,3 
	
	
	
	
	9180 
	125 

	НВ2Б-57-60-25 
	
	6000 
	220,4 
	
	
	
	
	9680 
	147 


Таблиця 12.8
	Насос
	Діа-метр насоса, мм
	Довжи​на ходу плун-же​ра, мм
	Ідеальна подача при п=10хв-1, м3/добу
	Напір, м
	Довжи​на плун​жера, мм
	Приєднувальна різьба
	Габаритні розміри мм, не більше
	Маса, кг, не більше

	
	
	
	
	
	
	до труб фільт-рів (ГОСТ 633--80)
	ДО штанг (ГОСТ 13877 —80)
	діа-метр
	дов-жи​на
	

	ННБА-70-25-10 
	70 
	2500' 
	138,5 
	1000 
	1200 
	73 
	Ш22 
	91 
	5350 
	135 

	ННБА-70-30-10 
	
	3000 
	166,2 
	
	
	
	
	
	5950 
	147 

	ННБА-70-35-10 
	
	3500 
	193,9 
	
	
	
	
	
	6550 
	160 

	ННБА-70-45-10 
	
	4500 
	249,3 
	
	
	
	
	
	7450 
	178 

	ННБА-95-25-08 
	95 
	2500 
	255 
	800 
	
	89 
	Ш25 
	114 
	5400 
	200 

	ННБА-95-30-08 
	
	3000 
	306 
	
	
	
	
	
	6000 
	215 

	ННБА-95-35-08 
	
	3500 
	357 
	
	
	
	
	
	6600 
	231 

	ННБА-95-45-08 
	
	4500 
	459,1 
	
	
	
	
	
	7500 
	280 

	ННБА- 102-25-07 
	102 
	2500 
	249 
	700 
	
	
	
	
	5500 
	174 

	ННБА-102-30-07 
	
	3000 
	352,8 
	
	
	
	
	
	6100 
	188 

	ННБА-102-35-07 
	
	3500 
	411,6 
	
	
	
	
	
	6700 
	203 

	ННБА- 102-45-07 
	
	4500 
	529,2 
	
	
	
	
	
	7500 
	232 
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Продовження табл. 12.8
	Насос
	Діаметр насоса, мм
	Довжи​на ходу плунже​ра, klM
	Ідеальна подача при п=10хв-1, м3/Д°бу
	Напір, м
	Довжи​на плун​жера, мм
	Приєднувальна різьба
	Габаритні розміри мм, не більше
	Маса, кг, не більше

	
	
	
	
	
	
	до труб фільтрів (ГОСТ 633--80) 
	до штанг (ГОСТ 13877 -80) 
	діаметр 
	довжи​на 
	

	НН1С-29-09-12 
	29 
	900 
	8,8 
	1200 
	1200 
	48 
	Ш16 
	56 
	2600 
	25 

	НН1С-32-09-12 
	32 
	
	10,4 
	
	
	
	
	
	
	24 

	HH1C-44-09-15 
	44 
	
	19,7 
	1500 
	
	60 
	Ш19 
	70 
	2700 
	53,5 

	HH1C-57-09-12 
	57 
	
	33 
	1200 
	
	73 
	
	84 
	
	66 

	HH2C-32-12-12 
	32 
	1200 
	14 
	1200 
	1200 
	48 
	Ш16 
	56 
	3200 
	29 

	HH2C-32-18-12 
	
	1800 
	21 
	
	
	
	
	
	3850 
	33 

	HH2C-32-25-12 
	
	2500 
	29 
	
	
	
	
	
	4400 
	38 

	HH2C-32-30-12 
	
	3000 
	35 
	
	
	
	
	
	5000 
	42 

	HH2C-44-12-15 
	44 
	1200 
	26,3 
	1500 
	
	60 
	Ш19 
	70 
	3050 
	60 

	HH2C-44-18-15 
	
	1800 
	39,4 
	
	
	
	
	
	3650 
	72 

	HH2C-44-25-15 
	
	2500 
	54,7 
	
	
	
	
	
	4250 
	83 

	HH2C-44-30-15 
	
	3000 
	65,6 
	
	
	
	
	
	4850 
	96 

	HH2C-44-35-15 
	
	3500 
	76,6 
	
	
	
	
	
	5450 
	107 

	HH2C-57-12-12 
	57 
	1200 
	44 
	1200 
	
	73 
	 
	84 
	3050 
	70 

	HH2C-57-18-12 
	
	1800 
	66,1 
	
	
	
	
	
	3650 
	80 

	HH2C-57-25-12 
	
	2500 
	91,8 
	
	
	
	
	
	4250 
	90 

	HH2C-57-30-12 
	
	3000 
	110,2 
	
	
	
	
	
	4850 
	98 

	HH2C-57-35-12 
	
	3500 
	128,5 
	
	
	
	
	
	5450 
	115 

	HH2C-70-25-10 
	70 95 
	2500 
	138,5 
	1000 800 
	
	89 114 
	Ш22 Ш25 
	102 130 
	4250 
	116 

	HH2C-70-30-10 
	
	3000 
	166,2 
	
	
	
	
	
	4850 
	131 

	HH2C-70-35-10 
	
	3500 
	193,9 
	
	
	
	
	
	5450 
	144 

	HH2C-95-25-08 
	
	2500 
	255 
	
	
	
	
	
	4550 
	156 

	HH2C-95-30-08 
	
	3000 
	306 
	
	
	
	
	
	5150 
	201 

	HH2C-95-35-08 
	
	3500 
	357 
	
	
	
	
	
	5750 
	221 

	НН2Б-32-12-12 
	32 
	1200 
	14 
	1200 
	 
	48 
	Ш16 
	56 
	3200 
	29 

	НН2Б-32-18-12 
	
	1800 
	21 
	
	
	
	
	
	3800 
	34 

	НН2Б-32-25-12 
	
	2500 
	29 
	
	
	
	
	
	4400 
	39 

	НН2Б-32-30-12 
	
	3000 
	35 
	
	
	
	
	
	5000 
	43 

	НН2Б-44-12-15 
	 
	1200 
	26,3 
	 
	
	 
	 
	 
	3050 
	40 
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Продовження табл. 12.8
	Насос
	Діаметр насоса, мм
	Довжи​на ходу плунже​ра, мм
	Ідеальна подача при п=10хв-1, м3/добу
	Напір, м
	Довжи​на плун​жера, мм
	Приєднувальна різьба
	Габаритні розміри мм, не більше
	Маса, кг, не більше

	
	
	
	
	
	
	до труб фільтрів (ГОСТ 633--80)
	до штанг (ГОСТ 13877 -80)
	діаметр 
	довжи​на 
	

	НН2Б-44-18-15 
	44 
	1800 
	39,4 
	1500 
	1200 
	60 
	Ш19 
	70 
	3650 
	55 

	НН2Б-44-25-15 
	
	2500 
	54,7 
	
	
	
	
	
	4200 
	64 

	НН2Б-44-30-15 
	
	3000 
	65,6 
	
	
	
	
	
	4850 
	71 

	НН2Б-44-35-15 
	
	3500 4500 
	76,6 98,5 
	
	
	
	
	
	5450 
	78 

	НН2Б-44-45-15 
	
	
	
	
	
	
	
	
	6350 
	92 

	НН2Б-57-12-12 
	57 
	1200 
	44 
	1200 
	
	73 
	
	84 
	3150 
	57 

	НН2Б-57-18-12 
	
	1800 
	66,1 
	
	
	
	
	
	3750 
	65 

	НН2Б-57-25-12 
	
	2500 
	91,8 
	
	
	
	
	
	4350 
	75 

	НН2Б-57-30-12 
	
	3000 
	110,2 
	
	
	
	
	
	4950 
	81 

	НН2Б-57-35-12 
	
	3500 
	128,5 
	
	
	
	
	
	5550 
	87 

	НН2Б-57-45-12 
	
	4500 
	165,3 
	
	
	
	
	
	6450 
	100 

	НН2Б-70-25-10 
	70 
	2500 
	138,5 
	1000 
	1200 
	89 
	Ш22 
	102 
	4400 
	92 

	НН2Б-70-30-10 
	
	3000 
	166,2 
	
	
	
	
	
	5000 
	100 

	НН2Б-70-35-10 
	
	3500 
	193,9 
	
	
	
	
	
	5600 
	ПО 

	НН2Б-70-45-10 
	
	4500 
	249,3 
	
	
	
	
	
	6500 
	124 

	НН2Б-95-25-08 
	95 
	2500 
	255 
	800 
	
	114 
	Ш25 
	130 
	4500 
	140 

	НН2Б-95-30-08 
	
	3000 
	306 
	
	
	
	
	
	5100 
	153 

	НН2Б-95-35-08 
	
	3500 
	357 
	
	
	
	
	
	5700 
	165 

	НН2Б-95-45-08 
	
	4500 
	459,2 
	
	
	
	
	
	6600 
	183 


Свердловинні насоси виготовляють 5 типів: НВ1 - вставні з замком зверху; НВ2 -вставні з замком знизу; НН - невставні без ловця; НН1 - невставні з захоплюючим штоком; НН2 - невставні з ловцем.
Випускають насоси 8 конструктивних виконань: Б - із товстостінним суцільним (безвту-лочним) циліндром; С - зі складеним (втулочним) циліндром (із набору втулок, стягнутих всередині кожуха фасонними гайками); Т - із пустотілим (трубчастим) штоком, який за​безпечує підйом рідини по каналу колони трубчастих штанг; А - із зчеплюючим пристроєм (тільки для насосів типу НН), який забезпечує зчеплення колони насосних штанг із плун​жером насоса; 'ДІ - одноступінчаті, двоплунжерні, які створюють гідравлічний важкий низ; Д2 - двоступінчасті, двоплунжерні, які забезпечують двоступінчастий стиск відкачуваної рідини; И - стійкі проти зношення (абразивностійкі) в середовищі з вмістом механічних домішок понад 1,3 г/л; без позначення - стійкі до середовища із вмістом ме​ханічних домішок до 1,3 г/л (нормальні).
В умовному шифрі насоса, наприклад, НВ2Б-44-25-30-1, позначено: НВ2 -
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насос вставний з замком знизу; Б - циліндр товстостінний й безвтулочний; 44 - діаметр насоса, мм; 25 - довжина ходу плунжера, помножена на 100 мм; ЗО - напір насоса, помножений на 100 м; 1 - група посадки.
Залежно від розміра зазора (на діаметр) у парі "циліндр-плунжер" випускають насоси чотирьох груп посадок, які наведені нижче:
	Група посадки
	Розмір зазора, им

	0
	До 0,045 /До 0,045

	1
	0,01-0,07/0,02-0,07

	2
	0,06-0,12/0,07-0,12

	3
	0,1І-0,17/0,2-0,17


Примітка.У чисельнику наведені дані для циліндрів Б, в знаменнику - для циліндрів С.
Плунжери випускають з кільцевими канавками, з циліндричними розточеннями на верхньому кінці (ПЇХ, ПІЙ), без (П2Х, П2И) і з хромовим покриттям зовнішньої поверхні (П1Х, П2Х) та покриттям зовнішньої поверхні стійким проти зношення порошком.
Клапани мають три виконання: К - з циліндричним сідлом і кулькою із нержавіючої сталі; КБ - те ж, сідло з буртиком; КИ - з циліндричним сідлом із твердого стопу і кулькою із нержавіючої сталі.
	[image: image3431.png]



Рис.12.2. Свердловинні штангові насоси



Застосування безвтулочних циліндрів (ЦБ) дало змогу підвищити міцність, стійкість проти зношення, транспортабельність порівняно зі складеними циліндрами (ЦС). Поєднання виконань И і Т теж підвищує стійкість до абразивного зношення. Двоплунжерні насоси типу НВ1БД1 та ННБД1 створюють при ході вниз додаткове скероване вниз зусил​ля, яке сприяє перемаганню гідравлічних опорів у насосі й опорів тертя колони штанг при відкачці високов'язких рідин, внаслідок чого зменшується ймовірність зависання штанг у високов'язкій рідині через великі сили тертя. У насосі НВ1БД2-38/57 відкачувана газована рідина двічі стискується, що дає змогу ефективно відкачувати рідини з великим вмістом вільного газу на прийомі (до 25 %). Розміщення замка внизу (тип НВ2) дає змогу розвантажити вставний насос від пульсуючих зу​силь, що забезпечує застосування його на більших глибинах, ніж насоси типу НВ1. Насоси типу НН виконання А (ННБА) призначені для форсованого відбору рідини, оскільки діаметр насоса майже дорівнює діаметру НКТ, причому насос у зібраному вигляді (з плунжером) спу​скається у свердловину на НКТ, а колона штанг пізніше автоматично зчеплюється з плунжером. У насосах типу НН1 при підйомі штанг головка захоплюючого што​ка опирається у наконечник плунжера і забезпечує підйом всмоктуючого клапана (для зливу рідини із НКТ), а у насосах ти​пу НН2 для підйому всмоктуючого клапа​на необхідно плунжер у крайньому ниж​ньому положенні повернути за допомогою штанг за годинниковою стрілкою, щоби ловець защіпив шток-ловець всмоктуючо​го клапана.
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Групу посадки насоса вибирають залежно від в'язкості відкачуваної рідини, глибини спуску насоса, температури і наявності піску і парафіну, тобто для зменшення витікань рідини через зазор. Чим більша в'язкість рідини, тим приймають вищу групу посадки. Для відкачки високов'язкої рідини чи рідини з високою температурою, а також з підвищеним вмістом піску і парафіну використовують насоси третьої групи посадки. При великій гли​бині спуску насоса застосовують насоси з меншим зазором. Насоси з групою посадки 0 і 1 використовують для відкачування малов'язкої нафти при глибині спуску більше 1200 м у свердловинах з підвищеними гирловими тисками, а насоси з групою 2 - для відкачки рідини малої і середньої в"язкості з глибин до 1200 м і середньою температурою.
При підвищених швидкостях відкачки (Sn > 34 м/хв, де 5 - довжина ходу сальникового штоку, м; и - число подвійних ходів за хвилину) або високій в'язкості рідини необхідно ви​бирати насоси зі збільшеними прохідними перерізами клапанів.
Насос вибирають з врахуванням складу відкачуваної рідини (наявність піску, газу), її властивостей (в'язкість, вміст домішок), дебіту і глибини його спуску, а діаметр НКТ- за​лежно від типу і умовного розміру насоса (табл. 12.7 і 12.8). При наявності високов'язкої рідини доцільно вибирати НКТ з умовним діаметром на 1 - 2 розміри більшим, ніж це вка​зано в табл. 12.7 і 12.8.
Компоновка свердловинної штангово-насосної установки із названих елементів здійснюється стосовно конкретної свердловини при проектуванні її експлуатації.
12.2. Гідравліко-технологічні розрахунки параметрів при експлуатації свердловин штанговими насосами
Ці розрахунки охоплюють визначення тисків у різних точках свердловин й у насосі, температури, параметрів продукції при різних тисках і температурах, об'ємних витрат про​дукції, сепарації газу на прийомі насоса, коефіцієнтів, що характеризують подачу насоса.
Розподіл температури по глибині свердловин доцільно виконувати за формулами Міщенко:
при розрахунку вздовж НКТ від гирла свердловини
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або
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 (12.2)
при розрахунку від заданої температури у свердловині вздовж НКТ (над насосом)
[image: image3434.png]Ty =Ty (1~ 8 'cm’

)



 (12.3)
або вздовж обсадної колони (під насосом)
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 (12.4)
де [image: image3436.png]T(z), T(z,)



- температура у точці свердловини з координатою[image: image3437.png]


 і [image: image3438.png]Zyy



 °С; [image: image3439.png]


- глибина, що відраховується від гирла, м;[image: image3440.png]


- висота, що відраховується від точки з заданою температу​рою [image: image3441.png]


 чи [image: image3442.png]


 м; [image: image3443.png]Ty T3 Toa



- температура відповідно біля викиду насоса, на гирлі та пластова, °С;. [image: image3444.png]§¢ = 27031074
=T (0, + 40)



— 0,202·10-4 -безмірний критерій Стантона; [image: image3445.png]Q.



- масо-
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вий дебіт свердловини, т/добу; d,[image: image3446.png]


- внутрішній діаметр НКТ і експлуатаційної (обсад-ної) колони, м; [image: image3447.png]


 - кут відхилення свердловини від вертикалі, ...°; с =[image: image3448.png]el —n) +

Colty



; с,[image: image3449.png]


- питома теплоємність відповідно продукції свердловини, нафти [[image: image3450.png]


= 2100Дж/(кгтрадус)] і води [[image: image3451.png]


= 4186 Дж/(кг-градус)], Дж/(кг-градус); [image: image3452.png]


 - об'ємно-витратна обводненість продукції. Тиск на вибої свердловини
[image: image3453.png]Py = Py — V7Kg, (H—L)pg + Papr




 (12.5)
де[image: image3454.png]


- вибійний тиск, Па;[image: image3455.png]


- пластовий тиск, Па; Q - дебіт свердловини (при умовах вибою), м3/доб; п - показник режиму фільтрації (1[image: image3456.png]>Kne2



0,5);[image: image3457.png]


 - коефіцієнт пропорціонаільності у рівнянні припливу або при п=1 коефіцієнт продуктивності свердловини, м3/[image: image3458.png](no6-ITa™



; Н - глибина свердловини (до середини інтервалу перфорації), м; L - глибина спуску насоса, м;[image: image3459.png]Pc



- густина газорідинної суміші в інтервалі вибій-прийом насоса (визначення див. 9.3), кг/м3; [image: image3460.png]


- прискорення вільного падіння, м/с2;[image: image3461.png]Pagp



- тиск на прий​омі насоса, Па,
[image: image3462.png]Prp = HPaap + Pliarp »



 (12.6)
де[image: image3463.png]


- занурення насоса під динамічний рівень, м;[image: image3464.png]Paarp



- середня густина газонафтової суміші у затрубному просторі вище прийому насоса, кг/м3;[image: image3465.png]


- тиск газу в затрубному просторі над рівнем рідини, Па. Густина [image: image3466.png]Prarp



 може бути визначена з умови барботажу відсепарованого у затрубний простір газу у нерухомій нафті; ії часто приймають рівною густині нафти при умовах на прийомі насоса. Тиск [image: image3467.png]P sarp



 пов'язаний із затрубним тиском  газу на гирлі свердловини[image: image3468.png]Paarp



барометричною формулою (9.3). Мінімально необхідний тиск на прийомі насоса
[image: image3469.png]Popmin = S Pp8/2 + Apyr(a) + Puy = Pluarp:



 (12.7)
де [image: image3470.png]Punp min



- тиск на прийомі, Па;[image: image3471.png]


- довжина ходу штока, м; [image: image3472.png]Pn



- густина рідини, кг/м3; [image: image3473.png]


 - втрати тиску у всмоктуючому клапані, Па; [image: image3474.png]


- пружність пари відкачуваної рідини, Па; [image: image3475.png]P sarp



- тиск газу у затрубному просторі над рівнем рідини, Па.
Мінімально необхідне занурення під динамічний рівень, м ,
[image: image3476.png]


 (12.8)
Витрата газорідинної суміші, м3/с
[image: image3477.png]


 (12.9)
де[image: image3478.png]


- об'ємна витрата рідини при тиску р, м3/с; [image: image3479.png]


(р, Т) - об'ємна витрата вільного га​зу при тиску р і температурі Т, м3/с.
Густина газонасиченої нафти, кг/м3, при тиску р
[image: image3480.png]Palp) =

Puz + PrCo(b)
bu(P)



 (12.10)
де [image: image3481.png]Pua



- густина дегазованої нафти, кг/м3;[image: image3482.png]Pro



 - густина газу при нормальних умовах, кг/м3; [image: image3483.png]Go(p)



- газонасиченість нафти при тиску р, м3/м3; [image: image3484.png]


- об'ємний коефіцієнт нафти при тиску р.
Густина водонафтової суміші (рідини) при тиску р, кг/м3,
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[image: image3485.png]_ Paall = fg) P
=T @ TR




 (12.11)
де [image: image3486.png]


- густина дегазованої води при поверхневих умовах, кг/м3;[image: image3487.png]


- об'ємний коефіцієнт води при тиску р.
Густина дегазованої рідини, кг/м3,
[image: image3488.png]Pox = Punll — My} + pgaity -



 (12.12)
Об'ємна витрата рідини при тиску р
[image: image3489.png]L0

_ Lagt®)
ETa N



 (12.13)
де [image: image3490.png]Qs



- дебіт дегазованої нафти, м3/с;[image: image3491.png]g = Q0 (@ * Con)



- дебіт дегазованої води, м3/с; [image: image3492.png]


=[image: image3493.png]by(2Y(1 — ry) + by(p)n,



- об'ємний коефіцієнт рідини ( продукції свердловини) ; [image: image3494.png]b (P). b (p)



- відповідно об'ємні коефіцієнти нафти і води при тиску р (графічні експериментальні дані; можуть бути використані й аналітичні залежності [3]).
Об'ємна витрата вільного газу в свердловині при тиску р і температурі Т, зведена до нормальних (стандартних) умов
[image: image3495.png]p. TYTpy
b (P)Top

Vilp. T) = [Gg — Go(p)) RN



 (12.14)
де [image: image3496.png]Gy



- газовий фактор (об'єм газу і нафти зведені до нормальних умов), м3/м3;[image: image3497.png]Go(p)



- газонасиченість нафти при тиску р (питома кількість розчиненого газу, зведена до нормаль​них умов), м3/м3; [image: image3498.png]Por Ty



- тиск і температура при нормальних (стандартних ) умовах, Па, К; р, Т - тиск і температура у точці визначення[image: image3499.png]


Па і К;[image: image3500.png]


(р, Т) - коефіцієнт надстисли-вості газу при тиску р і температурі Т; [image: image3501.png]


=[image: image3502.png]CyaXP)



- об'ємна витрата нафти при тис​ку р, м3/с.
Об'ємний витратний газовміст потоку (газове число), м3/м3
[image: image3503.png]Yoo, J
&=~ 16, - oyon o

0] a-



 (12.15)
Коефіцієнт сепарації на прийомі штангового насоса (формула Міщенко)

[image: image3504.png]%

l+105

= Qup)




 (12.16)
де [image: image3505.png]


 - коефіцієнт сепарації вільного газу при режимі нульового розходу рідини; [image: image3506.png]Fy.

F



 - площа поперечного перерізу затрубного простору і площа прохідного перерізу свердловини (експлуатаційної колони), м2; [image: image3507.png]


- зовнішній діаметр на​соса, м; [image: image3508.png]Pap



- тиск на прийом насоса, Па; [image: image3509.png]


- витрата рідини при тиску [image: image3510.png]


 м3/с; [image: image3511.png]


 - відносна швидкість газових пухирців (зумовлена дією архімедової сили), м/с.
При  [image: image3512.png]n, =



0,5 [image: image3513.png]


= 0,02 м/с; при  [image: image3514.png]


> 0,5 [image: image3515.png]


=0,17 м/с.
Трубне   газове   число,   м3/м3, [image: image3516.png]


=[image: image3517.png]Rl —ayy)



 і   затрубне   газове   число,   м3/м3,  [image: image3518.png]
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Об'ємна витрата вільного газу, що надходить у НКТ, м3/с
[image: image3519.png]V' Pap, Top) = Ryl = 0, Y0(Pap)



 (12.17) 
і у затрубний простір, м3/с
[image: image3520.png]Ves(Prp: Tup) = RiGyy:Q(Bap)s



 (12.18)
де  [image: image3521.png]Paps Tap



- тиск, Па і температура на прийомі насоса, К;
[image: image3522.png]2(Pnps Top)Taple

B = [Go = Golpap)) —p T

(- ny).



 (12.19)
Тиск на викиді штангового насоса (у трубах, над плунжером), Па
[image: image3523.png]Prp = P2+ Por + APy — By



 (12.20)
де[image: image3524.png]P



- гирловий тиск (на викиді свердловини), Па; [image: image3525.png]Per



- гідростатистичний тиск сто​впа рідини, Па;[image: image3526.png]


- витрата тиску на гідравлічне тертя рідини під час руху ії у тру​бах, Па; [image: image3527.png]o
P,



 -тиск розвантаження внаслідок газліфтного ефекту при виділенні газу з нафти у НКТ, Па.
Гідростатичний тиск стовпа рідини  [image: image3528.png]Der = Lpps.




Втрати тиску [image: image3529.png]


 визначають за формулою Дарсі-Вейсбаха (див. 9.2), при цьому швидкість рідини у трубах при русі плунжера вверх, м/с
[image: image3530.png]5%



 (12.21)
де [image: image3531.png]dy



~ відповідно діаметри плунжера, штанг і внутрішній НКТ, м;[image: image3532.png]


- довжина ходу сальникового штока, п - число коливань за хвилину.
Тиск розвантаження можна оцінити за формулою Щурова (ККД [image: image3533.png]


= 0,45) ,Па:
[image: image3534.png]= 05 [, - 2422 )]

Py
a1 - m) It



 (12.22)
де[image: image3535.png]


— тиск насичення нафти газом, який відповідає трубному газовому числу (з враху​ванням сепарації), Па.
[image: image3536.png]My Ird K
0.8 -
06 [ =
y
04 T : N
0zH] \ X !
X
) 1 2 3
[

S 68107 23468100 2 J40610°2 3468105 Rey




Рис. 12.3. Коефіцієнт витрати [image: image3537.png]Fya



  для клапанів:
1-з однією кулькою з вікнами; 2-з двома кульками зі стаканом; З-з двома кульками
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Перепад тиску в клапанах штангового насоса, Па
[image: image3538.png]Wm-l
AP = zﬂ—b/’p,,



 (12.23)
де[image: image3539.png]


- максимальна швидкість газорідинної суміші в отворі сідла клапана, м/с; [image: image3540.png]Hxa



-коефіцієнт витрати клапана, який визначається залежно від числа Рейнольда [image: image3541.png]Re,



  (рис. 12.3).
Максимальна швидкість газорідинної суміші
[image: image3542.png]


 (12.24)
де [image: image3543.png]


- діаметр отвору сідла клапана (табл. 12.9), м; р - тиск, який приймається рівним тиску на прийомі насоса  [image: image3544.png]


 для всмоктуючого клапана і тиску у трубах[image: image3545.png]Prp



 для нагнітального клапана, Па.
Число Рейнольда [image: image3546.png]


 де[image: image3547.png]


- кінематична в'язкість рідини, що приймається рівною в'язкості тієї рідини, яка переважає у суміші, а при однаковому вмісті обох фаз - найбільш в'язкої фази, м2/с.
Таблиця 12.9
	Умовний діаметр свердло​винного насосу, мм
	Діаметр отвору сідла клапана, мм
	Умов-ний діаметр свердло​винного насосу, мм
	Діаметр отвору сідла клапана, мм 

	
	звичайного 
	зі збільшеним прохідним перерізом
	
	звичайного
	зі збільшеним прохідним перерізом

	
	Всмок-туваль-ного
	Нагнг-галь-ного
	всмокту​вального 
	нагніталь​ного 
	
	всмокту​вального
	нагніта-ль​ного
	всмокту​вального
	нагніта-ль​ного

	28 
	11/20 
	11/11 
	14/22., 5 
	14/14 
	55 
	25/30 
	25/25 
	30/35,5 
	ЗО/ЗО 

	32 
	14/20 
	14/14 
	18/22,5 
	18/18 
	68 
	ЗО 
	ЗО 
	35,5 
	35,5 

	38 
	-/25 
	-/18 
	-/ЗО 
	-/20 
	93 
	40 
	40 
	48 
	48 

	43 
	20/25 
	20/20 
	22,5/30 
	22,5/ 22,5
	 
	 
	 
	 
	 


Примітка.В чисельнику наведені дані для невставного насоса, в знаменнику - для вставного.
Тиски у цилиндрі насоса (Па) при всмоктуванні[image: image3548.png]


і нагнітанні[image: image3549.png]Pun




[image: image3550.png]Pus = Pop — APra(s’




 (12.25)
[image: image3551.png]Pun = Prp + Alya(a)s



 (12.26)
де[image: image3552.png]Pap» Prp



— тиск відповідно на прийомі насоса і у трубах, Па;[image: image3553.png]APyy(s)s



         [image: image3554.png]


- перепад тиску у всмоктувальному і нагнітальному клапанах, Па.
Перепад тиску, який необхідно створити насосом, щоб забезпечити підйом рідини на поверхню, Па
[image: image3555.png]Abyx = Pun ~ Pap = Prp + Dbyxa(n) ~ Prp -



 (12.27)
Об'ємна витрата витікання рідини через зазор плунжерної пари визначається за фор​мулами Пірвердяна при  [image: image3556.png]Re; s



1000 (ламінарний режим)
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[image: image3557.png]a3 By = Pus)

- 08 wdnS5naN

a=(1+15c)



 (12.28)
і при  [image: image3558.png]Re,



> 1000 (турбулентний режим)
[image: image3559.png]*(Prs ~ Pus)
L e

d. v7
_ A1 2 — 0,578 dyaaa »
! Pplasn



 (12.29)
причому число Рейнольдса у зазорі, [image: image3560.png]


=[image: image3561.png]G/ ¥p



,  де [image: image3562.png]s



- об'ємна витрата витікання рідини, м3/с; [image: image3563.png]


- зазор (на радіус) між плунжером і циліндром при їх концентричному розміщенні (група посадки для нового незношеного насоса), м; [image: image3564.png]Ce



- відносний ексцентри​ситет розміщення плунжера у циліндрі, тобто відношення відстані між центрами до вели​чини зазора [image: image3565.png]0=c¢c,s1)



;[image: image3566.png]d,

4

S S



- відповідно діаметр, довжина і довжина ходу плунжера (для серійних насосів [image: image3567.png]


= 1,2м) , м; N - число коливань головки балансира за секунду; [image: image3568.png]


- кінематична в'язкість і густина рідини, м2/с, кг/м3; [image: image3569.png]Py Py



- тиск у тру​бах і у циліндрі при всмоктуванні, Па.
При проектуванні, коли не відомий режим відкачування [image: image3570.png]Sna,



  [image: image3571.png]


, у формулах (12.28) і (12.29) другий член справа приймають нульовим, а [image: image3572.png]Co



= 0,5. 

Коефіцієнт витікань рідини 
[image: image3573.png]& = ¢ /20(Pus)



 (12.30)
де [image: image3574.png]


- витрата витікань, м3/с; [image: image3575.png]


- об'ємна витрата газорідинної суміші при тиску [image: image3576.png]


 , м3/с (множник 2 у знаменнику зумовлений тим, що витікання наявне тільки при ході плунжера вверх).
Коефіцієнт наповнення насоса
[image: image3577.png]R
¥
T

b



 (12.31)
де [image: image3578.png]Ko =V 7V



- коефіцієнт, який характеризує частку шкідливого простору в насосі (можна приймати [image: image3579.png]klll(



=0,1-0,2); [image: image3580.png]


- об'єм циліндра під плунжером при його край​ньому положенні між всмоктувальним і нагнітальним клапанами (шкідливий простір, оскільки під кінець ходу плунжера вниз у ньому залишається газ у вільному і розчиненому стані), м3;[image: image3581.png]


- об'єм циліндра, що описується плунжером при всмоктуванні (відповідає довжині ходу плунжера), м3; [image: image3582.png]


- трубне газове число при тиску  [image: image3583.png]Pux



, м3/м3. Коефіцієнт усадки рідини
[image: image3584.png]Gye = VXPys)»



 (12.32)
де  [image: image3585.png]


- об'ємний коефіцієнт рідини при тиску всмоктування[image: image3586.png]



Масовий розхід водонафтової суміші (дебітрідини)
[image: image3587.png]Myy = {pyn T Peat/(1 = )]l Yna



 (12.33)
і газоводонафтової суміші (масовий дебіт рідини і газу)
[image: image3588.png]23] e
+ R

Ko
+1o
b pog (Go* 10,
+ o0 gy
M = [Pua



 (12.34)
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де  [image: image3589.png]. M,

.



- масовий дебіт свердловини щодо рідини і газорідинної суміші, кг/с; [image: image3590.png]Puar Paar Pro



 - відповідно густина дегазованої нафти, дегазованої води і газу при нор​мальних умовах, кг/м3; [image: image3591.png]


- об'ємно-витратна обводненість продукції, безрозмірна; [image: image3592.png]Qna



— об'ємний дебіт дегазованої нафти, м3/с; [image: image3593.png]Gy.



- газовий фактор ( питомий об'єм виділеного із нафти газу), м3/м3;[image: image3594.png]


- питома витрата закачаного у свердловину газу, м3/м3; [image: image3595.png]


- пито​мий об'єм виділеного із води газу, мз/мз.
12.3. Механіко-технологічні розрахунки штангової насосної установки
Ці розрахунки включають визначення навантажень на штанги і труби та пов'язаних з ними наслідків.
У точці підвісу на штанги діють навантаження: постійні або статичні [image: image3596.png]


; змінні –інерційні [image: image3597.png]


і вібраційні [image: image3598.png]Pyiop



навантаження (суму [image: image3599.png]P Paigp



називають динамічними навантаженнями) та сили тертя .[image: image3600.png]


 Екстремальні навантаження - максимальні при ході вверх і мінімальні при ході вниз - у загальному випадку записуються як
           [image: image3601.png]Prax = Per(e) t (Pia(s) + Paisp(e) + Prep(e))



 ;                        (12.35)
           [image: image3602.png]Poin = Pi(u) — (Pin(n) + Puisp(n) + Prep(u)) -



                       (12.36)
Статичні навантаження зумовлені вагою штанг у рідині [image: image3603.png]


 і вагою гідростатичного стовпа рідини у трубах .[image: image3604.png]


Н, тобто
      [image: image3605.png]=Purs Plur=Ppbpx:
Pe(u) =



      (12.37)
                                    [image: image3606.png]n
Pur = L(Y, dmr(2)
=1



                        (12.38)
                                   [image: image3607.png]


          (12.39)
                                           [image: image3608.png]Pp = (Pr — Puo)F



                             (12.40)
де [image: image3609.png]wt



- вага колони штанг у повітрі, Н; [image: image3610.png]Guar(i)



- маса 1 м колони штанг (з урахуванням  маси муфт) і -го ступеня, кг;[image: image3611.png]


- частка довжини j'-ro ступеня; m - число ступенів;[image: image3612.png]Dapx



-коефіцієнт зменшення ваги штанг у рідині (враховує архімедову силу); [image: image3613.png]Pz



- густина ма​теріалу (сталі) штанг, кг/м3; [image: image3614.png]


- 7850 кг/м3); [image: image3615.png]


- відповідно середня густина га​зорідинної суміші у колоні НКТ і густина рідини, кг/м3;[image: image3616.png]Py Pup



- тиск у трубах і у циліндрі насоса при всмоктуванні, Па; [image: image3617.png]


/4 - площа поперечного перерізу плунже​ра (прохідного отвору циліндра), м2; [image: image3618.png]


- умовний діаметр насоса, м.
Інерційні навантаження зумовлені прискоренням колони штанг у верхній і нижній мер​твих точках та інерцією стовпа рідини в момент початку його руху, їх можна визначити за формулою, Н:
                                [image: image3619.png]


                                      (12.41)
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де [image: image3620.png]


- фактор динамічності (характеризує співвідношення максимального прискорення точки підвісу штанг і прискорення вільного падіння), який визначають за наближеною формулою
[image: image3621.png]I,l:
IS ]



 (12.42)
або за формулою Вірновського
[image: image3622.png]Iz |
my = 0.5 ayym (o) ~ 255 ) 5



 (12.43)
[image: image3623.png]


 - довжина ходу сальникового штока, м; п - число подвійних ходів за хвилину;[image: image3624.png]


- довжи​на кривошипа, м; [image: image3625.png]


- довжина шатуна, м;[image: image3626.png]Gy By, Gy @



- кінематичні коефіцієнти; [image: image3627.png]


 ; [image: image3628.png]


- кутова швидкість обертання вала кривошипа, [image: image3629.png]


 [image: image3630.png]w ="



/30; [image: image3631.png]Y = Ay /Gy + Ayp)



 ;  [image: image3632.png]Agps Arp



— пружні деформації відповідно штанг і труб, м. У формулі (12.28) знак "-" береться для верхньої мертвої точки (при ході вниз), а знак "+" - для нижньої мертвої точки (при ході вверх). У виразі (12.29) приймають[image: image3633.png]


 і [image: image3634.png]


  при ході вверх та [image: image3635.png]


 і [image: image3636.png]


при ході вниз.
Вібраційні навантаження викликані вимушеними коливаннями, які надає штангам вер-стат-качалка, та власними коливаннями штанг під дією ударного прикладання і зняття гідростатичного навантаження  [image: image3637.png]


  на плунжер, їх визначають за формулою Вірновського, Н:
                        [image: image3638.png]A‘n"
Ay(uyMiey /ma.(.) =5 PurPp




                 (12.44)
Звичайно динамічні навантаження не перевищують 5 - 10 % від (.[image: image3639.png]


+[image: image3640.png]


), причому завжди  [image: image3641.png]



Сили тертя   [image: image3642.png]‘rep



   розрізняють такі.
1. Сили механічного тертя штанг і труб, Н
           [image: image3643.png]wr(Plar + Pp) 8ifay s Prepaa(n) ™ CaurP mar Si0



            (12.45)
або за формулою Песляка
[image: image3644.png]- k Ay
Prepu = €urd, AL (tun Sinesi + Pim1 77 ) (P13, i'M.:)

i=1



 (12.46)
де [image: image3645.png]-



- коефіцієнт тертя штанг до труб;[image: image3646.png]


- кількість ділянок стовбура свердловини з різним нахилом; [image: image3647.png]


— довжина і-ї ділянки з кутом відхилення [image: image3648.png]


 від вертикалі, м; [image: image3649.png]ay, 9



- кут  відхилення г'-ї ділянки стовбура свердловини відповідно від вертикалі та по азимуту, рад; [image: image3650.png]


 - поточне сумарне навантаження від дії ваги рідини, ваги штанг і сил тертя, яке прикла​дене до нижнього перерізу і'-ї ділянки, Н;[image: image3651.png]


- середній (іноді приймають максимальний) зенітний кут відхилення стовбура свердловини від вертикалі (кут нахилу свердловини), рад. Коефіцієнт [image: image3652.png]


 приймають залежно від обводненості продукції і в'язкості нафти в межах 0,1 -0,7 (звичайно 0,15 - 0,25). Можна приймати наступні значення [image: image3653.png]


 для таких типів нафти і й в'язкості [image: image3654.png]


обводнена,[image: image3655.png]


= 10-6 – 10-5 м2/с - 0,25; легка,[image: image3656.png]Ya



< 10-5 м2/с - 0,20; легка,[image: image3657.png]


>          >3·10-5 м2/с-0,16.
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Силу [image: image3658.png]"repa



 необхідно враховувати у свердловинах з відхиленням стовбура від вертикалі понад 5°, по азимуту – більше [image: image3659.png]


 радіанів і при статичному навантаженні більше 50 кН. При цих умовах [image: image3660.png]“rep



> 1 кН. Ця сила розподілена вздовж штанг, тому дещо зменшує динамічні навантаження.
2.  Силу тертя плунжера до стінок цилиндра насоса можна оцінити за емпіричними формулами Сердюка:
для обводнених свердловин
                  [image: image3661.png]Gus
Pregas = 18432 = 137;



                 (12.47)
для безводних свердловин
                                           [image: image3662.png]L —127,



                (12.48)
де [image: image3663.png]


- в м; [image: image3664.png]


- в мм ; [image: image3665.png]Prepns



— у кН.
Ця сила приймається однаковою для ходу вверх і вниз, рівною для всієї довжини ходу (тертя спокою і ковзання), може досягати 2-3 кН. При наявності піску в продукції та відкладень парафіну в зазорі ця сила значно зростає, а при спрацюванні насоса змен​шується. Вона зосереджена біля плунжера.
3.  Сила гідравлічного опору у нагнітальному клапані зумовлена рухом рідини через клапан, зосереджена біля плунжера і визначається за формулою, Н
[image: image3666.png]


 (12.49)
де [image: image3667.png]


  визначається за співвідношенням (12.23);[image: image3668.png]


- площа плунжера, м2.
Зосереджені біля плунжера сили [image: image3669.png]Pronnn



 і [image: image3670.png]an



 не впливають на динамічні навантаження і тому можуть входити як окремі складові з відповідним знаком у формулі для розра​хунку екстремальних навантажень.
4. Сила гідродинамічного тертя штанг у рідині [image: image3671.png]Prepr



 може бути розрахована для гладкої (безмуфтової) штангової колони за формулою Пірвердяна
[image: image3672.png]Freps =™ 2L vypos N My,




                               [image: image3673.png]My, =

m4 1
m -1




         (12.50) 
або з урахуванням руху рідини у Долоні НКТ
[image: image3674.png]Proyy = 2uvp L(zas N Ay — uBy);




[image: image3675.png]_ Inm
= 1)+ 4

A E T e - (B o 1)

-2




[image: image3676.png]B, it~ 1) = 2Inm
VG + Dlam — (e - 1)




                                              [image: image3677.png]80sx
TAE =& -y



                       (12.51)
де d - внутрішній діаметр НКТ, м; [image: image3678.png]


- діаметр штанг, м;[image: image3679.png]


- число подвійних ходів за се​кунду; [image: image3680.png]Cua



- об'ємна витрата дегазованої нафти, м3/с; [image: image3681.png]


- об'ємно-витратна обводненість
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продукції. У формулі (12.51) знак "+" відповідає ходу штанг вверх, а знак "-" - ходу вниз. Загальну силу гідродинамічного тертя для ступінчастої колони визначають додаванням ве​личин визначених для кожного ступеня.
Формула (12.51) рекомедується для розрахунків відкачування рідини підвищеної в'яз​кості (до ЗО мПа • с). Сила [image: image3682.png]Prepr



 при ході вверх значно менша, ніж при ході вниз (менша швидкість руху). Під час руху штанги вверх вона скерована вниз, якщо [image: image3683.png]F< Fq,



 або вверх, якщо[image: image3684.png]F>F

‘10



, де [image: image3685.png]


- площа прохідного перерізу труб, м2. Сила розподілена по довжині. Звичайно вона не перевищує 5 % від ваги штанг.
Сила гідродинамічного тертя великих значень може досягати у свердловинах, які дають високов'язку (більше 500 мПа·с) рідину (високов'язку нафту чи водонафтову емульсію при [image: image3686.png]


 = 0,4 — 0,8). Вона може бути настільки великою, що при ході вниз має місце "зависан​ня" штанг у рідині, відставання у русі сальникового штоку від руху головки балансира з на​ступним різким ударом, що викликає обрив канатної обвіски або штанг. Умова руху штанг без зависання
                                [image: image3687.png]wr 2 Prepr + Pran + Prepn -



 (12.52)
5. Сила тертя, що зумовлена гідравлічним опором при русі рідини у трубах[image: image3688.png]P"»D»Y'



 збільшує потужність рідини на плунжер і дорівнює добутку втрат тиску на тертя у трубах [image: image3689.png]


 (див. 12.2) та площі перерізу плунжера. Ця сила зосереджена біля плунжера, її можна приймати однаковою при ході штанг вверх і вниз.
Сили тертя діють у напрямі, протилежному напрямку руху штанг, і при ході штанг вверх збільшують навантаження у точці підвісу штанг, а при ході вниз - зменшують її відповідно на величини:
                             [image: image3690.png]+ P, + Prope(e) * Proprt

rep.na

Prep(s) = Prep.





                   [image: image3691.png]P,

cop. x P

s

Prep(u) = Prepm(s) + Prepnn £



         (12.53)
де знак [image: image3692.png]


 беруть залежно від співвідношення [image: image3693.png]


  (див. вище).
Динамічність роботи установки характеризується параметром динамічної подібності (критерієм Коші)
                                        [image: image3694.png]¢y =L /v,



                        (12.54) 
де [image: image3695.png]


- кутова швидкість обертання вала кривошипа, рад/с;[image: image3696.png]


- глибина спуску насоса, м; [image: image3697.png]


 - швидкість звуку в металі штангової колони, м/с. Для одноступінчастої колони штанги [image: image3698.png]


 = 4000 м/с, для двоступінчастої[image: image3699.png]


= 4900 м/с, для триступінчастої  [image: image3700.png]


= 5300 м/с.
При  [image: image3701.png]$a

A



0,12—0,2 (див. Нижче [image: image3702.png]Paxp



)  режим роботи установки вважають статичним, а при більших значеннях - динамічним. При статичному режимі навантаження практично не залежать від динамічних складових навантажень.
Найбільш точними виразами для визначення (максимальних і мінімальних при ході вверх і вниз) навантажень на головку балансира при будь-яких режимах є скоректовані формули Вірновського:
[image: image3703.png]+ Puisp(s)) s

Paz = Pa(s) + Pym



 (12.55)
          [image: image3704.png]( Pyispu))
Poin = Per(s) ™ Pruntn ka(u)(Pinn) + Prisp(n)




           (12.56)
                                [image: image3705.png]kygz) = 2,042 (10% dy)~030



                                (12.57) 

                                 [image: image3706.png]k) = 2754 (10% d, )~ %%,



                              (12.58)
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де [image: image3707.png]


- екстремальні навантаження, Н;  [image: image3708.png]P o



,[image: image3709.png]


, [image: image3710.png]P



,[image: image3711.png]


- навантаження (у Н), які визначаються за формулами (12.38), (12.40), (12.43), (12.44), в яких кінематичні коефіцієнти замінені середніми значеннями (0,5[image: image3712.png]


=0,594; [image: image3713.png]


=0,91; 0,5[image: image3714.png]G



=0,328; [image: image3715.png]


= 1,32; [image: image3716.png]


=1,09; [image: image3717.png]


=0,81);  [image: image3718.png]k) k()



- поправочні коефіцієнти для динамічних складових екстремальних навантажень (введені А.Н.Адоніним і М.Я.Мамедовим); [image: image3719.png]hia



- діаметр плунжера, м.
Нижче наведені числові значення, одержані за формулами (12.57) і (12.58):
[image: image3720.png]


 мм             32                38                43                55                68                93
[image: image3721.png]


                1,0              0,97            0,94             0,89             0,85             0,80
[image: image3722.png]


              0,99             0,95             0,91             0,84             0,79             0,72
Для статичних режимів при [image: image3723.png]P =



0,12 - 0,2 А.Н.Адонін запропонував розраховувати  [image: image3724.png]Prum(s)



 і [image: image3725.png]P ()



 у формулах (12.55) і (12.56) за спрощеною залежністю, Н:
           [image: image3726.png]Paae) = Pars(e) = Slolan 75 + 1000,

e



             (12.59)
                               [image: image3727.png]


                                                (12.60)
                                [image: image3728.png]Fus = [2 7 T(,)] ”



                                        (12.61)
	[image: image3729.png]Se





Рис. 12.4. Області застосування формул Адоніна (І) і Вірновсь​кого (II) для визначення екстремальних навантажень:
[image: image3730.png]fn



 = 93 мм, [image: image3731.png]L=y



=28 мм



де [image: image3732.png]e



- середній діаметр штанг ступінчастої колони, м; число 1000 враховує сили тертя, Н.
З похибкою, що не перевищує 1 кН, формули Адоніна справедливі в області І (рис. 12.4), а в області II доцільно використовувати формули Вірновського при [image: image3733.png]Kyie)



=[image: image3734.png]Ka(n)



= 1 і без заміни кінематичних коефіцієнтів їх середніми значен​нями.
При статичному режимі, щоб оцінити екст​ремальні навантаження можна обмежитись формулою (12.41) із (12.42) для інерційних на​вантажень. Існують і інші наближені формули.
У колоні штанг резонанс (різке зростання динамічних зусиль) виникає при[image: image3735.png]¢



= 0,785, якому відповідає критичне число коливань голо​вки балансира
                           [image: image3736.png]Txp

- 37500 _
=TL



                                          (12.62)
Це число [image: image3737.png]


 визначає також межу застосування формул Вірновського.
Сили тертя також викликають зміну екстремальних навантажень. Для розрахунку на​вантаження від ваги колони штанг у похилоспрямованій свердловині одержана емпірична формула:
                           [image: image3738.png]= Pubapa(l — 0,0165a,),



                            (12.63)
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де [image: image3739.png]


- вага колони штанг у рідині у похило скерованій свердловині, Н; [image: image3740.png]wt



- вага тієї ж колони у повітрі, Н;[image: image3741.png]


- середній кут відхилення свердловини від вертикалі,...°. Формула справедлива при  0[image: image3742.png]= a,



22°.
Екстремальні навантаження у точці підвісу штанг при відкачуванні високов'язкої рідини можна наближено оцінити за формулами:
                              [image: image3743.png]wax = Paa) t Prepe(s) + Prepna) s



                  (12.64)
                         [image: image3744.png]Poin ™ Perfn) = (Prego(w) + Prepna + Pra)-



           (12.65)
Ці дві формули використовують тоді, коли сили тертя перевищують динамічні наванта​ження, тобто розрахунок виконують за переважаючими навантаженнями. Такий підхід зу​мовлений тим, що значні динамічні навантаження виникають на початку ходу плунжера вверх чи вниз, а сили тертя досягають максимальних значень у середині ходу.
Навантаження, почергово діючі на штанги і труби, викликають їх деформації. Внаслі​док цього дійсна довжина ходу плунжера, м
                                         [image: image3745.png]Son =Sk — 4,



                                         (12.66)
де [image: image3746.png]


— довжина ходу сальникового штоку, м;[image: image3747.png]


— коефіцієнт (фактор) виграшу ходу;[image: image3748.png]


- пружна деформація штанг і труб, м.
Пружна деформація штанг [image: image3749.png]


 і труб [image: image3750.png]


 зумовлена гідростатичним навантаженням і визначається згідно з законом Гука, м
                                        [image: image3751.png]A=Ay + Ay



                                       (12.67)
                                     [image: image3752.png]


                             (12.68)
                                              [image: image3753.png]


                                (12.69)
де [image: image3754.png]


- гідростатичне навантаження, Н; [image: image3755.png]


- глибина спуску насоса, м; [image: image3756.png]


- число ступенів штангової колони; [image: image3757.png]£



- частка довжини і-го ступеня; [image: image3758.png]fnr(i)



- площа поперечного перерізу і-го ступеня штангової колони, м2;[image: image3759.png]Fip



- площа поперечного перерізу (по металу) труб, м2; [image: image3760.png]


 - модуль пружності (Юнга) матеріалу (сталі) штанг, що дорівнює 2-105 Па. При ході плунжера вниз на нього діє зосереджена осьова стискнасила
                                    [image: image3761.png]Preg,

+ Pyun




                             (12.70)
яка скерована вверх і викликає стиск і повздовжній згин нижньої частини колони штанг і розтяг труб:
                                              [image: image3762.png]


                            (12.71)
                                    [image: image3763.png]e =



   (12.72)

                                                        [image: image3764.png]


                     (12.73)
378
де[image: image3765.png]


; [image: image3766.png]R=(d~-dgy )



І/2; [image: image3767.png]


/64;[image: image3768.png]


 [image: image3769.png]-



 [image: image3770.png]


, - деформація відповідно стиску і згину штанг та згину труб, м; [image: image3771.png]


- осьова стискна сила, Н; [image: image3772.png]


-довжи​на стиснутої та зігнутої ділянки штангової колони, м; [image: image3773.png]faver Burer



- площа поперечного перерізу і діаметр штанг на стиснутій ділянці, м2 і м;[image: image3774.png]


— радіус спіралі, по якій зігнута стиснута частина колони, м;[image: image3775.png]rn



— екваторіальний момент інерції поперечного перерізу штанг, м4;[image: image3776.png]


- внутрішній діаметр труб, м.
Якщо [image: image3777.png]


10 кП,  то можна замість залежності  (12.72)  використати формулу Лубінського
                                              [image: image3778.png]= FoduR®
3T,



                        (12.74)
Якщо [image: image3779.png]


3 — 5 кН, то деформації стиску і згину слід враховувати при розрахунку  [image: image3780.png]


 та динамічних навантажень, тобто загальної деформації
                     [image: image3781.png]A= Loy + Mg = (loay + Az + Ayy) + (ap + Agerp)



 (12.75)
де [image: image3782.png]A,



 і [image: image3783.png]


 розраховують за формулами (12.68) і (12.69), а при розрахунку [image: image3784.png]


 за форму​лою (12.66) приймають [image: image3785.png]


=1.
Якщо колона труб заякорена біля насоса, то [image: image3786.png]Avp



=0, [image: image3787.png]


= 0.
Для зменшення деформації стиску і згину приймають нижні штанги більшого діаметру (обважнений низ). Вагу обважненого низу приймають рівною силі [image: image3788.png]


 тоді його довжина, м
                                           [image: image3789.png]= Poo/(Gurr.on® Bapx) +



                 (12.76)
де [image: image3790.png]Ymr.on



 - маса 1 м штанг обважненого низу (наприклад, із штанг діаметром 25 мм), кг.
Коефіцієнт виграшу ходу [image: image3791.png]


= 1 при
                                           [image: image3792.png]¥ S Paxp =



                               (12.77)
а при [image: image3793.png]s > Paxp



його можна визначити або за формулою АзНДІ ВН ([image: image3794.png]Prup



<[image: image3795.png]Py =



0,5)
                                            [image: image3796.png]


                                     (12.78)
або за формулою Вірновського для двоступінчастої колони штанг (0,2 <[image: image3797.png]¢, S



1,1)
                          [image: image3798.png]Jar(s)
Jfar()

kg = 1/(conpy cospy — sing, sing; )



           (12.79)
чи за формулою Лейбензона для однорозмірної колони (частинний випадок формули Вірновського)
                                             [image: image3799.png]ke = 1/cospy .



                                       (12.80)
або за формулою Вірновського з врахуванням гідродинамічного тертя при русі плунжера
                                    [image: image3800.png]k= 1/ . + shi(AL o) »



                          (12.81)
де [image: image3801.png]


- коефіцієнт, який враховує вплив на розтяг колони штанг сили інерції маси стовпа рідини; [image: image3802.png]P1(2) = Whay Y



; [image: image3803.png]L, 4



- довжина ступенів колони, (м), відповідно з площею штанг  [image: image3804.png]fur(1)



і[image: image3805.png]far (3



м2; А - константа тертя, с-1. Звичайно А = 0,2 - 1,0 с-1, причому при відкачуванні високов'язких рідин приймають більші значення константи тертя (змен-
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шення довжини ходу плунжера може досягти 15% і більше), а при відкачуванні малов'яз-кої нафти можна приймати А — 0. Для звичайних режимів роботи установки коефіцієнт виграшу ходу[image: image3806.png]


на 1,5 - 2,5 % перевищує одиницю.
Коефіцієнти [image: image3807.png]


 і [image: image3808.png]Prrp



 приймають такі значення залежно від діаметра насоса [image: image3809.png]


(за А.Н.Адоніним)
[image: image3810.png]


 , мм                    [image: image3811.png]


43                     55                        68                       93
   [image: image3812.png]Mp



                             1,0                   1,5                       2,0                       3,0
[image: image3813.png]Pnxp



                          0,20                 0,17                     0,14                     0,12
Конструювання колони насосних штанг передбачає вибір марки сталі, визначення чис​ла ступенів, діаметра і довжини кожного ступеня.
Конструювання колони насосних штанг здійснюють із умов достатньої міцності, надійності у роботі при мінімально можливій вазі, вартості та втраті ходу плунжера у ре​зультаті пружних деформацій. Цикл зміни напружень характеризують максимальним [image: image3814.png]Opases



 мінімальним [image: image3815.png]Tmin



  і середнім [image: image3816.png]O



 напруженнями, амплітудою зміни напружень [image: image3817.png]


 і ко​ефіцієнтом асиметрії циклу напружень [image: image3818.png]



           [image: image3819.png]P/ fiur



        [image: image3820.png]= Pairy/
Tmin



      [image: image3821.png]O = (Ogax + Onin)’ 2




                            [image: image3822.png]% = (Cmax =~ Igi)’ 2



        [image: image3823.png]


                   (12.82)
Для забезпечення втомової міцності повинна виконуватись умова міцності колони штанг:
                                                    [image: image3824.png]loa),
Opp =



                                               (12.83)
де [image: image3825.png]


— зведене напруження, Па; [image: image3826.png]


— гранично допустиме зведене напруження, Па. Для розрахунку стзв використовують одну з формул (Одінга, Марковця, Крумана):
                                           [image: image3827.png]


 ;                                             (12.84)
                                       [image: image3828.png]gy = 0y + 0,2 0,



 ;                                         (12.85)
                                         [image: image3829.png]O3y = Oy — 0,50 Oy, -



                                  (12.86)
Конструкції колон, розраховані за даними формулами, відрізняються незначно (не більше 5 - 10 %), тому можна користуватись більш простими формулами (12.85) або (12.86).
Гранично допустимі зведені напруження[image: image3830.png](o]



 визначають шляхом статистичної обробки
фактичних даних про обривність штанг в умовах даного нафтопромислового району, тобто з урахуванням оточуючого колону середовища (корозійна утома металу). Для цього будують графік залежності середньої частоти обривів штанг від напруження у верхньому перерізі коло​ни. В якості [image: image3831.png]


 приймають такі напруження, при яких число обривів не перевищує 1 - 3 у рік. Звичайно[image: image3832.png]


 =70 -  -130 МПа (див. табл. 12.4)
Для зменшення ваги колони її роблять дво - (із штанг двох різних діаметрів) або (у ви​падку великих глибин) триступінчастою з умови рівноміцності ступенів, щоб зведені напру-•ження у найбільш навантажених (верхніх) перерізах кожного із ступенів були однакові:
                                             [image: image3833.png]Tan(1) = %an(2) = Pan(3)-



                            (12.87)
Практично при конструюванні штангових колон застосовують таблиці (АзНДІ ВН і ін.) або номограми (А.М.Грузинов), а також аналітичні методики (А.С.Вірновський; МІНХ і ГП ім. Губкіна; В.П.Грабович і В.М.Кас'янов та ін.). За таблицями АзНДІ ВН залежно від ре-
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жимних параметрів[image: image3834.png](s, n)



і діаметра насоса [image: image3835.png]


 для заданої марки сталі і [image: image3836.png]


 (розраховані за формулою Одінга) вибирають конструкції одно-, дво- або триступінчасту, діаметри штанг і довжини ступенів (табл. 12.10-12.15).
Таблиця 12.10
	Конструкція колони
	Умовний діаметр штанг, мм
	Глибина спуску насоса (м) при діаметрі насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	43
	55
	68

	Одноступін-часта
	16
19
22
	1150
 1300
-
	    1020 
   1170
-
	860 
1000
-
	720 
860
-
	-

650 
790
	-

-

590

	Двоступін​часта
	22; 19
25;22
	1480 1620
	1310 1460
	110 1260
	920 1060
	820
	-

	Триступінча​ста
	22; 19; 16 25;22; 

19
	-

1760
	-

1570
	-

1490
	-

1270
	960
-
	720
-


Примітка. Штанги з вуглецевої сталі, марки 40, нормалізовані; [δзв]=70МПа; S=1,8 м; п=12 хв,-1.
Таблиця 12.10,а

	Конструкція колони
	Умовний діаметр штанг, мм
	Довжина ступенів колони, % до глибини спуску при діаметрі насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	43
	55
	68

	Одноступін-
	19
	34
	38
	45
	55
	_
	-

	часта
	16
	66
	62
	55
	45
	-
	-

	
	22
	28
	31
	36
	42
	55
	-

	Двоступін-
	19
	72
	69
	64
	58
	45
	-

	часта
	25
	-
	-
	-
	-
	42
	56

	
	22
	-
	-
	-
	-
	58
	44

	Триступінча-
	22
	26
	29
	-
	-
	-
	-

	ста
	19
	28
	32
	-
	-
	-
	-

	
	16
	46
	39
	-
	-
	-
	-

	
	25
	-
	-
	27
	33
	-
	-

	
	22
	
	-
	ЗО
	35
	-
	-

	
	19
	-
	-
	43
	32
	-
	-


Таблиця 12.11
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Глибина спуску насоса (м) при діаметрі насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	44
	55
	70
	95

	Одноступін-часта
	22 
25
	-
-
	-
-
	-
-
	-
-
	1000
-
	760
-
	490
 600

	Двоступін​часта
	19;16 22; 19 25;22
	1890 2080
-
	1680 1870
-
	1410 1610 1810
	1180 1370 1510
	-

1050 1230
	-

-

910
	-
-

-
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Продовження табл. 12.11
	Конструкція
колони
	Діаметр
штанг, мм
	Глибина спуску насоса (м) при діаметрі насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	44
	55
	70
	95

	Триступінча​ста
	22; 19; 16
	2270
	2010
	-
	-
	-
	-
	-

	
	25;22; 19
	2450
	2200
	1900
	1620
	-
	_
	.


Примітка. Штанги із легованої сталі марки 20 НМ і 15 НМ. нормалізовані; [image: image3837.png]jO'y =



 =90МПа; s=1,8; п=12хв-1
Таблиця 12.11,а
	Конструкція колони

	Діаметр штанг, мм
	Довжина ступенів колони, X до глибини спуску при діаметрі насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	44
	55
	70
	95

	Двоступін-
	19
	35
	39
	6
	55
	-
	-
	-

	часта
	16
	65
	61
	54
	45
	-
	-
	-

	
	22
	28
	ЗО
	435
	41
	54
	-
	-

	
	19
	72
	70
	65
	59
	46
	_
	_

	
	25
	
	
	28
	32
	40
	55
	_

	
	22
	-
	-
	72
	68
	60
	45
	-

	Триступінча-
	22
	25
	28
	_
	_
	.
	-
	-

	ста
	19
	28
	•32
	-
	-
	-
	-
	-

	
	16
	47
	40
	-
	-
	-
	-
	-

	
	25
	20
	23
	26
	31
	-
	-
	-

	
	22
	23
	26
	ЗО
	35
	-
	-
	-

	
	19
	57
	51
	44
	34
	-
	-
	-


Таблиця 12.12
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Глибина спуску насоса (м) при діаметрі насоса, мм

	
	
	28*
	32*
	38*
	28**
	32**
	43**

	Одноступін-
	16
	1860
	1660
	1180
	1600
	1450
	1080

	часта
	19
	2090
	1885
	1420
	1765
	1625
	1260

	
	22
	2290,
	2060
	1640
	1900
	1750
	1440

	Двоступін-
	19;16
	2410
	2150
	1540
	2080
	1885
	1400

	часта
	22; 19
	2640
	2380
	1785
	2240
	2060
	1600

	Триступінча-
	22;19;16
	-
	2590
	1850
	2500
	2270
	1685

	ста
	25;22;19
	-
	2840
	2125
	2650
	2450
	1885


Примітка. Штанги із вуглецевої сталі марки 40, загартовані СВЧ; [σЗ В ]=120 МПа; насоси першої групи.
Таблиця 12.12,а
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Довжина ступенів колони, % до глибини спуску при діаметрі насоса, мм

	
	
	28*
	32*
	43*
	28*
	32*
	43*

	Двоступін-
	19
	34
	38
	53
	32
	35
	47

	часта
	16
	66
	62
	47
	68
	65
	53
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Продовження табл 12.12,а
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Довжина ступенів колони, X до глибини спуску при діаметрі насоса, мм

	
	
	28*
	32*
	43*
	28*
	32*
	43*

	
	22
	27
	30
	40
	27
	29
	38

	
	19
	73
	70
	60
	73
	71
	62 

	Триступінча-
	22
	-
	24
	39
	24
	26
	36

	ста
	19
	-
	32
	44
	26
	29
	39

	
	16
	-
	44
	17
	50
	45
	25

	
	25
	-
	23
	31
	20
	22
	28

	
	22
	-
	26
	34
	22
	24
	31

	
	19
	-
	51
	35
	58
	54
	41


*-s = 2,1м; п=12 [image: image3838.png]1



; ** -s=3,3м п=12хв-1 .
Таблиця 12.13
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Глибина спуску насоса (м) при діаметрі насоса, мм

	
	
	28
	32
	43
	28
	32
	43

	Одноступін-
	19
	2250
	2050
	1540
	1920
	1750
	1360

	часта
	22
	-
	-
	1780
	
	-
	1550

	Двоступін​часта
	22; 19
	2800
	2560
	1940
	2400
	2000
	1720

	Триступінча​ста
	25;22;19
	3250
	2650
	2280
	2800
	2320
	2020


Примітка. Штанги із легованої сталі 20 НМ, загартовані СВЧ; [σЗ В ]=130 МПа; насоси першої групи;
Таблиця 12.13, а
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Довжина ступенів колони, X до глибини спуску при діаметрі насоса, мм

	
	
	28
	32
	38
	28
	32
	43

	Двоступін-
	22
	28
	30
	40
	26
	28
	36

	часта
	19
	72
	70
	60
	74
	72
	64

	Триступінча-
	25
	21
	26
	31
	20
	24
	27

	ста
	22
	23
	28
	33
	21
	26
	ЗО

	
	19
	58
	46
	36
	59
	50
	43


*-s = 2,1м; п = 12 хв-1; **-s =3,Зм; п = 12хв-1.
Таблиця 12.14
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Глибина спуску насоса (м) при діаметрі насоса, мм

	
	
	55
	70
	95
	55
	70
	95

	Одноступін-
	19
	900
	650
	415
	825
	625
	400

	часта
	22
	1075
	820
	525
	980
	765
	500

	
	25
	1240
	980
	650
	1100
	900
	600

	Двоступін-
	22; 19
	1140
	830
	_
	1035
	775
	.

	часта
	25;22
	1340
	1000
	-
	1200
	940
	-


Примітка.Штаншізсталмиарки 40 і 20 НМ, загартовані СВЧ; [σЗ В ] =130 МПа; насоси першої групи;  -s = 2,1м; п=12хв-1:  **  -s =3,3м; п= 12 хв -1.
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Таблиця 12.14,а
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Довжина ступенів колони, % до глибини спуску при діаметрі насоса, мм

	
	
	55*
	 70*
	( 95*
	55**
	70**
	95**

	Двоступін​часта
	25 
19
	51 
49
	70 
30
	-
-
	46
54
	61 
39
	-
-

	
	22
	39
	52
	-
	38
	48
	-

	
	22
	61
	48
	-
	62
	52
	-


Таблиця 12.15
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Глибина гпуку няпоса (м) пои діаметрі насоса, мм

	
	
	55*
	70*
	95*
	55**
	70*
	95*

	Одноступін-часта
	19
22 
25
	1000 1200
-
	-

900
 1075
	-

575
 725
	900
1075
-
	830 980
	550 675

	Двоступін-

часта
	22;

 19
	1250

-
	925

 1100
	-

-
	1150

-
	850 

1000
	-

-


Примітка. Штанги із стал.і.марки 20 НМ, загартовані СВЧ; [σЗ В ]=110 МПа; насоси другої групи; *-s = 2,1м; п=12хв -1;    -s = 3,3 м; п= 12 хв-1.
Таблиця 12.15, а
	Конструкція колони
	Діаметр штанг, мм
	Довжина ступенів колони, % до глибини спуску при діаметрі насоса, мм

	
	
	55*
	70*'
	95*
	55**
	70**
	95**

	Двоступін​часта
	22 
19
	52
 48
	70
 З0
	-

-
	46
54
	62 
38
	-
-

	
	25
	-
	52
	_
	-
	47
	-

	
	22
	-
	48
	-
	-
	53
	-


*-s = 2,1 м; n = 12 хв-1;  **-s = 3,3 м;  n = 12 хв-1.
Розрахунок насосне-компресорних труб виконують так. На НКТ у ході роботи установ​ки діють постійно сила власної ваги [image: image3839.png]


 і почергово гідростатичне навантаження від стовпа рідини [image: image3840.png]


 У аварійній ситуації при обриві насосних штанг до цих двох навантажень до​даєтьсяще сила ваги штанг у повітрі [image: image3841.png]


 Виходячи з цих найважчих умов, вибирають ма​теріал труб, для чого визначають навантаження
                                  [image: image3842.png]Gaum(ap) = kaPrp + Pp + Pur)



                 (12.88)
де  [image: image3843.png]Cmaw Cap



- відповідно розтягуюче навантаження, при якому напруження у тілі рівноміцноїтруби досягає межі текучості, і зрушуюче навантаження гвинтового з'єднання нерівноміцної (гладкої) труби, Н; [image: image3844.png]


- коефіцієнт запасу міцності (звичайно приймається рівним 1,5); [image: image3845.png]e



, [image: image3846.png]


, [image: image3847.png]o7



- відповідно сила власної ваги труб, гідростатичне навантаження стовпа рідини і сила ваги штанг у повітрі, Н, причому
                                             [image: image3848.png]Py = L2,



                              (12.89)
де L - довжина НКТ, м; [image: image3849.png]4



- маса 1 м труб з муфтами, кг;[image: image3850.png]


- прискорення вільного падіння, м/с.2 При необхідності у формулі (12.88) враховують також сили ваги насоса, якоря, захисних пристроїв.
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Обертальний момент на валу редуктора ВК визначають за уточненою емпіричною фор​мулою Рамазанова, Н • м
                 [image: image3851.png]Moy pax = 1,28 1300 + 0,236(Prp; — Praind]s



              (12.90)
де [image: image3852.png]


- довжина ходу сальникового штока, м; [image: image3853.png]Prn



- екстремальні навантаження, Н.
Теоретична (ідеальна) продуктивність (подача) штангового насоса, м3/добу
                                        [image: image3854.png]1440 Fsn




                                            (12.91)
і фактична подача штангової насосної установки, м3/добу,
                                   [image: image3855.png]Q = G, = 1440 Fsnay,



                                  (12.92)
де [image: image3856.png]


- площа поперечного перерізу плунжера (циліндра), м2; п — число подвійних ходів (коливань головки балансира) за хвилину; [image: image3857.png]


- коефіцієнт подачі установки.
Коефіцієнт подачі [image: image3858.png]


 може змінюватись від 0 до 1. У свердловинах, де має місце газліфтний (фонтанний) ефект, тобто у частково фонтануючих через насос свердловинах, [image: image3859.png]


> 1. Робота насоса вважається нормальною, якщо [image: image3860.png]


=0,7-0,9.
Коефіцієнт подачі установки
                                                 [image: image3861.png]


                               (12.93)
де [image: image3862.png]Gy

Gy Cye



- коефіцієнти, які враховують деформацію штанг і труб, ступінь наповнення насоса і усадку рідини. Коефіцієнт [image: image3863.png]


 і обчислюється за формулами для [image: image3864.png]Sox



 а коефіцієнти [image: image3865.png]


 і  [image: image3866.png]


- за формулами (12.31) і (12.32).
Зі спрацюванням насоса коефіцієнт подачі зменшується. Тоді визначають поточний ко​ефіцієнт подачі
                                          [image: image3867.png]


                 (12.94)
оптимальний кінцевий перед попереджувальним ремонтом (для зупинки свердловини)
                                       [image: image3868.png]


                      (12.95)
і середній за міжремонтний період
                          [image: image3869.png]


                          (12.96)
де [image: image3870.png]


- початковий коефіцієнт подачі, розрахований вище; t - тривалість часу після черго​вого ремонту, діб; [image: image3871.png]ap.n



- повний період роботи свердловини до припинення подачі (якщо причина припинення подачі - спрацювання плунжерної пари, то [image: image3872.png]np.n



 означає повний можливий термін служби насоса), діб; [image: image3873.png]


- показник степеня параболи зменшення подачі установки в часі, звичайно [image: image3874.png]


=2; [image: image3875.png]


 = =[image: image3876.png]V15712, (t, + B/By)



- тривалість оптималь​ного міжремонтного періоду (роботи насоса) за критерієм мінімальної собівартості видо​бутку нафти за цикл (між двома ремонтами), діб; [image: image3877.png]


- тривалість ремонту свердловини, діб; [image: image3878.png]


— вартість попереджувального ремонту, крб; [image: image3879.png]


, — витрати на свердловино-добу екс​плуатації свердловини .виключаючи [image: image3880.png]


 крб. /добу.
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Аналіз показує, що при .[image: image3881.png]Bo/(BTinq) <



0,12 допустимий ступінь зменшення подачі за міжремонтний період становить 15 - 20 %, а при дуже великих значеннях .[image: image3882.png]By/(BeTnp.a)



наближається до 50 %.
Енергетичні   показники   роботи   визначають  для   підбору   електродвигуна   або  за емпіричними формулами, або послідовно для кожної складової балансу енергії.
Повна потужність, що витрачається на підйом рідини,
                                                      [image: image3883.png]


                      (12.97)
                                                     [image: image3884.png]I pnp)Qn.n

-



     (12.98)
                                                  [image: image3885.png]Ny = Bchlins



                       (12.99) 
                                                       [image: image3886.png]


                      (12.100)
                                        [image: image3887.png]I

+ Tea + drepae + Jrepe + Jreps

Wemr



 (12.101)
                                              [image: image3888.png]


                      (12.102)
                                         [image: image3889.png]= Apys + Beas)




             (12.103)
                                                             [image: image3890.png]=25NPyp i



                   (12.104) 
                                                             [image: image3891.png]Jrepr = 5 Preps’



                       (12.105)
                                                         [image: image3892.png]Trepmn = 25NPrepna s



                     (12.106)
де [image: image3893.png]J,

J,

'



- повна і корисна потужність, витрачена на підйом рідини, Вт; [image: image3894.png]Nyr Mor Mo Mn



- коефіцієнти корисної дії (ККД) відповідно загальний насосної установки, у свердловині, верстата-качалки ([image: image3895.png]s



= 0,7-0,9) і електродвигуна ([image: image3896.png]a



=0,65-0,88); [image: image3897.png]Jer



[image: image3898.png]Jens 7

> Frepaas



[image: image3899.png]


 - потужності, витрачені відповідно у свердловині (підземній частині установки), на гідравлічний опір у клапанах, на перемагання механічного тертя штанг, гідравлічного тер​тя штанг і тертя плунжера у циліндрі, Вт; [image: image3900.png]


г - коефіцієнт, що характеризує втрату по​тужності, зумовлену витіканням рідини; [image: image3901.png]Py, Ppp



- відповідно тиск на викиді насосу і на прийомі, Па;[image: image3902.png]


- дебіт дегазованої нафти, м3/с; [image: image3903.png]


 - обводненість продукції;[image: image3904.png]


-об'ємна витрата витікання рідини за формулою (12.28) чи (12.29), м3/с;[image: image3905.png]


[image: image3906.png]


-перепад тиску-у всмоктувальному та нагнітальному клапанах за формулою (12.23), Па; [image: image3907.png]


 , [image: image3908.png]rep.r



 [image: image3909.png]rep.na



 - сила тертя відповідно механічного штанг, гідравлічного штанг і плунжера у циліндрі за формулами (12.46) - (12.48), (12.50), Н;[image: image3910.png]


- число подвійних ходів за секунду.
Зазначимо, що в основному при нормальній роботі[image: image3911.png]e



= 0,6; [image: image3912.png]


= 0,8; [image: image3913.png]T



= 0,77; [image: image3914.png]Ry



 = 0,35.
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Знаючи [image: image3915.png]


, вибираємо для ВК електродвигун, номінальна потужність якого повинна бу​ти дещо більшою, ніж розрахована [image: image3916.png]


(табл. 12.16).
Таблиця 12.16
	Двигун
	Номі​нальна по​тужність, кВт
	ккд* %
	cos[image: image3917.png]


*
	Двигун
	Номі​нальна потуж-ність, кВт
	ккд*, %
	cos[image: image3918.png]


*

	АОП-41-4
	1,7
	81,0
	0,82
	АОП2-52-4
	10,0
	88,0
	0,83

	АОП2-22-4
	2,2
	82,5
	0,83
	АОП-63-4
	14,0
	87,5
	0,87

	АОП-42-4
	2,8
	83,0
	0,84
	АОП2-61-4
	13,0
	88,0
	0,84

	АОП2-31-4
	3,0
	83,5
	0,84
	АОП-72-4
	20,0
	88,0
	0,87

	АОП-51-4
	4,5
	84,5
	0,85
	АОП2-71-4
	22,0
	89,5
	0,85

	АОП2-41-4
	4,0
	85,0
	0,81
	АОП2-73-4
	28,0
	89,0
	0,87

	АОП2-42-4
	5,5
	87,0
	0,82
	АОП2-72-4
	30,0
	90,0
	0,85

	АОП-52-4
	7,0
	86,0
	0,86
	АОП-84-4
	40,0
	90,0
	0,88

	АОП2-51-4
	7,5
	88,0
	0,83
	АОП2-81-4
	46,0
	91,0
	0,89

	АОП-62-4
	10,0
	86,5
	0,87
	АОП2-82-4
	55,0
	92,0
	0,89


* При номінальному навантаженні.
12.4. Проектування експлуатації свердловин штанговими насосними установками
Режим відкачування повинен характеризуватись максимальною величиною довжини ходу s, відповідною даному ВК, мінімальною площею [image: image3919.png]


(теж діаметром [image: image3920.png]


), а число ходів п визначається із рівняння подачі, причому у всіх випадках треба прагнути до збільшення ко​ефіцієнта подачі [image: image3921.png]


 У даний час використовують дві методики.
Вибір насосного обладнання і початкового режиму відкачування за допомогою діаграм Адоніна і таблиць. Цей розрахунок найбільш простий і використовується при опе​ративному розв'язуванні задач. При побудові діаграм прийнято: коефіцієнт наповнення [image: image3922.png]


 = 0,85; густина рідини [image: image3923.png]


= 900 кг/м3; занурення насоса під динамічний рівень [image: image3924.png]


= 0, гирловий тиск [image: image3925.png]


= 0. Діаграма дає залежність подачі Q від глибини спуску насоса (рис. 12.5). Цю залежність можна записати
                                       [image: image3926.png]Ok,
FJ4



 (12.107)
де[image: image3927.png]


- глибина спуску насоса, м; Н - глибина свердловини, м;[image: image3928.png]


- пластовий тиск, Па; Q -дебіт свердловини (щодо рідини), м*/с; [image: image3929.png]


 - коефіцієнт продуктивності свердловини, м3/(с·Па); [image: image3930.png]


-густина рідини, кг/м3; [image: image3931.png]


- занурення насоса під динамічний рівень, м.
Занурення насоса [image: image3932.png]


 визначають з використанням формули (12.6) або приймають з ураху​ванням гідравлічного опору у всмоктувальному клапані (див. 12.2). При нормальній роботі за​нурення [image: image3933.png]


 становить: 20-50 м ([image: image3934.png]Pap



= 0,15 - 0,5 МПа), а при наявності газу його збільшують, як​що це можливо, до 250-350 м, щовідповідає близько 30 %[image: image3935.png]Pr



 ([image: image3936.png]


= 2.. .3 МПа). І.Т.Міщенко рекомендує приймати
                     [image: image3937.png]Pop



 = 0,5·106 + 0,3[image: image3938.png]


(1-[image: image3939.png]


),                                 (12.108)
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Рис. 12.5. Діаграма Адоніна
де [image: image3941.png]Pop



- тиск на прийомі насоса, Па;[image: image3942.png]Dy



- тиск насичення, Па;[image: image3943.png]


- обводненість продукції.
Для врахування тисків [image: image3944.png]


 і [image: image3945.png]Pap



 можна обчислити приріст розрахункової глибини спуску насоса,м
                                        [image: image3946.png]AL = F(p; = Pop)/ (Gu:8) +



 (12.109)
де    [image: image3947.png]


- середня маса 1 м штангової колони, кг.
Із діаграми знаходять тип ВК і діаметр насоса. Далі приймають [image: image3948.png]5™ S e



 для знайденого верстата-качалки, а для одержання заданого Q число ходів п уточнюють із пропорції
                                              [image: image3949.png]


            (12.110)
де [image: image3950.png]


— максимальне число ходів знайденого ВК; [image: image3951.png]Cmax



- максимальна подача, яка відповідає верхній межі поля насоса даного діаметра, м3/добу.
Потім вибирають тип насоса і групу посадки залежно від подачі, висоти підйому і в'яз​кості рідини, обводненості, вмісту газу і піску (див. 12.1).
Діаметр НКТ беруть з таблиці залежно від типу і діаметра насоса (див.табл. 12.14), а конструкцію колони штанг - від діаметра і глибини спуску насоса (див. 12.3).
Для ускладнених умов експлуатації додатково підбирають газові або пісочні якори чи інші захисні пристрої.
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Вибір штангової насосної установки і режиму відкачування з використанням кривих розподілу тиску. Ця методика дає змогу більш повно врахувати умови відкачування, зокре​ма наявність вільного газу, її застосування доцільне для оптимізації роботи установки.
При проектуванні експлуатації свердловини також вибирають типорозміри ВК і елект​родвигун, тип і діаметр свердловинного насоса, конструкцію колони труб, розраховують глибину спуску насоса, режим відкачування (довжину ходу і число подвійних ходів), кон​струкцію штангової колони.
Для ускладнених умов експлуатації теж підбирають додаткове обладнання (газові та пісочні якорі, обважнений низ штангової колони, компенсатори ваги штанг, шкребки і т.д.).
Для кожного варіанта компоновки обладнання і режиму його роботи тиск розраховують на прийомі та на виході насоса, коефіцієнт сепарації на прийомі насоса і втрати тиску в клапанах, коефіцієнт наповнення на​соса і подачі установки,
	[image: image3952.png]/] e b 2
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Рис. 12.6. Криві розподілу тиску, газового числа і витратного газовмісту, які побудовані для проек​тування експлуатації свердловини штанговою на​сосною установкою


екстремальні навантаження і зведені напруження у штангах, максимальний крутильний момент на валу редуктора, енерге​тичні показники.
Вихідні дані для розрахунків по​винні охоплювати інформацію, що включає: конструкцію свердловини (глибина, внутрішній діаметр експлу​атаційної колони, інтервал перфо​рації, викривлення свердловини); ха​рактеристику пласта (дебіт рідини і газу, обводненість продукції, пласто​вий і вибійний тиски, коефіцієнт про​дуктивності, термограму, причини об​меження дебіту); фізико-хімічну, як правило, у вигляді графічної чи аналітичної залежності від тиску, ха​рактеристику нафти (склад, густина і в'язкість у пластових і поверхневих умовах, об'ємний коефіцієнт, тиск на​сичення газом, газовміст, температура насичення парафіном, його вміст і властивості,    наявність    механічних домішок, поверхневий натяг), газу (склад, густина і в'язкість при пластових і поверхневих умовах, коефіцієнт надстисливості, газовий фактор) і води (мінералізація, густина і в'язкість при пластових і поверхневих умовах, об'ємний коефіцієнт, кородуюча здатність); гирловий тиск. Послідовність розрахунків наступна.
1. Будують (рис.12.6) криву розподілу тиску p(z), газового числа[image: image3953.png]R (z)



і витратного газовмісту[image: image3954.png]


по стовбуру свердловини (відповідно криві 1,2,3) в обсадній колоні за принци​пом "знизу вверх" від вибою до глибини, де тиск дорівнює мінімально допустимому на прийомі насоса (з урахуванням гідравлічних втрат у всмоктувальному клапані) або розхідний газовміст досягає максимального допустимого значення[image: image3955.png]


Величину р(г) роз​раховують за однією з методик з врахуванням виділення газу (див. 9.4). Газове число[image: image3956.png]


 обчислюється за формулою (12.13). Газовміст[image: image3957.png]B(2)



 визначається на кожному інтервалі зміни тиску від глибини, де[image: image3958.png]


, за формулою
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[image: image3959.png]BO=TIirg



 (12.111)
Рекомендується приймати [image: image3960.png]£ max



=0,75, при перевищенні якого в процесі відкачування плунжер при ході вниз вдаряється до рідини, що призводить до різкого зростання обривів штанг.
2.  Вибирають глибину спуску насоса [image: image3961.png]


 Можна вибрати декілька варіантів [image: image3962.png]


 а опти​мальну довжину пізніше прийняти кінцево за мінімумом зведених економічних витрат. На вибір глибини може вплинути глибина відкладення парафіну, солей, різна кривизна стовбу​ра свердловини і т.п.
Для вибраної глибини[image: image3963.png]


одержують із рис. 12.6 значення [image: image3964.png]Pnp+



 [image: image3965.png]


, [image: image3966.png]B



 на прийомі насоса.
3. Для орієнтовної оцінки за діаграмою Адоніна і таблицями (див.вище) приймають па​раметри установки і режим відкачування (верстат-качалку, [image: image3967.png]


, s, n, діаметр НКТ і конст​рукцію штангової колони).
Вибирають тип і групу посадки насоса, вирішують питання необхідності застосування газових і пісочних якорів. Із діаграми Адоніна маємо, що кожному діаметру насоса відповідає певне поле взаємозв'язку [image: image3968.png]


Тому можна розглянути декілька варіантів щодо діаметрів насоса і аналогічно[image: image3969.png]


взяти пізніше діаметр.
4. Для тиску на прийомі насоса визначають об'ємну витрату рідини [image: image3970.png]


, вільного га​зу [image: image3971.png]Ve (Paps Top)



, коефіцієнт сеперації газу[image: image3972.png]o



трубне газове число [image: image3973.png]


 новий тиск насичен​ня , [image: image3974.png]P



 у трубах з використанням відповідних формул (див. 12.2).
5.  Будують криві розподілу тиску [image: image3975.png]p(z)



 від гирлового тиску [image: image3976.png]


 за принципом "зверху вниз" для заданого дебіту, визначених діаметрів НКТ і штанг (кільцевий потік), трубного газового числа  [image: image3977.png]


(крива 4). Зазначимо, що в інтервалі між [image: image3978.png]


 і ,[image: image3979.png]P n



 рухається газорідинна суміш, а нижче - негазована рідина.
При [image: image3980.png]


 знаходять тиск на викиді насоса у трубах [image: image3981.png]Prp-



 Середня густина суміші у НКТ[image: image3982.png]Pc= (Prp — P2V(LE) -




6.  Визначають максимальний перепад тиску при русі продукції через всмоктувальний [image: image3983.png]


 і нагнітальний [image: image3984.png]


 клапани насоса, тиск у циліндрі відповідно при всмоктуванні [image: image3985.png]


 і нагнітанні [image: image3986.png]


 а також перепад тиску, що створюється насосом, з використанням формул (12.23), (12.25)—(12.27).
7.  Визначають об'єм витікання через зазор плунжерної пари за формулою (12.28) чи (12.29), коефіцієнти витікань [image: image3987.png]


 за формулою (12.30), наповнення циліндра [image: image3988.png]Oy



 за форму​лою (12.31), усадки [image: image3989.png]


 за формулою (12.32) і подачу насоса [image: image3990.png]


, що забезпечує заданий дебіт, м3/с:
[image: image3991.png]Quac = CWPun)/ % -



 (12.112)
Знаючи діаметр насоса [image: image3992.png]Ay



,  знаходять необхідну швидкість відкачування, м/хв
[image: image3993.png]


 (12.113)
Тоді підбирають довжину ходу плунжера [image: image3994.png]Snn



 і число ходів п (більше [image: image3995.png]Sna



 і менше п), вра​ховуючи результати визначення за пунктом 3 з використанням діаграми Адоніна і ув'язую​чи з параметрами стандартних верстатів-качалок і насосів.
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8. При необхідності уточнюють конструкцію штангової колони, користуючись таблиця​ми.
Визначають стискну силу [image: image3996.png]


 за формулою (12.70), тобто вагу обважнюючого низу [image: image3997.png]


 за формулою (12.76).
9. Знаходять втрати ходу плунжера внаслідок гідростатичного навантаження[image: image3998.png]()



 кри​терій динамічної подібності [image: image3999.png]Py



 і довжину ходу сальникового штоку[image: image4000.png]


із формули (12.66).
Для подальших розрахунків приймають ближчу стандартну довжину ходу[image: image4001.png]


уточнено​го у пункті 7 верстата-качалки.
Тоді для збереження попередньої швидкості відкачування визначають уточнене число коливань п, довжину ходу плунжера [image: image4002.png]


 за формулою (12.66), коефіцієнт деформацій [image: image4003.png]


 та коефіцієнт подачі установки [image: image4004.png]


 за формулою (12.93).
10.  Шукають екстремальні навантаження [image: image4005.png]


 і [image: image4006.png]Poin



, які діють у точці підвісу штанг, за формулами (12.55) і (12.70).
11. Знаходять сили тертя [image: image4007.png]


 які виникають при роботі насосної установки, та роблять висновок про необхідність їх врахування (див. 12.3).
12.  Визначають зведене напруження у штангах [image: image4008.png]


 і перевіряють виконання умови міцності (12.83). Якщо умова не виконується, то або зберігають вибрану конструкцію коло​ни, але вибирають штанги з вищою міцністю[image: image4009.png]


, або підбирають штангову колону із штанг тієї ж марки, але більшого діаметра.
13. Крутильний момент [image: image4010.png]


 одержують за формулою Рамазанова (12.90).
14. Зіставляючи розрахункові дані [image: image4011.png]P> Myp myaxr §



 і п з паспортними характеристика​ми, остаточно вибирають верстат-качалку.
15. Розраховують енергетичні показники роботи установки і вибирають електродвигун.
16.  Для вибору оптимального варіанту по глибині спуску і діаметру насоса розрахову​ють ймовірну частоту підземних ремонтів, зв'язаних з ліквідацією аварій із штанговою ко​лоною, число підземних ремонтів та економічні показники [6].
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Глава 13

Експлуатація свердловин установками занурених відцентрових електронасосів
13.1. Установки електровідцентрових насосів
	[image: image4012.png]2]
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Рис. 13.1. Установка зануреного відцентрового елект​ронасоса:
1-експлуатаційна колона; 2-електродвигун; .З-гідрозахист, 4-газосепаратор; 5- відцентровий електронасос; 6-зворотний і зливний клапани; 7-насосно-компре-сорні труби; 8-кабельна лінія; 9-кріпильний хомут; 10-зворотний перепускний клапан;  11-обладнання гирла; 12-барабан для кабеля; 13-виносний пульт для підключення кабелю, що захищає наземне електрообладнання від надходження у нього газу по кабелю; 14-трансформаторна комплектна підстанція з  керуючим пристроєм



Установка (рис. 13.1) елект-ровідцентрового насоса (УЕВН) включає занурений агрегат (на​сос, газосепаратор і електродви​гун з гідрозахист-том), обладнання гирла, НКТ і електрообладнання (кабель, комплектну трансфор​маторну підстанцію або транс​форматор і керуючий пристрій).
Параметри УЕВН наведені в табл. 13.1 (за ТУ 26-06-1486-87).
Розшифрування умовних позначень подаємо на прикладі установок: УЭЦНМ-5-50-1300, УЭЦНМК5А-160-1450, УЭЦНМ6-1000-900, де У-уста-новка; ЭЦН - електровід-цент-ровий насос; М - модульне ви-конання (раніше випускали не у модульному виконанні); К -корозійне виконання; 5, 5А, 6 -група установки; 50; 160; 1000 -подача,м3/добу; (відповідно тиск 13; 14,5; 9 МПа). 1300; 1450; 900 - напір, м вод. стовпа.
Залежно від поперечного розміру зануреного агрегата УЕВН ділять на три умовні гру​пи:
	Група установки
	Поперечний габарит зануре​ного агрегата j кабелем, не більше, ми
	Внутрішній діаметр експлу​атаційної колони, не менше,
MM

	5
	112
	121,7

	5А
	124
	130

	6  (подача[image: image4013.png]


500м3 /добу)
	137
	144,3

	(подача[image: image4014.png]


500 м3 /добу)
	140,5
	148,3


Наведемо показники призначення за перекачуваними середовищами: максимальна кінематична в'язкість однорідної рідини, при якій не змінюються напір і ККД - 1 мм2/с;
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водневий показник супутньої води рН 6,0 - 8,5; вміст механічних домішок до 0,01 % (0,1 г/л); максимальний вміст супутньої води 99% ; максимальний вміст вільного газу на при​йомі 25 %, а при використанні модуля газосепаратора 55 %; вміст сірководню до 0,001 % (0,01 г/л),адляУЭЦНМК-до 0,125% (1,25 г/л); температура перекачуваної рідини у зоні зануреного агрегата до 90 °С.
Таблиця 13.1
	Установка

	Номі-
нальна подача, М3/добу

	Номі​нальний напір, м

	Потуж​ність, кВт

	ккд, %

	ККД насо​са, Ж

	Максималь-
на густина водонафтс— воі суміші, кг/м3

	Робоча частина характери​стики

	
	
	
	
	
	
	
	подача, м3/добу
	напір, м

	УЭЦНМ5-50-1300
	50
	1360
	23
	33,5
	43
	1400
	25-70
	1400-1005

	УЭЦНМК5-50-1300
	
	1360
	23
	33,5
	
	1400
	
	1400-1005

	УЭЦНМ5-50-1700
	
	1725
	28,8
	34
	
	1340
	
	1780-1275

	УЭЦНМК5-50-1700
	
	1725
	28,8
	34
	
	1340
	
	1780-1275

	УЭЦНМ5-80-1200
	80
	1235
	26,7
	42
	51,5
	1400
	60-115
	1290-675

	УЭЦНМК5-80-1200
	
	1235
	26,7
	42
	
	1400
	
	1290-675

	УЭЦНМ5-80-1400
	
	1425
	30,4
	42,5
	
	1400
	
	1490-1155

	УЭЦНМК5-80-1400
	
	1425
	30,4
	42,5
	
	1400
	
	1490-1155

	УЭЦНМ5-80-1550
	
	1575
	33,1
	42,5
	
	1400
	
	1640-855

	УЭЦНМК5-80-1550
	
	1575
	33,1
	42,5
	
	1400
	
	Ґ640-855

	УЭЦНМ5-80-1800
	
	1800
	38,4
	42,5
	
	1360
	
	1880-980

	УЭЦНМК5-80-1800
	
	1800
	38,4
	42,5
	
	1360
	
	1880-980

	УЭЦНМ5-125-1000
	125
	1025
	29,1
	50
	58,5
	1240
	105-165
	1135-455

	УЭЦНМК5-125-1000
	
	1025
	29,1
	50
	
	1240
	
	1135-455

	УЭЦНМ5-125-1200
	
	1175
	34,7
	48
	
	1400
	
	1305-525

	УЭЦНМК5-125-1200
	
	1175
	34,7
	48
	
	1400
	
	1305-525

	УЭЦНМ5-125-1300
	
	1290
	38,1
	48
	
	1390
	
	1440-575

	УЭЦНМК5-125-1300
	
	1290
	38,1
	48
	
	1390
	
	1440-575

	УЭЦНМ5-125-1800
	
	1770
	51,7
	48,5
	
	1400
	
	1960-785

	УЭЦНМК5-125-1800
	
	1770
	51,7
	48,5
	
	1400
	
	1960-785

	УЭЦНМ5-200-800
	200
	810
	46
	40
	50
	1180
	150-265
	970-455

	УЭЦНМ5-200-1000
	
	1010
	54,5
	42
	
	1320
	
	1205-565

	УЭЦНМ5-200-1400
	
	1410
	76,2
	42
	
	1350
	
	1670-785

	УЭЦНМ5А-160-1450
	160
	1440
	51,3
	51
	61
	1400
	125-205
	1535-805

	УЭЦНМК5А-160-1450
	
	1440
	51,3
	51
	
	1400
	
	1535-905

	УЭЦНМ5А-160-1600 
	 
	1580
	56,2
	51
	
	1300
	
	1760-1040

	УЭЦНМК5А-160-1600 
	 
	1580
	56,2
	51
	
	1300
	
	1760-1040

	УЭЦНМ5А-160-1750 
	 
	1750
	62,3
	51
	
	1300
	
	1905-1125
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Продовження табл. 13.1
	Установка

	Номі-
нальна подача, м3/добу
	Номі​нальний напір, м

	Потуж​ність, кВт

	ККД, %

	ККД
насо​са, %

	Макси-мальна густина водонафто-вої суміші, кг/м3
	Робоча частина характери​стики

	
	
	
	
	
	
	
	подача, мл/добу
	напір, м 

	УЭЦНМК5А-160-1750
	
	1750
	62,3
	51
	
	1400
	
	1905-1125 

	УЭЦНМ5А-250-1000
	250
	1000
	55,1
	51,5
	61,5
	1320
	195-340
	1140-600 

	УЭЦНМК5А-250-1000
	
	1000
	55,1
	51,5
	
	1320
	
	1140-600 

	УЭЦНМ5А-250-ПОО
	
	1090
	60,1
	51,5
	
	1210
	
	1240-650 

	УЭЦНМК5А-250-1100
	
	1090
	60,1
	51,5
	
	1210
	
	1240-650 

	УЭЦНМ5А-250-1400
	
	1385
	76,3
	51,5
	
	1360
	
	1575-825 

	УЭЦНМК5А-250-1400
	
	1385
	76,3
	51,5
	
	1360
	
	1575-825

	УЭЦНМ5А-250-1700
	
	1685
	92,8
	51,5
	
	1120
	
	1920-1010

	УЭЦНМК5А-250-1700
	
	1685
	92,8
	51,5
	
	1120
	
	1920-1010

	УЭЦНМ5А-400-950
	400
	965
	84,2
	52
	59,5
	1180
	300-440
	1180-826

	УЭЦНМК5А-400-950
	
	965
	84,2
	52
	
	1180
	
	1180-826

	УЭЦНМ5А-400-1250
	
	1255
	113,9
	50
	
	1260
	
	1540-1080

	УЭЦНМК5А-400-1250
	
	1255
	113,9
	50
	
	1260
	
	1540-1080

	УЭЦНМ5А-500-800
	500
	815
	100,5
	46
	54,5
	1400
	430-570
	845-765

	УЭЦНМК5А-500-800
	
	815
	100,5
	46
	
	1400
	
	845-765

	УЭЦНМ5А-500-1000
	
	4000
	123,3
	46
	
	1160
	
	1035-935

	УЭЦНМК5А-500-1000
	
	1000
	123,3
	46
	
	1160
	
	1035-935

	УЭЦНМ6-250-1400
	250
	1470
	78,7
	53
	63
	1320
	200-340
	1540-935

	УЭЦНМК6-250-1400
	
	1470
	78,7
	53
	
	1320
	
	1540-935

	УЭЦНМ6-250-1600
	
	1635
	87,5
	53
	
	1180
	
	1705-1035

	УЭЦНМК6-250-1600
	
	1635
	87,5
	53
	
	1180
	
	1705-1035

	УЭЦНМ6-500-1150
	500
	1150
	127,9
	51
	60
	1400
	380-650
	1325-650

	УЭЦНМК6-500-1150
	
	1150
	127,9
	51
	
	1400
	
	1325-650

	УЭЦНМ6-800-1000
	800
	970
	172,7
	51
	60
	1180
	550-925
	1185-720

	УЭЦНМК6-800-1000
	
	970
	172,7
	51
	
	1180
	
	1185-720

	УЭЦНМ6-1000-900
	1000
	900
	202,2
	50,5
	60
	1400
	850-1200
	1040-625

	УЭЦНМК6-1000-900
	
	900
	202,2
	50,5
	
	1400
	
	1040-625


Для установок, укомплектованих кабельними лініями К 43, у яких подовжувач з теп​лостійким кабелем марки КФСБ замінений подовжувачем з кабелем марки КПБП, темпе​ратури при двигунах потужністю 32 кВт не повинні перевищувати 70 °С, 45-125 кВт -75 °С та 90-250 кВт-80 °С.
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Занурений відцентровий електронасос є секційним, багатоступінчастим, модульним. Він включає вхідний модуль (основа з прийомними отворами, фільтр - сітка і вал), модулі-секції (робочі колеса і скеровуючі апарати), модуль-головку (з різьбою муфти НКТ), зворт-ний і спускний (для зливання рідини із НКТ при підйомі) клапани. Зворотний клапан вкручують у головку, а зливний - у корпус зворотного клапана. Шифр насоса такий же, як і установки, тільки без букви У (табл. 13.2).
Таблиця 13.2.
	Насос

	Показник
	Число модулів-секцій
	Число ступенів

	
	Подача, добу

	Напір, м

	Поту​жність, кВт

	ККД
насо- са,%

	зага​льне

	№2

	№3

	№5

	зага​льне

	в модупі-секціі

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	№2
	№3
	№5

	ЭЦНМ5-50-1300
	50
	1360
	17,94
	43
	2
	1
	-
	1
	264
	72
	-
	192

	ЭЦНМК5-50-1300
	
	1360
	17,94
	
	2
	1
	^
	1
	264
	72
	-
	192

	ЭЦНМ5-50-1700
	
	1725
	22,76
	
	3
	-
	3
	-
	336
	-
	112
	-

	ЭЦНМК5-50-1700
	
	1725
	22,76
	
	3
	_
	3
	-
	336
	-
	112
	-

	ЭЦНМ5-80-1200
	80
	1235
	21,77
	51,5
	2
	1
	-
	1
	269
	73
	-
	196

	ЭЦНМК5-80-1200
	
	1235
	21,77
	
	2
	1
	-
	1
	269
	73
	-
	196

	ЭЦНМ5-80-1400
	
	1425
	25,12
	
	2
	-
	1
	1
	310
	-
	114
	196

	ЭЦНМК5-80-1400
	
	1425
	25,12
	
	2
	-
	1
	1
	310
	-
	114
	196

	ЭЦНМ5-80-1550
	
	1575
	27,76
	
	3
	-
	3
	-
	342
	-
	114
	-

	ЗЦНМР5-80-1550
	
	1575
	27,76
	
	3
	-
	3
	-
	342
	-
	114
	-

	ЭЦНМ5-80-1800
	
	1800
	31,73
	
	2
	-
	-
	2
	392
	-
	-
	196

	ЭЦНМК5-80-1800
	
	1800
	31,73
	
	2
	.
	_
	2
	392
	-
	-
	196

	ЭЦНМ5-125-1000
	125
	1025
	24,85
	58,5
	2
	1
	-
	1
	227
	62
	-
	165

	ЭЦНМК5-125-1000
	
	1025
	24,85
	
	2
	1
	-
	1
	227
	62
	-
	165

	ЭЦНМ5-125-1200
	
	1175
	28,49
	
	2
	-
	1
	1
	261
	-
	96
	165

	ЭЦНМК5-125-1200
	
	1175
	28,49
	
	2
	-
	1
	1
	261
	-
	96
	165

	ЭЦНМ5-125-1300
	
	1290
	31,28
	
	3
	-
	3
	-
	288
	-
	96
	-

	ЭЦНМК5-125-1300
	
	1290
	31,28
	
	3
	-
	3
	-
	288
	-
	96
	-

	ЭЦНМ5-125-1800
	
	1770
	42,92
	
	3
	1
	-
	2
	392
	62
	-
	165

	ЭЦНМК5-125-1800
	
	1770
	42,92
	
	3
	1
	_
	2
	392
	62
	-
	165

	ЭЦНМ5-200-800
	200
	810
	36,76
	50
	3
	-
	3
	-
	228
	-
	76
	-

	ЭЦНМ5-200-1000
	
	1010
	45,84
	
	3
	-
	2
	1
	283
	-
	76
	131

	ЭЦНМ5-200-1400
	
	1410
	64
	
	3
	_
	_
	3
	393
	-
	-
	131

	ЭЦНМ5А-160-1450
	160
	1440
	42,86
	61
	3
	-
	3
	-
	279
	-
	93
	-

	ЭЦНКМ5А-160-1450 
	
	1440
	42,86
	
	3
	-
	3
	-
	279
	-
	93
	-

	ЭЦНМ5А-160-1600 
	 
	1580 
	47,03 
	 
	2 
	- 
	- 
	2 
	320 
	- 
	- 
	160 

	ЭЦНМК5-160-1600 
	 
	1580 
	47,03 
	 
	2 
	- 
	- 
	2 
	320 
	- 
	- 
	160 

	ЭЦНМ5А-160-1750 
	 
	1750 
	52,09 
	 
	3 
	- 
	2 
	1 
	346 
	- 
	93 
	160 
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Продовження табл. 13.2
	Насос
	Показник
	Число модулів-секцій
	Число ступенів

	
	По-дача,
М3/
добу
	На-пір, м
	Поту​жність, кВт
	ккд
насо- са,%
	зага​льне
	№2
	№3
	№5
	зага​льне
	в модуль-секцй

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	№2
	№3
	№5 

	ЭЦНКМ5А-160-1750 
	
	1750
	52,09
	
	3
	•_
	2
	1
	346
	_
	93
	160

	ЭЦНМ5А-250-1000 
	250
	1000
	46,13
	61,5
	2
	-
	-
	2
	184
	-
	-
	92

	ЭЦНМК5А-250-1000 
	.
	1000
	46,13
	
	2
	-
	-
	2
	184
	-
	-
	92

	ЭЦНМ5А-250-1100 
	
	1090
	50,28
	
	3
	-
	2
	1
	200
	-
	54
	92

	ЭЦНМК5А-250-1100 
	
	1090
	50,28
	
	3
	-
	2
	1
	200
	-
	54
	92

	ЭЦНМ5А-250-1400 
	
	1385
	63,89
	
	4
	-
	3
	1
	254
	-
	54
	92

	ЭЦНМК5А-250-1400 
	
	1385
	63,89
	
	4
	-
	3
	1
	254
	-
	54
	92

	ЭЦНМ5А-250-1700 
	
	1685
	77,72
	
	4
	1
	-
	3
	310
	34
	-
	92

	ЭЦНМК5А-250-1700 
	
	1685
	77,72
	
	4
	1
	_
	3
	310
	34
	_
	92

	ЭЦНМ5А-400-950 
	400
	965
	73,61
	59,5
	4
	-
	3
	1
	236
	-
	50
	86

	ЭЦНМК5А-400-950 
	
	965
	73,61
	
	4
	-
	3
	1
	236
	-
	50
	86

	ЭЦНМ5А-400-1250 
	
	1255
	95,74
	
	4
	-
	1
	3
	308
	-
	50
	86

	ЭЦНМК5А-400-1250 
	
	1255
	95,74
	
	4
	_
	1
	3
	308
	_
	50
	86

	ЭЦНМ5А-500-800 
	500
	815
	84,84
	54,5
	3
	-
	1
	2
	201
	-
	45
	78

	ЭЦНМК5А-500-800
	
	815
	84,84
	
	3
	-
	1
	2
	201
	-
	45
	78

	ЭЦНМ5А-500-1000
	
	1000
	104,1
	
	4
	-
	2
	2
	246
	-
	45
	78

	ЭЦНМК5А-500-1000
	
	1000
	104,1
	
	4
	_
	2
	2
	246
	_
	45
	78

	ЭЦНМ6-250-1400
	250
	1470
	66,19
	63
	2
	.
	1
	1
	233
	-
	86
	147

	ЭЦНМК6-250-1400
	
	1470
	66,19
	
	2
	-
	1
	1
	233
	•-
	86
	147

	ЭЦНМб-250-1600
	
	1635
	73,62
	
	3
	-
	3
	-
	258
	-
	86
	-

	ЭЦНМК6-250-1600
	
	1635
	73,62
	
	3
	_
	3
	.
	258
	.
	86
	_

	ЭЦНМ6-500-1150
	500
	1150
	108,74
	60
	3
	_
	1
	2
	217
	-
	49
	84

	ЭЦНМК6-500-1150
	
	1150
	108,74
	
	3
	.
	1
	2
	217
	_
	49
	84

	ЭЦНМб-800-1000
	800
	970
	146,76
	60
	4
	-
	2
	2
	206
	-
	38
	65

	ЭЦНМК6-800-1000
	
	970
	146,76
	
	4
	.
	2
	2
	206
	_
	38
	65

	ЭЦНМ6-1000-900
	1000
	900
	170,21
	60
	4
	-
	-
	4
	208
	-
	-
	52

	ЭЦНМК6-1000-900
	
	900
	170,21
	
	4
	-
	-
	4
	208
	-
	-
	52


Таблиця 13.3
	Виконання електродвигуна 
	Номіна-льна потужність, кВт
	Номіна-льна напруга, В
	Номіна-льний струм, А
	ККД, %
	Коефі​цієнт по​тужності

	нормальне
	корозійне— стійке
	
	
	
	
	

	ЭД1 6-103 ЭД22-103
	ЭДК16-103 ЭДК22-103
	16
22
	530 700
	26
27
	80,5
	0,83
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Продовження табл. 13.3
	Виконання електродвигуна 
	Номіналь-на потуж-ність, кВт
	Номіна-льна напруга, В
	Номіна-льний струм, А
	ККД, %
	Коефі​цієнт по​туж-ності

	нормальне
	корозійно-стійке
	
	
	
	
	

	ЭД32-103
	     ЭДК32-103
	32
	1000
	27,5
	
	

	ЭД45-103
	ЭДК45-103
	45
	1050
	37
	79,5
	0,84

	ЭД32-103В
	ЭДК32-103В
	31,5
	750
	
	
	

	ЭД32-103Н
в зборі
	ЭДК32-103Н
 в зборі
	31,5
63
	750 1500
	36,5
	80,5
	0,83

	ЭД45-103В
	ЭДК45-103В
	45
	1050
	
	
	

	ЭД45-103Н 
в зборі
	ЭДК45-103Н 
в зборі
	.45 90
	1050 2100
	37
	79,5
	0,84

	ЭД45-П7
	ЭДК45-117
	45
	1000
	36
	84,5
	0,86

	ЭД63-117
	ЭДК63-117
	63
	1400
	36
	
	

	ЭД45-117В
	ЭДК45-117В
	45
	975
	
	
	

	ЭД45-117Н 
в зборі
	ЭДК45-117Н
 в зборі
	45 90
	975 1950
	37
	
	

	ЭД63-117В
	ЭДК63-123
	62,5
	975
	
	
	

	ЭД63-117Н 
в зборі
	ЭДК63-117Н
 в зборі
	62,5 125
	975 1950
	51
	84,5
	0,86

	ЭД90-123
	ЭДК90-123
	90
	2200
	32,5
	85
	0,86

	ЭД 90- 123В
	ЭДК90-123В
	90
	1075
	
	
	

	ЭД90-123Н 
в зборі
	ЭДК90-123Н 
в зборі
	90 180
	1075 2150
	66
	
	0,86

	ЭД83-123В
	ЭДК83-123В
	83,5
	750
	
	
	

	ЭД83-123С
	ЭДК83-123С
	83,5
	750
	88
	
	0,86

	ЭД83-123Н 
в зборі
	ЭДК83-123Н
 в зборі
	83,5 250
	750 2250
	
	
	

	ЭД90-130В
	ЭДК90-130В
	90
	1150
	
	
	

	ЭД90-130Н 
в зборі
	ЭДК90-130Н
 в зборі
	90 180
	1150 2300
	61
	
	

	ЭД125-13ЛВ
	ЭДК25-13РВ
	125
	1150
	85
	
	

	ЭД125-130Н
	ЭДК25-130Н
	125
	1150
	
	
	0,87

	в зборі
	в зборі
	250
	2300
	
	
	

	ЭД120-130В
	ЭДК120-130В
	120
	767
	122,5
	
	

	ЭД120-130С
	ЭДК120-130С
	120
	767
	
	
	

	ЭД 120- 130Н 

в зборі
	ЭДК120-130Н 
в зборі
	120 360
	767 2300
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Як привод використовують занурений, трифазний асинхронний, короткозамкнений двополюсний мастилонаповнений вертикального виконання електродвигун типів ЭД (табл. 13.3). Нижче наведені характеристики двигунів типу ПЭДУ (табл. 13.4).
Таблиця 13.4
	Двигун
	Номіна-ль​на потуж​ність, кВт
	Номіна-пьна напру​га, В
	Номіна-ль​ний струм, А
	Двигун
	Номіна-ль​на потуж​ність, кВт
	Номіна-ль​на напру​га, В
	Номіна-ль​ний струм, А

	ПЭДУ16-103В5
	16
	530
	26
	ПЭДУС90-117В5
	90
	1950
	37

	ПЭДУ16-103ДВ55
	
	
	
	ПЭДУС90-117ДВ5
	
	
	

	ПЭДУК16-103В5
	
	
	
	ПЭДУСК90-117В5
	
	
	

	ПЭДУК16-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУСК90-117ДВ5
	
	
	

	ПЭДУ22-103В5
	22
	700
	27
	ПЭДУС125-117В5-
	125
	1950
	51

	ПЭДУ22-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУС125-117ДВ5
	
	
	

	ПЭДУК22-103В5
	
	
	
	ПЭДУСК125-117В5
	
	
	

	ПЭДУК22-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУСК125-П7ДВ5 ПЭДУ90-123В5
	
	
	

	ПЭДУ32-103В5 ПЭДУ32-103ДВ5
	32
	1000
	27,5
	
	
	
	

	
	
	
	
	ПЭДУ90-123ДВ5
	90
	2200
	32,5

	ПЭДУК32-103В5
	
	
	
	ПЭДУК90-123В5
	
	
	

	ПЭДУК32-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУК90-123ДВ5
	
	
	

	ПЭДУ45-103В5
	45
	1050
	37
	ПЭДУС180-123В5
	180
	2150
	66

	ПЭДУ45-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУС180-123ДВ5
	
	
	

	ПЭДУК45-103В5
	
	
	
	ПЭДУСК180-123В5
	
	
	

	ПЭДУК45-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУСК180-123ДВ5
	
	
	

	ПЭДУС63-103В5
	63
	1500
	36,5
	ПЭДУС250-123В5
	250
	2250
	88

	ПЭДУС63-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУС250-123ДВ5
	
	
	

	ПЭДУСК63-103В5
	
	
	
	ПЭДУСК250-123В5
	
	
	

	ПЭДУСК63-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУСК250-123ДВ5
	
	
	

	ПЭДУС90-103В5
	90
	2100
	37
	ПЭДУС180-130В5
	180
	2300
	61

	ПЭДУС90-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУС180-130ДВ5
	
	
	

	ПЭДУСК90-103В5
	
	
	
	ПЭДУСК180-130В5
	
	
	

	ПЭДУСК90-103ДВ5
	
	
	
	ПЭДУСК180-130ДВ5
	
	
	

	ПЭДУ45-117В5
	45
	1000
	36
	ПЭДУС250-130В5
	250
	2300
	85

	ПЭДУ45-117ДВ5
	
	
	
	ПЭДУС250-130ДВ5
	
	
	

	ПЭДУК45-117В5
	
	
	
	ПЭДУСК250-130В5
	
	
	

	ПЭДУК45-117ДВ5
	
	
	
	ПЭДУСК250-130ДВ5
	
	
	

	ПЭДУ63-117В5
	63
	1400
	36
	ПЭДУС360-130В5
	360
	2300
	122,5

	ПЭДУ63-П7ДВ5
	
	
	
	ПЭДУС360-130ДВ5
	
	
	

	ПЭДУК63-П7В5
	
	
	
	ПЭДУСК360-130В5
	 
	 
	 

	ПЭДУК63-117ДВ5
	
	
	
	ПЭДУСК360-130ДВ5
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У шифрі вказано: ПЭДУ - занурений електродвигун уніфікований, ЭД – елек-тродви​гун; С - секційний (відсутність букви - несекційний); К - корозійностійкий (відсутність бук​ви - нормальний); перша група цифр - потужність, кВт; друга група цифр - діаметр корпу​са, мм; Д - шифр модернізації гідрозахисту з діафрагмою (відсутність букви - основна мо​дель); В5 - кліматичне виконання і категорія розміщення; В - верхня секція (відсутність букви - несекційний; С - середня секція; Н-нижня секція). Наприклад: ПЭДУСК 90-103ДВ5; ПЭДУ 45-117В5; ЭД 45-103; ЭД 32-ЮЗЭВ; ЭД 45-103Н; ЭД 120-130С; ЭДК 83-123В.
Гідрозахист встановлюється над двигуном. Його заповнюють діелектричним мастилом типу МА-ПЭД. Гідрозахист випускають звичайного і корозійностійкого виконання типів відкритого (основна модель; мастило через бар'єрну рідину густиною до 2000 кг/м3 контак​тує з свердловинною рідиною) і закритого (гумова діафрагма розділяє мастило і свердло​винну рідину).
Газосепаратор встановлюють між вхідним модулем і нижньою секцією насоса. Викори​стовують газосепаратор відцентрового типу.
Для підведення електроенергії до електродвигуна використовують кабельну лінію, яка включає основний кабель, подовжувач (плоский кабель) і муфту кабельного вводу круглого типу. Кабелі представлені мідними струмопровідними жилами, які скручені між собою (круглі кабелі марок КПБК, КТЭБК, КФСБК) або вкладені в одній площині (кабелі марок КПБП, КТЭБ, КФСБ) з ізоляцією із поліетилену (КПБК, КПБП), термоеластопласту (КТЭБК, КТЭБ), фторопласту (КФСКБ, КФСБ), а також подушкою і бронею. Допустима температура становить 90, 110 і 160 °С, якщо ізоляція відповідно з поліетилену, термоела​стопласту і фторопласту. Монтажна довжина кабелю 100 - 1950 м. Надлишок кабеля після спуску агрегата залишають на кабельному барабані. Втрата напруги в кабелі становить 25-125Вна 1000м.
Для керування УЕВН з двигуном серії ПЕД потужністю 14-100 кВт і напругою до 2300В змінного струму використовують пристрої комплектні серії ШГС 5805, а також при потужності двигунів 16-125 кВт підстанції трансформаторні комплектні занурених насосів серії КТППН чи комплектні трансформаторні підстанції занурених насосів куща свердло​вин серії КТППНКС (для умов Західного Сибіру і Крайньої Півночі). Вони забезпечують вмикання і вимикання установки при ручному й автоматичному керуванні, самозапуск після появи зниклої напруги, аварійне від'єднання (перевантаження, короткі замикання, коливання тиску, відсутність припливу і т.д.).
Трансформатор з масляним охолодженням типу ТМПН потужністю 100 - 1250 кВА з 5-10 ступенями регулювання підвищує напругу подачі електроенергії від напруги промис​лової мережі (380 В) до оптимальної напруги живильного струму в електродвигуні (6-10 кВт), що залежить від довжини кабеля, завантаження електродвигуна та напруги у мережі.
Для обладнання гирла свердловин, що експлуатуються УЕВН, використовують фон​танну арматуру АФК1Э-65х140, а також обладнання гирла типу ОУЭ-65/50х140 (для помірного клімату) і ОУЭ-65/50х 140 ХЛ (для холодного клімату). Воно забезпечує муфтову підвіску НКТ, герметизацію гирла (вивід кабеля і НКТ), подачу продукції і регулювання режиму експлуатації, відведення затрубного газу через зворотний клапан у лінію нафтога-зозбору і можливість здійснення різних технологічних операцій.
Для контролю тиску у межах 0-20 МПа і температури у межах 25 - 105 °С (у нижній частиш електродвигуна), захисту УЕВН від аномальних режимів роботи (перегрів елект​родвигуна, зниження тиску рідини на прийомі нижче допустимого) використовують термо-манометричну систему ТМС-3. Від свердловинного перетворювача, що розміщений під електродвигуном, сигнал по живильному кабелю надходить у названий виконавчий при​лад, що вимикає установку при аварійних ситуаціях.
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13.2. Пдротермодинамічні і технологічні розрахунки параметрів при експлуатації свердловин зануреними відцентровими насосами
Об'ємну витрату рідини, вільного газу, об'ємний витратний газовміст потоку (газове число), об'ємну витрату газорідинної суміші, густину газонасиченої нафти і водонафтової суміші при заданому тиску р і температурі Т обчислюють за формулами, наведеними у гл.12.2.
Тиск на вибої свердловини розраховують із умов припливу за формулою (12.5) або за формулою [image: image4015.png]


=[image: image4016.png]Pus



- AQ -[image: image4017.png]BO#



, де[image: image4018.png]


- вибійний і пластовий тиски, Па; А і В - коефіцієнти фільтраційного опору, (Па • с) /м3 і (Па • с2) /м6 ; Q - дебіт свердловини (при умо​вах вибою), м3/с.
З іншого боку тиск на вибої свердловини, Па
[image: image4019.png]


 (13.1)
де Н - глибина свердловини (до середини інтервалу перфорації) ,м; [image: image4020.png]


- глибина спуску на​соса (прийомного фільтра), м; [image: image4021.png]Pc



- густина газорідинної суміші в інтервалі вибій - прийом насоса (визначення див. у гл. 9.4), кг/м3; [image: image4022.png]Dap



- тиск на прийомі насоса (на вході), Па; [image: image4023.png]


 - втрата тиску на гідравлічний опір під час руху продукції від вибою до прийому насоса в обсадній колоні труб і у кільцевому просторі між зануреним агрегатом (електродвигуном) і обсадною колоною (визначення див. у гл.9.2), Па.
Тиск на прийомі насоса [image: image4024.png]Pup



 визначається за формулою (12.7).
Коефіцієнт сепарації газу на прийомі відцентрового електронасоса (формула Міщенко)
[image: image4025.png]=
+075ﬂ"—
]-|



 (13.2)
де [image: image4026.png]ap)



- витрата рідини при тиску [image: image4027.png]Pap



м3/с; [image: image4028.png]


- відносна швидкість газових пу-хирців, м/с: [image: image4029.png]


= 0,02 + 0,000105[image: image4030.png]


  при [image: image4031.png]


0,5;[image: image4032.png]apx



= 0,17 + 0,000105[image: image4033.png]


 при [image: image4034.png]


>0,5; [image: image4035.png]


- площа поперечного перерізу кільцевого простору між експлу-атаційною ко​лоною і насосом, мг;[image: image4036.png]


- об'ємно-витратна обводненість продукції; [image: image4037.png]


- кут нахилу сверд​ловини на ділянці прийому зануреного агрегата.,...°.
Якщо між всмоктувальною камерою насоса і першим його робочим колесом встановле​но газосепаратор, то загальний коефіцієнт сепарації [image: image4038.png]o,



= 1— (1—[image: image4039.png]


)(1— -[image: image4040.png][



), де [image: image4041.png]


— коефіцієнт сепарації газосепаратора, який при відсутності експериментальних даних мож​на прийняти:
[image: image4042.png]. 0,6 mp# Byuy S 0,5
U™ 10,8 npu Bax > 0.5,




де  [image: image4043.png]B ax



- об'ємно-витратна частка води у продукції.
Наведемо зовнішній діаметр всмоктуючої мережі насоса:
Група насоса                                  5                         5А                         6                         6А
Зовнішній діаметр
всмоктувальної мережі
насоса, м                                    0,092                   0,103                   0,114                  0,114
Трубне і затрубне газові числа і об'ємні витрати вільного газу, що надходить у НТК і за-трубний простір, визначають за формулами (12.22) - (12.26), де замість [image: image4044.png]


 підставляють [image: image4045.png]L
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Розрахунок розподілу температури по глибині свердловини здійснюють за формулами Міщенко (12.1) - (12.4). Під час руху продукції у кільцевому просторі між двигуном і експ​луатаційною колоною, а також через насос температура продукції зростає за рахунок нагріву її теплом, яке виділяють електродвигун і насос у результаті перетворення підведеної до двигуна енергії у корисну роботу. Це підвищення температури відповідно становить
[image: image4046.png]



                            [image: image4047.png]


                        (13.3)
                                  [image: image4048.png]AT,q = AT, + AT, = %” ("Lm —1)




або за формулою Міщенко
[image: image4049.png]ATyn



 = 320[image: image4050.png]Q088



                            (13.4)
а середнє підвищення температури у зазорі між двигуном і колоною
[image: image4051.png]1 -
AT = 0.5 AT, -%(;ﬂ 1]



 (13.5)
та середнє підвищення температури рідини у насосі
[image: image4052.png]ATun = AT, + 0,5AT, = Kﬂ(_‘. -

-0s5|,
¢ Mala Ma J



 (13.6)
де [image: image4053.png]AT, AT,, AT,



— відповідно підвищення температури потоку за рахунок тепла, яке виділяють двигун, насос та двигун і насос, К; Н - напір, який розвиває насос, м; Q -об'ємна витрата через насос, м3/доб; с - масова теплоємність продукції, Дж/(кг·К); [image: image4054.png]


-ККД електродвигуна з гідрозахистом при роботі у свердловині; [image: image4055.png]s



- ККД насоса при роботі у свердловині; ΔТД, [image: image4056.png]AT,



- середнє підвищення температури рідини у зазорі між двигуном і обсадною колоною та у насосі, К.
Значення [image: image4057.png]xs s



 Н і Q визначають для заданого режиму. При попередніх розрахунках орієнтовні значення обчислюють за формулами:
[image: image4058.png]1,0308%5





                      [image: image4059.png]7y = 0,859,



 при В[image: image4060.png]


47950; 
                   [image: image4061.png]By ™ 0,39, (128



 - 1,82)  при В< 47950;                            (13.7)
[image: image4062.png]Tun = 57200 0710,



[image: image4063.png]g Gl

Hena





[image: image4064.png](pe = 73) = 160 TR = B (1 = ¥P7Ps).




де [image: image4065.png]


- дебіт свердловини при стандартних умовах, м3/с;[image: image4066.png]Non



- паспортний номінальний ККД насоса; В - параметр, який враховує в'язкість продукції; [image: image4067.png]Cun



- номінальна подача насоса за паспортною характеристикою, м3/с;[image: image4068.png]


/30 - частота обертання вала насоса, с-1; п - номінальна частота обертання вала насоса, об-1; [image: image4069.png]Peon



- середня густина продукції у насосі (при тиску насичення нафти газом і пластовій температурі), кг/м3; [image: image4070.png]Henn



- середня
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динамічна в'язкість продукції у насосі, Па·с; [image: image4071.png]


- вибійний і гирловий тиск, Па; [image: image4072.png]


 -тиск насичення нафти газом, Па;[image: image4073.png]


- внутрішній діаметр НКТ, м; [image: image4074.png]


- газовий фактор щодо нафти при тиску [image: image4075.png]Py



м3/м3; [image: image4076.png]


- об'ємно-витратна обводненість рідини при стандарт​них умовах (безрозмірна).
Тиск на виході з ЕВН (у трубах) визначають за формулою (12.27), причому швидкість руху рідини знаходять за об'ємною витратою.
Розрахунок оптимального, допустимого і граничного тисків на прийомі ЕВН виконують за емпіричними формулами Міщенко, які справедливі, якщо [image: image4077.png]


3:
при  [image: image4078.png]


0,6
[image: image4079.png]a3 25 - 0,316 8,)
Pomr =l Pu(0,3




                                    [image: image4080.png]Paoy = 220
won = oo Pal0,198 — .185,)



           (13.8) 
при  [image: image4081.png]


> 0,6
[image: image4082.png]foo o (6978, — 4587 - 243);
n—

Pors =




                             [image: image4083.png]= fuo - 1758 ~ 0,85);
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      (13.9)
при 0[image: image4084.png]=8 =



1
                                     [image: image4085.png]Huo - 01158y,
Py -[‘u‘ (0,125 .



            (13.10)
де [image: image4086.png]


- об'ємно-витратна обводненість продукції, частки одиниці; [image: image4087.png]Pour



- оптимальний тиск на прийомі (коли реальні характеристики насоса не відрізняються від стендових ха​рактеристик без наявності вільного газу), МПа; [image: image4088.png]


- допустимий тиск на прийомі (коли реальні характеристики відрізняються від стендових при роботі без вільного газу, але насос зберігає стійку роботу при допустимому ККД), МПа; [image: image4089.png]Prp



- граничний тиск на прийомі (ко​ли внаслідок наявності' вільного газу порушується стійка робота насоса аж до зриву по​дачі), МПа; [image: image4090.png]Huao



 - динамічна в'язкість дегазованої нафти, мПа·с; [image: image4091.png]Hunz



 - динамічна в'язкість пластової нафти, мПа • с, причому
[image: image4092.png]=%
AN
2]

18/n00 = 18520 [



 (13.11)
де [image: image4093.png]Frga



—відносна   (стосовно в'язкості води [image: image4094.png]


= ІмПа 1  • с при температурі t= 20°С) динамічна в'язкість дегазовано! нафти при температурі t°С; [image: image4095.png]Hann



=[image: image4096.png]Fansthe



;[image: image4097.png]Foxgr Hxg



—відносні динамічні в'язкості дегазованої нафти при температурі відповідно 20 і 50 °С.
13.3. Коректування паспортної характеристики ЕВН
Характеристикою відцентрового насоса, називають сукупність графічних залежностей напору Н, споживної потужності[image: image4098.png]


і коефіцієнта корисної дії (ККД)[image: image4099.png]


від подачі Q. Паспор​тну (заводську) характеристику одержують усередненням результатів випробувань
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декількох насосів установної серії (партії) на прісній воді. Ймовірна (можлива реальна) ха​рактеристика роботи насоса в конкретній свердловині може значно відрізнятися від паспор​тної внаслідок різної якості виготовлення насоса, відмінності в'язкостей відкачуваної рідини і прісної води та наявності у продукції вільного газу.
Вплив якості виготовлення даного насоса (відхилення геометрії протічних каналів робо​чих коліс і скеровуючих апаратів, шорсткості) на його характеристику доцільно встановлю​вати стендовими випробуваннями на прісній воді (стендова характеристика) за стандарт​них умов. Характеристику насоса при роботі на воді розраховують перебудовою зменшених напору і ККД для ряду довільно вибраних подач за формулами:
Н =[image: image4100.png]



                                                   [image: image4101.png]=m(l-
7

Hll



                   (13.12)
                                              [image: image4102.png]0.92H,, o55;

AH = 360023 Ungm '




де [image: image4103.png]H,



- відповідно паспортні значення напору, м і ККД (безрозмірна величина); [image: image4104.png]H oo Cnomr



 - напір, м і подача насоса в оптимальному режимі роботи (при максималь​ному значенні ККД) за паспортною характеристикою, м3/добу, а споживну потужність залишають незмінною.
Вплив збільшення в'язкості відкачуваної рідини виражається у погіршенні робочих ха​рактеристик насоса. Параметри Н і[image: image4105.png]


 приблизно зберігають свою форму і зміщуються вниз і вліво в міру збільшення в'язкості, а потужність[image: image4106.png]


- вверх і вліво .Залежність водної характе​ристики ЕВН від в'язкості встановлюють за методикою Ляпкова так.
1. Визначають середню температуру потоку у насосі, наприклад, з використанням фор​мул (12.3) і (13.6), тобто з врахуванням її збільшення за рахунок тепла, що виділяють дви​гун і насос при роботі.
2. Високов'язкими бувають нафта і водонафтова емульсія. Встановлюють тип водонаф-тової емульсії (див. гл. 9.3).
3.  Знаходять кінематичну в'язкість продукції при тиску і температуру у насосі, м2/с, [image: image4107.png]


 де[image: image4108.png]e



- динамічна в'язкість продукції (суміші), Па·с; [image: image4109.png]Pe



— середня густина про​дукції , кг/м3.
Середню динамічну в'язкість продукції у насосі обчислюють за однією з формул: для нафти[image: image4110.png](Pez = Pu)




[image: image4111.png]b
= [P+ 171075 - ) [%] ‘] 1075, — a0 (1 =)



 (13.13)
для газонафтової суміші [image: image4112.png]



[image: image4113.png]1 - 1,36p%3

b = [1 4220 e



 (13.14)
[image: image4114.png]#0 =058l — k)i



 (13.15)
 для водонафтової емульсії типу Н/В[image: image4115.png](Pax Z Pu)



І
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[image: image4116.png]l+29ﬂ.
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 (13.16)
для водонафтової емульсії типу Н/В [image: image4117.png](Pax 2 Pa)




                                      [image: image4118.png]


 (13.17)
                             [image: image4119.png]0.0014 + 38-10~7 {p,, — 1000)
= 1 (T — 17



 (13.18)
для водонафтогазової суміші [image: image4120.png]



                                            [image: image4121.png]1+ 2
Howr = He T 37 055



 (13.19)
де [image: image4122.png]Ky Hrgs v By Haur



-динамічна в'язкість відповідно нафти, газонафтової суміші, водонафтової емульсії, води, водонафтогазової суміші, Па·с;[image: image4123.png]Pn



- тиск насичення нафти газом, Па; [image: image4124.png]


- тиск на вході в насос, Па; р - тиск в насосі, Па;[image: image4125.png]


- експериментальні константи, що характеризують залежність в'язкості газонасиченої нафти (без вільного газу) від тиску при пластовій температурі;[image: image4126.png]


- густина нафти при тиску р і пластовій температурі [image: image4127.png]Toa



 кг/м3; е - основа натуральних логарифмів;[image: image4128.png]?r



- дійсна об'ємна газонасиченість потоку; [image: image4129.png]


-об'ємно-витратна газонасиченість потоку в свердловині перед входом продукції у насос;[image: image4130.png]


-коефіцієнт сепарації газу на вході у насос;[image: image4131.png]8.



- об'ємно-витратна обводненість продукції при стандартних умовах; [image: image4132.png]Py



- густина пластової води при стандартних умовах, кг/м3.
Експериментальні коефіцієнти [image: image4133.png]


 і [image: image4134.png]


 можна наближено оцінити обробкою розрахун​кові залежності [image: image4135.png]fy = falD)



 одержаної попередньо за формулами
[image: image4136.png]P = Ay e




                                    [image: image4137.png]


 = 1 + 0,0129[image: image4138.png]


- 0,0364[image: image4139.png]


                   (13.20)
                                  [image: image4140.png]


 = 1 + 0,0017[image: image4141.png]


- 0,0228[image: image4142.png]



де[image: image4143.png]


- кількість газу, розчиненого у нафті, що зведена до стандартних умов, м3/м3;[image: image4144.png]Hao



-в'язкість дегазованої при стандартних умовах нафти при температурі Т, мПа • с. Середня густина продукції у насосі, кг/м3,
[image: image4145.png]Pe=pPuby + 2B + i



 (13.21)
де[image: image4146.png]Pus Pwr Py



- густина відповідно нафти, води і вільного газу при тиску р і температурі Т у насосі, кг/м3; [image: image4147.png]


— об'ємно-витратні частки фаз у потоці
[image: image4148.png]By = Bup(l = Bo): B = Bap(l = B



 ;                               (13.22)
[image: image4149.png]


    [image: image4150.png]


      [image: image4151.png]V. .
b= G0, vV,



          (13.23)
 [image: image4152.png]QO V.



 - об'ємна витрата нафти, води і вільного газу при тиску і температурі у насосі, м3/с.
4. Методом ітерацій обчислюють подачу Q і напір Н насоса для ряду вибраних значень подачі QB за формулами:
404
[image: image4153.png]4,3 + 0,816n47
- 2

e, =





                            [image: image4154.png]1ty = 193 0(gH, oo/} Orooes




                                                                                                           (13.24) 
           [image: image4155.png]


 = 1 - (3,585 - 0,821[image: image4156.png]


) (0,027 + 0,0485[image: image4157.png]



                              [image: image4158.png]Re, "
Fxeme = Ree =50+ 200 070,




                                       [image: image4159.png]


         [image: image4160.png]


                         (13.25)
де [image: image4161.png]


- модифіковане число Рейнольдса потоку в каналах відцентрового насоса;[image: image4162.png]


- ко​ефіцієнт швидкохідності ступеня насоса (90 ... 300); [image: image4163.png]Csom



- оптимальна подача насоса за дійсною водною характеристикою, м3/с;[image: image4164.png]


- кінематична в'язкість продукції, м2/с;[image: image4165.png]


-частота обертання вала насоса (можна приймати[image: image4166.png]


= 295с-1), с-1;[image: image4167.png]


- прискорення вільного падіння, м/с2; [image: image4168.png] s.00r



- напір насоса в оптимальному режимі на воді, м; [image: image4169.png]


- число ступенів у насосі;[image: image4170.png]


- коефіцієнт відносних подач та напору (індекси "лам" і "турб" оз​начають ламінарний і турбулентний режими);[image: image4171.png]


— подача, м3/с і напір, м насоса при роботі на воді у заданому режимі.
Для цього приймають Q =[image: image4172.png]


, обчислюють [image: image4173.png]Rey,



 із двох значень [image: image4174.png]kn @



([image: image4175.png]


 і [image: image4176.png]Kis Qe



) беруть найменше [image: image4177.png]


 шукають за формулою (13.24) перше наближення Q'. Потім за Q = Q' аналогічно знаходять уточнене значення [image: image4178.png]


 і друге набли-жене Q".  Якщо [image: image4179.png]Kag~ k'pQ) S



 0,02, то значення [image: image4180.png]


вважають досить точним, шукану подачу Q приймають рівною Q"'  і за формулою (13.25) обчислюють напір Н. У протилежному випадку ітерацію продовжують далі.
5. Обчислюють коефіцієнт відносного ККД [image: image4181.png]


 для цього ж ряду вибраних значень [image: image4182.png]


 за формулами
[image: image4183.png]274 Ig Rey, ~ 0,06 — 0,14 0,70, o’





[image: image4184.png]485 1g Re, — 0,63 — 0,26 0,70, onr




приймаючи менше із них, ККД при роботі на в'язкій рідині[image: image4185.png]


 та споживану насосом   потужність   (кВт)   при   відкачуванні   в'язкої   рідини   у   розглянутому   режимі [image: image4186.png]= 10™% Hy —
2L, Ky,
3
; rye8” S,
et



 - коефіцієнти відносного ККД насоса при турбу​лентному і ламінарному режимах.
6. За обчисленими даними будують криві Н - Q (точки [image: image4187.png]


 і [image: image4188.png]


 Н і Q розміщаються на променях, що виходять з початку координат),[image: image4189.png]


- Q, [image: image4190.png]


- Q, тобто одержують шукану ха​рактеристику БВН при роботі на високов'язкій рідині.
Вільний газ, який надходить разом з рідиною у ЕВН, може значно погіршувати його ро​бочі характеристики, аж до зриву подачі. Зі збільшенням витратного газо вмісту [image: image4191.png]Brnp



 на прийомі насоса робочі характеристики можуть змінюватися незначно, приблизно зберігаючи свою форму, зміщуються вниз і вліво, при цьому вигляд кривих Н і [image: image4192.png]


 зумовле​ний в'язкістю газорідинної суміші, а кривої  [image: image4193.png]


 - в'язкістю і густиною потоку. Коли
405
[image: image4194.png]Bonp > Bing:



 характеристика насоса змінюється значно. Праві частини кривих стають більш крутими і розміщаються значно нижче кривих при [image: image4195.png]


,= 0. У міжлопаткових каналах пер​ших робочих коліс утворюються газові каверни, які не беруть участі у русі і знижують робочі характеристики (подібно паровій чи парогазовій кавітації). Проведеними експериментами А.Н.Дроздов і П.Д.Ляпков виявили, що [image: image4196.png]


=[image: image4197.png]@ + a3 1§ Py,



 де для суміші газ у воді і нафта+ газ у воді [image: image4198.png]


-0,01, [image: image4199.png]


- 0,076, а для суміші газ у нафті і вода + газ у нафті ці коефіцієнти у 2 рази більші; [image: image4200.png]


- відносний тиск на прийомі ЕВН (відносно атмосферного тиску).
По довжині насоса тиск і температура збільшуються, що супроводжується зміною об'ємної витрати газорідинної суміші, її в'язкості та густини. А.Н.Кезь і А.А.Бріскман ввели поняття середньої чи середньоінтегральної витрати суміші, що проходить через насос:
                           [image: image4201.png]Panx

%= [fadp*fadp]

me on




 (13.26)
де [image: image4202.png]


- середньоінтегральна подача насоса, м3/с; [image: image4203.png]Pexr Pap, Pu



- тиск відповідно на виході ЕВН, на прийомі та насичення нафти газом, Па; Q - об'ємна витрата газорідинної суміші при тиску р <[image: image4204.png]Pu



 і р[image: image4205.png]2 Py



 м3/с.
Інтеграли у формулі (13.26) навіть при значних допущеннях дають дуже складні розв'язки. Тому замість середньоінтегральної витрати доцільно визначати середню витрату (за В.І.Щуровим)
[image: image4206.png]Q= [Qc(nnp) + Xow) Qpy) + Oy

‘7-.1 Pup Pn = Pap) + 7 Puwx = P} +




де [image: image4207.png]


- об'ємна витрата газорідинної суміші при тиску [image: image4208.png]Pop»



м3/с;[image: image4209.png]


 [image: image4210.png]KPypy)



 об'ємна витрата рідини відповідно при тисках [image: image4211.png]Pn



 і [image: image4212.png]


, м3/с.
Середня густина продукції, яка проходить через насос, кг/м3,[image: image4213.png]


 де М – масова витрата продукції через насос, кг/с.
13.4. Підбір установки зануреного відцентрового насоса
Ь багатьох відомих методик підбору УЕВН до нафтової свердловини рекомендується за​стосовувати одну з двох методик, що відрізняються принципами підходу і повнотою враху​вання наявності газу у продукції. Задача зводиться до вибору такого типорозміру ЕВН, який буде працювати в умовах оптимального режиму (максимального значення ККД[image: image4214.png]


) і забез​печить відкачування заданого дебіту свердловини з даної глибини.
Суть методики підбору за допомогою напірних характеристик полягає у побудові умов​ної нагарної характеристики свердловини [image: image4215.png]H.(Q)



 і суміщення її з напірною характеристикою H(Q) такого насосу, який забезпечує в області максимального значення [image: image4216.png]


 подачу, що дорівнює заданому дебіту, і напір Я, не менший напору [image: image4217.png]


(рис. 13.2).
Умовна напірна характеристика свердловини [image: image4218.png]HAQ)



 представляє залежність між дебітом Q і напором[image: image4219.png]


який необхідний для підйому рідини на поверхню
[image: image4220.png]Ho=k +&
nt gt ey = s




де [image: image4221.png]


- напір, м; [image: image4222.png]


— відстань від гирла до динамічного рівня, м; [image: image4223.png]


- тиск на гирлі сверд​ловини, Па;[image: image4224.png]-



— втрати напору на тертя при русі рідини в НКТ довжиною [image: image4225.png]


 м; [image: image4226.png]


- ви-
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	[image: image4227.png]@)





Рис. 13.2 Узгодження напірних характери​стик свердловини і відцентрового насоса зміною характеристик свердловини (1) або насоса (2):
[image: image4228.png]He(@)



 - напірна характеристика свердловини;
H(Q) - напірна характеристика насоса; - [image: image4229.png]


 -ККД насоса; [image: image4230.png]


- споживана потужність


сота підйому рідини у НКТ за рахунок енергії газу, що виділяється із нафти (напір розвантаження), м.
Глибину спуску насоса у свердловину визначають за формулою
[image: image4231.png]L=H— (ps ~ PapY (P8} +




де [image: image4232.png]


- глибина спуску насоса (у верти​кальній свердловині довжина НКТ), м; Н - глибина свердловини, м;[image: image4233.png]


- тиск відповідно на вибої і на прийомі насоса, Па; [image: image4234.png]Po



 - густина газорідинної суміші, кг/м3.
Тиск на прийомі насоса повинен бути таким, щоб забезпечити об'ємно-витрат​ний газовміст [image: image4235.png]Br.op = Brop



 (див. 13.3), причому [image: image4236.png]Beap ~



 0,3, або меншим гранич​ного (оптимальним чи допустимим) тиску за формулою (13.10).
Слід врахувати, що температура в зоні розміщення зануреного агрегата (див. 13.1) не повинна перевищувати допусти​мої робочої температури для нього.
Відстань від гирла до рівня рідини 
[image: image4237.png]Lt b= (Pgp = Psap) Paxp8) »





де[image: image4238.png]


- занурення насоса під динамічний рівень (при виконанні рекомендацій щодо [image: image4239.png]Pnp



за​нурення [image: image4240.png]


-150 - 300 м), м; [image: image4241.png]Paarp



- середня густина газорідинної суміші у затрубному про​сторі вище прийому ЕВН, кг/м3; [image: image4242.png]


- тиск газу у затрубному просторі над динамічним рівнем рідини, Па.
Втрати напору на тертя [image: image4243.png]


 обчислюються за формулою Дарсі-Вейсбаха (9.9), при цьому [image: image4244.png]


=[image: image4245.png]Frep P8,



 а діаметром d НКТ можна задатися:
Q,м3/добу                           <150                  150-300                 >300
d, mm (умовний)                  60                         73                         89
Звичайно[image: image4246.png]


= 20 - 40 м.
Напір розвантаження[image: image4247.png]


можна оцінити за формулою (12.31), прийнявши [image: image4248.png]



Часто приймають[image: image4249.png]


- 0, чим підвищують розрахунковий запас.
Задаючись рядом значень Q, будують напірну характеристику [image: image4250.png]H (D)



 і накладають її на характеристику насоса H(Q) (рис. 13.2). Точка А характеризує спільну узгоджену роботу насоса і свердловини, але не при оптимальному режимі роботи насоса. В області оптимального режиму не доцільно узгоджувати роботу зміною характеристики свердло​вини (точка В') шляхом збільшення [image: image4251.png]


(гирловий штуцер), а узгоджують роботу змен​шенням напору насоса (точка [image: image4252.png]B



) зняттям зайвих робочих ступенів і заміною їх скерову​ючими вкладками. При цьому треба зняти число ступенів [image: image4253.png]Az = z(1 — H/H),



 де[image: image4254.png]


- число ступенів у насосі.
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Рис. 13.3. Визначення глибини підвіски відцентрового електронасоса у свердловині




Вибраний насос і занурений агрегат у цілому повинні відповідати габаритам свердловини.
Суть методики підбору УЕВН з вико​ристанням кривих розподілу тиску зво​диться до визначення перепаду тиску (напору), що його повинен розвивати на​сос на прийнятій глибині спуску. Вико​нують такі розрахунки.
Будують криві розподілу тиску в об-садній колоні [image: image4256.png]


 за принципом "знизу вверх" від вибійного тиску [image: image4257.png]


(лінія 1) і витратного газо вмісту [image: image4258.png]


 від рівня тис​ку насичення нафти [image: image4259.png]


 газом (лінія 2 (рис. 13.3)).
При відводі вільного газу із затрубно-го простору розраховують сепарацію газу на прийомі насоса (див. 13.2).
Будують криву[image: image4260.png]pz)



у НКТ за принци​пом "зверху вниз" від гирлового тиску[image: image4261.png]



(лінія 3). Діаметром НКТ задаються.
Будують криві розподілу температур[image: image4262.png]T(2)



від вибійної температури [image: image4263.png]


 до гирлової тем​пера тури [image: image4264.png]T



(лінії 4 і 4'), врахувавши стрибок температури [image: image4265.png]ATyn



 за рахунок тепла, що його виділяють електродвигун і насос (див. 13.2).
Проводять горизонталь мінімальної глибини спуску насоса [image: image4266.png]


 що відповідає значенню [image: image4267.png]Be(z) = Bnp



 або граничному тиску на прийомі [image: image4268.png]Prp



(див. 13.               2). Поле між кривими 1 і 3 нижче [image: image4269.png]


 визначає область можливих умов роботи ЕВН і глибини його підвіски [image: image4270.png]


 яка обмежується знизу горизонталлю максимальної глибини спуску насоса [image: image4271.png]


 що відповідає допустимій робочій температурі зануреного агрегата.
Різниця тисків між кривими 1 і 3 при [image: image4272.png]


визначає перепад тиску, який повинен розвивати насос [image: image4273.png]


 Тоді необхідний напір насоса  Н =[image: image4274.png]



Маючи Н, [image: image4275.png]


вибирають типорозмір ЕВН (аналогічно попередньому) з урахуванням діаметра експлуатаційної колони.
При необхідності визначають енергетичні показнику (потужність і т.п.), задаються іншими значеннями [image: image4276.png]d, L



і на основі економічних показників вибирають найбільш вигідний варіант.
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Глава   14
Гідродинамічні дослідження нафтових свердловин і пластів
14.1. Гідродинамічні методи дослідження свердловин
Підрахунок запасів нафти і газу, проектування розробки нафтогазових родовищ, опера​тивне регулювання їх розробки неможливі без наявності як початкових, так і поточних ха​рактеристик пластів-колекторів (ефективна товщина пластів, межі їх поширення, колек-торські параметри пластів, їх температурний режим, фізико-хімічні параметри пластових флюїдів).
Інформацію, необхідну для визначення характеристик пластів, одержують шляхом ви​конання певного комплексу досліджень, серед яких розрізняють: геологічні, геофізичні, гідродинамічні та лабораторні.
Реалізація гідродинамічних досліджень передбачає створення у свердловинах депресії чи репресії на пласти або реєстрацію зміни тиску і об'єму припливу.
У процесі виконання гідродинамічних досліджень шляхом безпосередніх вимірів на свердловинах визначають: пластовий тиск -[image: image4277.png]


, МПа; пластову температуру - [image: image4278.png]


°С; вибійний тиск -[image: image4279.png][ 3



, МПа; вибійну температуру -[image: image4280.png]


°С; буферний тиск -[image: image4281.png]


, МПа; затруб-ний тиск -[image: image4282.png]P



МПа; дебіти: нафти -[image: image4283.png]


м^/добу; газу -[image: image4284.png]


тис.м3/добу; води - [image: image4285.png]


м3/добу; газовий фактор - Г, м3/м3; м3/т; рівень рідини у свердловині: динамічний -[image: image4286.png]


м; ста​тичний-[image: image4287.png]


м.
На основі одержаної інформації визначають: коефіцієнт продуктивності -[image: image4288.png]


 м3/(до​ба-МПа); гідропровідність пластів - [image: image4289.png]kh/p,



 м3/(доба·МПа); п'єзопровідність пластів - к, м2/с; проникність пластів - k, мкм2; скін-ефект -[image: image4290.png]


відношення продуктивностей (по​тенційної до фактичної) - ВП; радіус привибійної зони -[image: image4291.png]


м, де [image: image4292.png]


- ефективну товщину пласта, м; [image: image4293.png]


- динамічну в'язкість рідини, мПа • с.
За технологією виконання розрізняють дві групи гідродинамічних методів: перша осно​вана на вивченні процесу усталеної фільтрації (метод усталених відборів, метод визначення параметрів'за картами ізобар); друга основана на вивченні неусталеної фільтрації (метод відновлення тиску чи рівня у свердловині, метод гідропрослуховування - простежування впливу зміни тиску в збуджувальній свердловині на тиски у навколишніх - спостережних свердловинах).
14.2. Дослідження свердловини на усталених режимах фільтрації
Усталений режим фільтрації передбачає незмінність дебіту та вибійного тиску у свердловині протягом деякого часу (1-2 доб.). Технологія дослідження на усталених ре​жимах фільтрації полягає у зміні відбору продукції шляхом зміни величини депресії на пласти та реєстрацію на кожному з них величин дебіту і вибійного тиску після стабілізації режиму.
Усталений приплив рідини у свердловину при радіальній фільтрації описується рівнянням Дюпюї:
[image: image4294.png]


 (14.1)
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де Q - дебіт рідини, м3/добу;[image: image4295.png]


- об'ємний коефіцієнт рідини у пластових умовах; [image: image4296.png]


 радіус контура живлення; [image: image4297.png]


- радіус свердловини в інтервалі продуктивних пластів; С -коефіцієнт додаткового фільтраційного опору.
Графічне    зображення    результатів   дослідження    шляхом    побудови    залежності Q =[image: image4298.png]fPux = 1)



 має назву індикаторної діаграми. При цьому залежність дебіту від депресії може бути прямолінійною, випуклою до осі дебітів або вигнутою до осі дебітів.
На основі індикаторної діаграми визначають:
[image: image4299.png]


 - коефіцієнт продуктивності свердловини, м3/ (доба • МПа)
                                           [image: image4300.png]


 (14.2)
[image: image4301.png]kh/u



 -   середню   гідропровідність   пластів   у   зоні   фільтрації,   м3/(доба·МПа)   або (мкм2 • см) / (мПа • с)
                                     [image: image4302.png]R,
& h/p = 0,366 b (Ig r—‘ +0,43C)
X



 (14.3)
або
                                      [image: image4303.png]R,
kg = 0,415 9b (Ig r—‘ +0,430);
e



 (14.4)
[image: image4304.png]


 - середню проникність пластів, м2,
                                  [image: image4305.png]k= (k W/p)(p/k)- 1071,



            (14.5)
де [image: image4306.png]


- в'язкість рідини у пластових умовах, мПа • с; [image: image4307.png]


- ефективна товщина пластів, м.
Для випуклої до вісі дебітів індикаторної лінії має місце відхилення від лінійного закону фільтрації, а приплив рідини у свердловину підпорядкований двочленній залежності
[image: image4308.png]Ap= AQ+ BQP .



 (14.6)
Якщо  залежність   (14.6)   виразити   графічно  через   рівність [image: image4309.png]Ap/Q= A+ BQ,



 то індикаторна лінія буде прямою, яка відсікає на осі тисків відрізок А, пропорційний гідропровідності та продуктивності:
             [image: image4310.png]kh/p = 0,366B/A1g R /T,



 м3/(добу·МПа)                           (14.7)
або
              [image: image4311.png]=0,415B/Alg R /7,



 (мкм2·см)/(мПа·с);                  (14.8)
                                   [image: image4312.png]


 м3/(МПа·добу).                                (14.9)
При вигнутій до осі дебітів індикаторній лінії наявне зростання коефіцієнта продуктив​ності при збільшенні депресії на пласти, що засвідчує приєднання до роботи нових (менш проникних) пластів після досягнення певних депресій або ж вказує на наявність процесу очищення пластів. '
Методика інтерпретації вигнутих до осі дебітів індикаторних ліній запропонована В.С.Колбіковим і полягає в тому, що після з'єднання всіх точок діаграми прямими відрізками одержують ламану індикаторну лінію, кожний відрізок якої характеризує роботу певної групи пластів.
Сумарні наростаючі коефіцієнти продуктивності працюючих на поточному режимі груп пластів визначаються з використанням залежності
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[image: image4313.png]


 (14.10)
дебіт кожної з приєднуваних груп пластів визначають за формулою
                      [image: image4314.png]a—l
L LYIE



 (14.11)
а коефіцієнт продуктивності для приєднуваної на черговому режимі групи пластів визна​чають з використанням залежності
[image: image4315.png]n

~ Pan
" D1y



 (14.12)
де[image: image4316.png]Oy



- сумарний дебіт поточного режиму;[image: image4317.png]


- дебіт поєднуваної чергової групи пластів при поточному режимі відбору продукції.
14.3. Дослідження свердловини на неусталених режимах фільтрації
та методи обробки кривих відновлення тиску
Дослідження свердловин на неусталених режимах фільтрації полягає в реєстрації зміни тиску та припливу у свердловині після припинення відбору чи закачування або створення депресії чи репресії на пласти.
Найбільш поширеними у промисловій практиці є: метод гідропрослуховування, в осно​ву якого покладено залежність між зміною тиску в спостережній свердловині після зміни режиму роботи збуджуючої свердловини (пуск у роботу, зупинка відбору чи закачування); метод відновлення тиску (рівня) у самій збуджуючій свердловині після зміни режиму робо​ти свердловини або після припинення закачування чи відбору.
Графіки зміни тиску на вибої свердловини після припинення закачування чи відбору дістали назву кривих відновлення тиску (КВТ).
Технологія одержання КВТ передбачає: замір вибійного, буферного і затрубного тисків перед зупинкою свердловини; припинення відбору чи закачування; постійна реєстрація зміни вибійного, буферного та затрубного тисків протягом деякого часу після закриття свер​дловини до їх стабілізації.
Тривалість реєстрації КВТ залежить від колекторських властивостей пластів і може ста​новити від декількох годин до декількох діб, а для пошукових і розвідувальних свердловин визначається тривалістю відновлення вибійного тиску до пластового.
Найбільш простий аналітичний вираз кривої відновлення тиску одержано для доскона​лої свердловини в необмежених пластах, зупиненої після відбору продукції чи закачування води на усталеному режимі, або ж після відбору чи закачування (переважно для розвідувальних та пошукових свердловин) протягом деякого відрізку часу Т:
для свердловин з обмеженим часом роботи:
                              [image: image4318.png](1% )
(-r
B



 (14.13)
для свердловин, закритих після відбору чи закачування на усталеному режимі фільтрації:
                                                    [image: image4319.png]


 (14.14)
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де [image: image4320.png]E;



(—х) — інтегральна експоненціальна функція; Q - дебіт перед зупинкою свердловини, мЗ/доб; Т - тривалість відбору чи закачування;[image: image4321.png]


- поточний час після закриття свердлови​ни; х =[image: image4322.png]re/ (4xt).




Відомо багато методів обробки кривих відновлення тиску, наприклад метод Хорнера.
З урахуванням величини функції [image: image4323.png]


при значеннях аргументу[image: image4324.png]


< 0,1 рівняння (14.13)з достатньою для практичного застосування точністю записується
                                       [image: image4325.png]


                     (14.15)
де[image: image4326.png]P



- поточний вибійний тиск у свердловині на момент часу [image: image4327.png]


 після її закриття.
Графічним зображенням залежності (14.15) є пряма з кутовим коефіцієнтом нахилу, обернено пропорційним гідропровідності пластів, яка відтинає на осі тисків відрізок, що дорівнює пластовому тиску.
На основі кривої відновлення тиску визначають: гідропровідність пластів, м3/ (до​ба • МПа), або (мкм2 • см) / (мПа • с),
                   [image: image4328.png]4~ 018322 60 0,208 2




              (14.16)
проникність і п'єзопровідність пластів, мкм2 або см2/с,
                                       [image: image4329.png]& = (ks By 10™1%



       
                                        [image: image4330.png]*=10——0p—0~

/‘(Mﬂa Ey AN



              (14.17)
скін-ефект
                              [image: image4331.png]= 1,15 (g, — P)i— 1gT = C),



 (14.18)
де [image: image4332.png]


- тиск вибійний в кінці припливу або перед закриттям свердловини; Т - час роботи свердловини, хв; С = 135[image: image4333.png]xin



- поправочний коефіцієнт для розрахунку скін-ефекту (табл. 14.1);
Таблиця 14.І.
	Гідропровід​ність пластів, мкм2·си/мПа·с

	Величина поправки для різник значень ефективної товщини пластів (h). см, на квадрат радіуса стовбура в інтервалі пластів (r
[image: image4334.wmf]2

c

), см
	Середнє значення коефіці​єнта


	
	100
	200
	400
	800
	1500
	3000
	6000
	8000
	

	0,1
	1,5
	1,2
	0,9
	0,7
	0,4
	0,5
	0,4
	0,3
	0,6

	0,5
	2,2
	1,9
	1,6
	1,3
	1,0
	0,7
	0,5
	0,4
	1,3

	11,0
	2,5
	2,2
	1,9
	1,6
	1,3
	1,0
	0,7
	0,6
	1,6

	2,0
	2,8
	2,5
	2,2
	1,9
	1,6
	1,3
	1,0
	0,9
	1,9

	5,0
	3,2
	2,9
	2,6
	2,3
	2,0
	1,7
	1,4
	1,3
	2,3

	10,0
	3,5
	3,2
	2,9
	2,6
	2,3
	2,0
	1,7
	1,6
	2,6

	20,0
	3,8
	3,5
	3,2
	2,9
	2,6
	2,3
	2,0
	1,9
	2,9

	50,0
	4,2
	3,9
	3,6
	3,3
	3,0
	2,7
	2,4
	2,3
	3,3

	100,0
	4,5
	4,2
	3,9
	3,6
	3,3
	3,0
	2,7
	2,6
	3,6

	200,0
	4,8
	4,5
	4,2
	3,9
	3,6
	3,3
	3,0
	2,7
	3,9
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додаткові втрати депресії при наявності скін-ефекту:
                                [image: image4335.png]Ap,=087si;



             (14.19)
відношення продуктивності (ВП)
                   ВП =[image: image4336.png]Py

n = .
M= = o= Ap,



(14.20)
потенційний коефіцієнт продуктивності
                             [image: image4337.png]


                        (14.21)
радіус привибійної зони, см,
                               [image: image4338.png]


                       (14.22)
де[image: image4339.png]


- відрізок часу, рівний тривалості відновлення тиску у привибійній зоні свердловини. Метод дотичної. При малих значеннях аргументу [image: image4340.png]ri/(dnrt)



< 0,1 рівняння (14.14) набуває вигляду
                           [image: image4341.png]LAYl
bp = ZH I )



 (14.23)
або
                    [image: image4342.png]2p, = 0,183 28 g &
o= 0832 g ’7;‘»(15:).



 (14.24)
Графічне зображення залежності (14.24) використовують для визначення параметрів пластів, прямолінійний кінцевий відрізок якої або ж дотична до кінцевого відрізку характе​ризують фільтраційні опори:
[image: image4343.png]


  м3/(добу•МПа),   або 0,208[image: image4344.png]


 (мкм2•см)/мПа•с        (14.26)
                         [image: image4345.png]


 -0,35;  [image: image4346.png]


 с-1;
                                      [image: image4347.png]s= 118 (u.ml—v.

—w-d),



          (14.27)
де [image: image4348.png]


- тривалість відновлення пластового тиску, хв.
Незважаючи на простоту обробки, методи Хорнера та дотичної мають ряд недоліків, які негативно впливають на точність визначення параметрів пластів. Головними з них є довільність у проведенні дотичної до кінцевого відрізка графіка КВТ та порушення залежно​стей (14.13) і (14.14) внаслідок немиттєвого припинення припливу з пластів у свердловину після її закриття. Тому описані вище методи використовують переважно для обробки кінцевих прямолінійних відрізків КВТ, які характеризують фільтраційні параметри віддалених від свердловини зон пластів.
Для детальнішого визначення фільтраційних параметрів пластів на основі початкових участків КВТ розроблено і використовується декілька методів обробки графіків відновлення тиску з урахуванням припливу у свердловину після її зупинки.
Залежно від способу обліку припливу методи діляться на диференційні, диференційно-інтегральні та інтегральні.
Об'єм припливу у свердловину, м3, після її зупинки визначають за допомогою глибин​ного дебітоміра або ж розраховують на основі відновлення вибійного, буферного і затрубного тисків за формулою
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      [image: image4349.png]F,
v = 9-8[%(@. - 8prg) + —, BAp, - Aa,.,)] .



 (14.28)
де [image: image4350.png]


- площа внутрішнього перерізу насосно-компресорних труб; [image: image4351.png]Fapp



— площа перерізу затрубного простору, м2; [image: image4352.png]Pu



- густина нафти, кг/м;3 [image: image4353.png]


 [image: image4354.png]


 [image: image4355.png]


- приріст тиску протягом часу[image: image4356.png]


після закриття свердловини відповідно вибійного, буферного і затрубного, МПа.
На основі об'єму припливу [image: image4357.png]


 визначають поточні дебіти: середній [image: image4358.png]


=[image: image4359.png]V()¢



 та миттєвий [image: image4360.png]



Диференційний метод Борисова. В основу методу покладено розв'язок Маскета для точкового стоку в необмеженому пласті при змінному дебіті [image: image4361.png]o(?):




                                 [image: image4362.png]Lo 129),
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£
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 (14.29)
де             [image: image4363.png]


[image: image4364.png]CCEmeq’



[image: image4365.png]120 = 1gt - 0,4348;



[image: image4366.png]



[image: image4367.png]


 - дебіт свердловини перед її закриттям, м3/добу.
На основі криво! відновлення тиску, використовуючи формули (14.16)-(14.21), визна​чають параметри пластів.
Метод Чарного-Умріхіна базується на розв'язуванні диференційного рівняння Маскета для припливу рідини з необмеженого пласта у свердловину при змінному в часі дебіті:
                                    [image: image4368.png]Mo __ 2,
yore ol o834 [ ff‘ + )] ,




де
                                                      [image: image4369.png][}
A = f Ap(oy dt ;
°



                            (14.30)
      [image: image4370.png]wo = A,,(,)[ZM 1+~ i+ 18, - 8g-p) B2




[image: image4371.png]=0 ~ 4(t);



[image: image4372.png]AV() = Oyt — W(1).




Графік відновлення тиску в координатах у=[image: image4373.png]AT/ (Qgf = V(D)



                   [image: image4374.png]


 згідно з рівнянням (14.30) є пряма, кутовий коефіцієнт нахилу якої до осі х =[image: image4375.png]w1



 характеризує гідропровідність пластів:
                        [image: image4376.png]


       [image: image4377.png]noby -MIIa



,  або [image: image4378.png]


 

аза величиною відрізка, який відтинає пряма на осі абсцис[image: image4379.png](x,)



, визначають комплекс  [image: image4380.png]&/1t = 0,44-10" %0,




Інші параметри знаходять за формулами (14.17) - (14.21).
Інтегральний метод УкрНДГРІ. В основу методу покладено розв'язок Чекалюка для радіального припливу при змінному дебіті з необмеженого пласта у свердловину обмежено​го радіусу[image: image4381.png]
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Основним розрахунковим рівнянням методу є
                                           [image: image4383.png]Ao _ 1
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                   (14.32)
де [image: image4384.png]


- інтеграл Дюамеля; [image: image4385.png]G



- функція припливу при одиничній депресії,
                                            [image: image4386.png]Amkh  t
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 (14.33)
Підставляючи значення функції припливу з рівняння (14.32), одержуємо кінцеву фор​мулу для визначення фільтраційних параметрів пластів за методом УкрНДГРІ
                                     [image: image4387.png]A\t
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де
                                     [image: image4388.png]


 мл/добу;      (14.34)
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= 0,075 + 0,925[image: image4391.png]
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Крива   відновлення   тиску   в   координатах   у =[image: image4393.png]1)/ (Qo— ()]



І   та [image: image4394.png]x = lgt



 буде відображенням фільтраційних опорів у пластах на шляху радіального стоку продукції до свердловини перед її закриттям. Для однорідних пластів залежність (14.34) буде пря​молінійною, за нахилом якої до осі часу визначають гідропровідність пластів:
[image: image4395.png]


 м3/(добу • МПа)   або[image: image4396.png]
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     (14.35)
а за величиною відрізка[image: image4398.png]


що відтинається нею на осі абсцис, знаходять комплексний па​раметр [image: image4399.png]x/r2=10 "o




Метод простежування рівня - основний метод дослідження нефонтануючих свердло​вин і полягає у простежуванні зміни рівня у свердловині після його зниження.
На основі одержаної інформації визначають об'єм припливу та параметри пластів: се​редній [image: image4400.png]


 та поточний [image: image4401.png]


 дебіти при динамічному рівні, [image: image4402.png]H{f)



; середній коефіцієнт продук​тивності -[image: image4403.png]


; статичний рівень (пластовий тиск) -[image: image4404.png]


 гідропровідність пластів -[image: image4405.png]



Розрахунок параметрів пластів проводиться на основі кривої припливу у свердловину після створення депресії.
Приплив рідини у свердловину після зниження рівня визначають з використанням за​лежності
                                   [image: image4406.png]1) = 24-1074 FS(t),



                                    (14.36)
де [image: image4407.png]


- середній за час підняття рівня дебіт, м3/год; [image: image4408.png]


- площа поперечного перерізу труб​ного і затрубного просторів в інтервалі приросту рівня, см2; [image: image4409.png]S(f) = AH/At



- -швидкість зро​стання рівня за час [image: image4410.png]


 м/год.
На основі результатів простежування рівня будують графік швидкості зростання рівня та індикаторну діаграму.
У точці перетину лінії швидкості зростання рівня з віссю рівнів визначають статичний рівень [image: image4411.png]


 а за величиною її нахилу до осі рівнів[image: image4412.png]


визначають коефіцієнт продуктивності [image: image4413.png]7 =24-107° F/p |,



 м3/(добу· МПа).
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При неможливості прямого заміру пластовий тиск визначають на основі статичного рівня за формулою
                     [image: image4414.png]p=9,8066-10"8(H, — H,) p(1 + 0.5aTHy),



 (14.37)
де р - величина пластового тиску, МПа; [image: image4415.png]


- глибина заміру тиску, м; [image: image4416.png]


- статичний рівень, м; [image: image4417.png]


- середня густина рідини у свердловині, кг/м3;[image: image4418.png]


- температурний коефіцієнт зміни густини рідини; Г - геотермічний градієнт.
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Глава     15
Поточний (підземний) і капітальний ,                     ремонти свердловин
15.1. Склад ремонтних робіт у свердловинах
Під час експлуатації свердловин виникає потреба в їх поточному (підземному) і капітальному ремонтах.
Поточний ремонт свердловин (ПРО - це комплекс робіт для підтримання працездат​ності підземного та гирлового обладнання, а також усунення ускладнень під час експлуа​тації свердловин з метою забезпечення заданих технологічних режимів їх роботи.
Капітальний ремонт свердловин (КРС) - це комплекс робіт, що проводяться з метою відновлення робочого стану видобувних і нагнітальних свердловин, а також здійснення впливу на продуктивний пласт і регулювання розробки покладу.
Роботи, які виникають в свердловинах під час поточного ремонту (ПР), значною мірою зумовлені способом експлуатації.
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При фонтанній експлуатації треба здійснювати заходи щодо запобігання утворенню па​рафінових пробок. З цією метою в свердловину потрібно спускати ліфтові труби з спеціальним покриттям, витягувати й очищати від парафіну насосно-компресорні труби (НКТ), які вже спущені в свердловину. Крім цього, іноді виникає потреба витягнути з цих свердловин дріт і прилади, які були обірвані в ліфтових трубах при очищенні від парафіну чи при проведенні замірів тиску, температури тощо.
При газліфтній експлуатації свердловин до перелічених вище додаються операції заміни і встановлення пускових клапанів. Звичайно ці роботи виконують з допомогою інструмента, який спускається на канаті та дає змогу встановлювати клапани в ексцентрич-но розміщені гнізда. Проте бувають випадки, коли для заміни клапанів труби треба підіймати.
Під час експлуатації свердловини штанговими насосами виникає потреба замінити штанговий насос (ШСН) або його окремі вузли, усунути несправності в колоні штанг або заклинювання плунжера насоса. У процесі роботи ШСН часто наявні відкручування та об​риви колони штанг, які потрібно зловити за верхню обірвану частину і витягнути на поверх​ню. Крім всіх перелічених несправностей, поточний ремонт проводять для очистки колони труб від парафіну, піску тощо.
При використанні електровідцентрових насосів (ЕВН) ПРС може бути зумовлений по​требою підняти зі свердловини обладнання в зв'язку з розривом ізоляції кабеля або її ме​ханічним пошкодженням, для профілактичного поповнення маслом, у зв'язку з заклиню​ванням насоса внаслідок відкладання солей або спрацювання опор, для очистки і заміни га​зових або пісочних якорів.
У нагнітальних свердловинах періодично проводять промивку вибою свердловини, заміну насосно-компресорних труб, спуск спеціального обладнання.
Всі перелічені вище роботи входять до складу поточного (підземного) ремонту свердло​вини.
Основними причинами, що викликають потребу в КРС, є неякісне цементування експ​луатаційної колони в процесі буріння, внаслідок чого немає повної ізоляції нафтоносних го​ризонтів від водоносних; руйнування цементного кільця в затрубному просторі або цемент​ного стакана на вибої свердловини; обводнення через сусідню свердловину, що експлуатує той самий горизонт; наявність тріщин, раковин й інших дефектів у трубах експлуатаційної колони; руйнування колони під впливом мінералізованих пластових вод; пошкодження ко​лони в процесі освоєння, поточного та капітального ремонтів свердловини.
Роботи з КРС в експлуатаційній.колоні пов'язані з: утворенням піщаних пробок при ек​сплуатації слабкозцементованих пластів; непрохідністю колони внаслідок прихоплення або "польоту" насосно-компресорних труб чи з'єднаного з ними обладнання (насос, захисні пристрої, кабель), обриву тартального каната, каротажного кабеля, падіння в свердловину сторонніх предметів та ін.; відкладенням солей, парафіну на стінках експлуатаційної коло​ни. КРС проводиться також для приєднання або від'єднання пластів чи їх інтервалів; повер​нення на вище- чи нижчезалягаючі горизонти внаслідок припинення експлуатації даного горизонту з геологічних чи технічних причин; відновлення проникності порід привибійної зони в зв'язку з забрудненням її глинистим розчином, механічними частинами, відкладами парафіну і смол в порах породи.
Основні роботи при поточному ремонті свердловини.
1.  Оснащення гирловим і свердловинним обладнанням свердловин, які вводяться з буріння, освоєння або консервації, а також при зміні способу їх експлуатації і виду фонду; оснащення нагнітальних свердловин для дії на пласт.
2.   Підтримання дієздатності свердловинного обладнання (ревізія, обпресовування і заміна НКТ; ревізія та заміна насосів і заглибних електродвигунів, передавальних ланок,
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захисних пристроїв до насосів, заміна обладнання гирла свердловини; аварійні та ловильні роботи в насосно-компресорних трубах).
3.   Оптимізація роботи свердловинного обладнання   (зміна типорозміру і глибини підвіски  НКТ  та  насоса;   встановлення  захисних  пристроїв  до  насосів;   проведення досліджень, необхідних для поточного ремонту).
4. Запобігання ускладненням і їх усунення при експлуатації свердловин (очи-щення та промивання вибою свердловини та свердловинного обладнання тощо).
Основні роботи при КРС такі: спуско-підіймальні операції; обстеження свердловин; дослідження свердловин; ловильні роботи; ревізія, ремонт і заміна гирлового обладнання свердловини; усунення несправностей експлуатаційної колони; тампонажні роботи; проми​вання свердловини, вибою, пробки; роботи, пов'язані з бурінням; перфораційні роботи; випробування експлуатаційної колони на герметичність і обпресовування обладнання; вик​лик припливу; обробка привибійної зони пласта; допоміжні роботи (приготування техно​логічних рідин, техобслуговування обладнання.прибирання робочих місць тощо).
Заключні роботи по обох видах ремонту - це демонтаж обладнання, встанов-лення об​ладнання гирла свердловини, прибирання території навколо свердловини.
Основні та заключні роботи виконуються бригадами по ремонту свердловин, що входять до складу підпорядкованих нафтогазовидобувним підприємствам (НГВП) цехів капітального чи підземного ремонту свердловин (ЦКРС чи ЦПРС), або спеціалізованими підприємствами по підвищенню нафтовіддачі пластів і КРС. Підготовчі роботи виконують​ся підготовчими бригадами, що входять до вищевказаних цехів чи підприємств. Деякі з цих робіт можуть виконуватися базою виробничого обслуговування (БВО) та іншими підрозділами НГВП на замовлення цеху видобутку нафти і газу (ЦВНГ).
Залежно від обсягу робіт, їх характеру і ступеня складності, КРС поділяється на дві ка​тегорії складності: І - ремонти свердловин глибиною до 1500 м; II– ремон-ти свердловин гли​биною понад 1500 м. До другої категорії також належать неза-лежно від глибини свердлови​ни всі види найбільш складних і трудомістких робіт, пов'язаних з ліквідацією аварій і уск​ладнень, виправленням або заміною частин пошкоджених обсадних колон, проведенням гідравлічного розриву пласта, а також роботи в свердловинах з сильними нафтогазопроява-ми, в похилонапрямлених свердловинах, всі види ремонтно-ізоляційних робіт і робіт по за​качуванню ізотопів у пласт, технологічно необхідні неодноразові цементні заливки.
15.2. Глушіння свердловин, вимоги до технологічних рідин
Глушіння свердловин проводиться для запобігання відкритому фонтану-ванню при знятті обладнання гирла свердловини та підйомі труб зі свердловини.
Для глушіння використовують рідину підвищеної густини, щоб створити протитиск на пласт. Рідина для глушіння свердловини, крім необхідної густини, повинна бути од​норідною і відповідної в'язкості, не викликати корозію труб і обладнання, не вступати в хімічну реакцію з породою пласта і пластовою водою, не утворювати тверді осади, не замер​зати взимку, бути стійкою до високих температур, не бути вогненебезпечною і отруйною, мати низьку вартість, компоненти для приготування рідини повинні бути недефіцитними.
Для глушіння використовують рідини на водній і вуглеводневій основах. До рідин на водній основі належать безпосередньо вода, розчини солей, розчини полімерів, емульсійні, нафтоемульсійні та глинисті. При використанні солей можна досягнути такої густини їх розчинів, кг/м3: хлорид натрію — 1200; хлорид кальцію — 1400; бромід кальцію — 1820.
Визначити необхідну густину [image: image4419.png]


кг/м3 рідини для глушіння можна за формулою [image: image4420.png]P={(Pns +tnyHg



 , де[image: image4421.png]Pra



— пластовий тиск, Па; [image: image4422.png]


К/100 — коефіцієнт безпеки; К— процент перевищення гідростатичного тиску стовпа рідини над пластовим, який зале-
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жить від категорії свердловини; Н — відстань від гирла свердловини до продуктивного пла​ста, м;[image: image4423.png]


=9,81м/с2.
Використання водорозчинних полімерів дає змогу регулювати реологічні властивості рідин для глушіння. Найчастіше з цією метою застосовують поліакрилати, зокрема поліакриламід (ПАА) в кількості 0,2—0,5 %.
Введення в рідину для глушіння 0,05—0,3 % неіоногенної поверхнево-актив-ної рідини типу ОП-10, превоцелу, неонолу та інших сприяє поліпшенню стабілі-зуючої здатності та підвищенню поверхневої активності рідини для глушіння, що позитивно впливає на колек-торські властивості продуктивних відкладів.
Зниження показника фільтрації розчинів солей, полімерних розчинів та розчинів, одер​жаних шляхом їх комбінації, досягають шляхом додавання карбонату кальцію. Крім того, з цією метою використовують смоли, які розчинні у вуглеводнях, а також різні органічні ко​лоїди, які здатні утворювати антифільтраційну кірку-плівку.
Застосування глинистих розчинів для глушіння свердловин можливе за умови, що їх попередня хімічна обробка забезпечить попередження кольматації порід-колекторів.
До рідин на вуглеводневій основі належить безпосередньо нафта. Вона не повинна містити домішок, які можуть спричинити зниження проникності пластів. Для умов, що ви​магають застосування рідин на вуглеводневій основі з певними реологічними і фільтраційними властивостями, можна використовувати загущену безводну нафту, вапня​но-бітумний розчин (ВБР), емульсію води в нафті. Прикладом рецептури загущення нафти може бути такий склад: гудрони рослинних і тваринних жирів — 2-4 %, каустична сода — 1-2 %, нафта — 97-94 %. Для регулювання в"язкості та фільтрації рідин на вуглеводневій основі використовують додатки бітумів, асфальтенів, інших органічних колоїдів.
Для глушіння свердловин з пластовим тиском, більшим за гідростатичний, з розчинів на вуглеводневій основі використовують ВБР, кг/м3: дизпаливо — 500-600; бітум — 170-200; вапно — 130-150; ПАР (наприклад, сульфанол) — 1-2; вода і обважнювач — по розрахун​ку, а також застосовують інвертні емульсії, що належать до колоїдних систем на нафтовій основі. Поширені інвертні емульсії на основі емульталу та продуктів омилення синтетичних жирних кислот.
Спосіб глушіння свердловини вибирають залежно від експлуатаційних параметрів (га​зовий фактор, обводненість, приймальність, тиск нагнітання, пластовий тиск) і способу її експлуатації. До складу спецтехніки для глушіння входять насосний або промивальний аг​регат і автоцистерни. Кількість рідини для глушіння свердловини має дорівнювати об"єму експлуатаційної колони плюс необхідний запас. Створюваний тиск не повинен перевищу​вати допустимого для експлуатаційної колони.
При глушінні фонтанних свердловин рідину закачують в ліфтові труби при протитиску на виході рідини зі свердловини, рівному або дещо вищому від статичного тиску на гирлі. Якщо колона насосно-компресорних труб забита парафіном, то закачування рідини ведуть в міжтрубний простір, не перевищуючи допустимий для колони тиск.
Насосні свердловини глушать, як правило, шляхом закачування рідини на цирку​ляцію в міжтрубний простір, а об'єм рідини між прийомом насоса і пластом протискують у пласт. Якщо приймальність пласта відсутня, то після заміни об'єму рідини від гирла до прийому насоса свердловину закривають і очікують, поки не пройде заміщення піднасосної рідини.
Час заміщення піднасосної рідини визначається за формулою[image: image4424.png]t=(H - "),



 де Н-глибина свердловини, м; [image: image4425.png]


— глибина спуску насоса, м; [image: image4426.png]Vo



— швидкість заміщення піднасосної рідини, м/год.
Після заміщення піднасосної рідини закачуванням в міжтрубний простір витісняють цю рідину зі свердловини.
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15.3. Технологія проведеня поточного ремонту свердловин
Всі роботи, які виконуються при ПРС, об'єднуються в такі групи: технологічно не​обхідні; технологічні перерви; роботи, не пов'язані з ремонтом свердловини; простої.
До технологічно необхідних робіт належать: глушіння свердловини, переїзд підйомника і перевезення бригадного господарства, підготовчі роботи перед ремо-нтом свердловини, спу-ско-підіймальні операції, обпресування обладнання, лови-льні роботи в насосно-компресор​них трубах, промивка вибою свердловини, заміна обладнання гирла свердловини, канатні роботи, заключні роботи після ремонту свердловини і допоміжні роботи. Допоміжні роботи включають: заправку підйом-ного агрегата паливом, передачу змін, виклик подачі, випробу​вання насоса і т.п.
Технологічні перерви — це час простою бригади, зумовлений фізико-хімічними і ме​ханічними процесами, що відбуваються в свердловині чи в пласті, які викликані певними технологічно необхідними роботами і які відбуваються без втручання людини. До техно​логічних перерв відносяться очікування розчинення солей, реагування кислоти, простежу​вання рівня, розраджування свердловини і т.д.
Роботи, не пов'язані з ремонтом свердловини, - це ліквідація аварій і браку в роботі, до​пущеного бригадою ПРС; ремонт закріпленого за бригадою обладнання; ремонт підйомника і інші роботи.
Простої бригади ПРС можуть відбуватися в зв'язку з відсутністю електроенергії, спец-техніки і транспорту, труб, штанг, насосів і т.п., поганими метеоумовами, бездоріжжям тощо.
Наведемо основні види робіт, які виконуються при ПРС.
Початком ремонту наступної свердловини є момент початку переїзду брига-ди. При пе​реїзді потрібно перебазувати підйомний агрегат, культбудку, інструмен-тальний візок, прий​омний поміст, робочий майданчик, місткості для рідин.
Перед переїздом бригади ПРС на свердловину, що підлягає ремонту, якщо є потреба, вирівнюють територію навколо свердловини і встановлюють якорі. Після переїзду бригада демонтує майданчики, які використовують для обслуговування свердловини, монтує підйомний агрегат, розташовує обладнання, встановлює робочий майданчик і прийомний поміст. Проводиться центрування вежі, влаштовується заземлення, обладнання підключається до електромережі. Після демонтажу фонтанної арматури (гирлової обв'язки при експлуатації свердловини ШСН) і підготовки аварійної планшайби свердловина готова до проведення спуско-підіймальних операцій.
Спуско-підіймальні операції зв'язані з підйомом і спуском труб, а при гли-биннонасосній експлуатації — також штанг. Вони трудомісткі і залежно від характеру поточного ремонту займають від 50 до 80% всього часу, затрачуваного на ремонт.
Процес спуску колони складається із операцій, які неодноразово повторюються і вико​нання яких необхідне для спуску однієї труби: підйом труби з помосту; очищення різьби та встановлення її нижнього кінця в муфту спущеної до цього труби; встановлення трубного ключа, згвинчування різьбового з'єднання і зняття ключа; спуск труби в свердловину; фіксація колони труб.
Підйом колони труб складається з таких операцій: підйом колони НКТ зі свердловини на довжину труби; фіксування колони труб; встановлення трубних ключів; розгвинчування різьбового з'єднання і зняття ключів; опускання труби і укладання її на поміст.
Згвинчування і розгвинчування насосно-компресорних труб під час спуско-підіймальних операцій виконується з допомогою автоматів АПР-2ВБ з приводом від елект​родвигуна, АПР-ГП з гідроприводом, механічних ключів КМУ-32 і КМУ-50 ванта-
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жопідйомністю 32 і 50 т, КМУ-ПГ з гідроприводом. Ключі КМУ широко застосовуються при ремонті свердловин з заглибними відцентровими електронасосами.
Для згвинчування і розгвинчування насосних штанг застосовуються штангові ключі АШК-Г і АШК-Т. У процесі ПРС проводяться ловильні роботи тільки в насосно-компресор​них трубах. При цьому ловлять обірвані або відкручені штанги, обірваний дріт, на якому в свердловину спускаються прилади, а також обірвані шкребки та ін. Ці роботи проводяться тільки в тому випадку, коли їх тривалість набагато менша від часу підйому насосно-компре​сорних труб, разом з якими можна підняти на поверхню обірвані предмети.
Також при ПРС проводиться обпресовування труб, фонтанної арматури, фланцевих з"єднань фонтанної арматури, колонної головки, сальників колонної головки, експлуа​таційної колони, зварного шва обсадних колон, пакера, газліфтної установки з НКТ, сальникових ущільнень кабельного вводу. Насосно-компресорні труби обпресовують як на помості, так і в свердловині. В свердловині може проводитись обпресовування всієї ко​лони труб або поінтервальне. Останнє проводиться в процесі спуску колони НКТ в сверд​ловину.
Для обпресовування обладнання використовують насосні агрегати типу УН1-630х700А (4АН-700), УНБ2-630, а для транспортування рідини, якщо це необхідно, — автоцистерни.
Очищають обладнання від парафіну, мінеральних солей і продуктів корозії тепловим, механічним або хімічним способом без підйому обладнання на поверхню. Проте є випадки, коли перелічені вище методи малоефективні або неефективні. В таких випадках проводять ПР. Підняті зі свердловини труби і штанги очищають від парафіну тепловим методом за до​помогою нари. Для цього використовують пересувну установку типу ППУА-1200/100, ППУ-ЗМ. Штанги можуть бути очищені від парафіну також механічним способом з допо​могою спеціальних шкребків.
При видобутку обводненої нафти на підземному обладнанні можуть відкладатися мінеральні солі (гіпс, ангідрит, карбонат кальцію, сульфат барію). Основними методами бо​ротьби з відкладанням мінеральних солей є хімічні, які застосовуються як для запобігання відкладанню солей, так і для їх розчинення.
З метою запобігання відкладанню солей у привибійну зону пласта закачують інгібітор відкладання солей, який адсорбується на поверхні породи. В процесі відбирання рідини зі свердловини відбувається його поступова десорбція і винесення потоком рідини, що за​побігає відкладенню солей. Періодичність закачування інгібітора в привибійну зону зале​жить від його властивостей, закачаного об"єму і швидкості виносу з пласта на поверхню.
Якщо солі все ж відклалися на підземному обладнанні, то їх видаляють шляхом закачу​вання в свердловину розчинника. При неможливості розчинити солі підземне обладнання піднімають на поверхню і очищають його від солей хімічним або механічним способом. У випадку, якщо ні один з цих способів не ефективний, в свердловину спускають нове облад​нання.
Промивання вибою свердловини проводять з метою очистки стінок привибійної зони пласта і з метою ліквідації піщаних пробок. Перший вид належить до поточних ремонтів, а другий - до капітальних.
Процес промивання вибою свердловини з метою очищення від забруднення стінок і пер​фораційних отворів полягає у використанні струменя рідини, яку закачують у свердловину, для відриву посторонніх частинок від стінок свердловини і виносу їх на поверхню. Для про​мивання використовують таку саму рідину, що і для глушіння. При інтенсивному погли​нанні застосовують нафту, аеровані рідини і піни. Перед початком промивання уточнюють схему обв'язки гирла свердловини. До початку промивання заміряють вибій свердловини. Насосно-компресорні труби, які спускають у свердловину для промивання вибою, заміряють, уважно перевіряють стан гирла свердловини, справність наземних споруд, підіймального і промивального агрегатів, автоцистерн, а також підбирають
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відповідний інструмент, пристосування і матеріали.
Промивання буває пряме, зворотне і комбіноване. При прямому промиванні рідину нагнітають в насосно-компресорні труби, при зворотному - в затрубний простір, а при комбінованому напрям руху рідини періодично змінюють.
Рідину в свердловину нагнітають з допомогою промивальних агрегатів, які являють со​бою насос, змонтований на тракторі або автомобілі. Для промивання свердловин застосову​ють промивальні агрегати Азінмаш-32М, Азінмаш-35А і установку промивальну УН1Т-100x200.
Замінюють обладнання гирла свердловини побіжно з виконанням інших робіт, які є ос​новними при поточному ремонті (заміна насоса, заміна НКТ і т.п.), і спеціально, коли заміна обладнання гирла є метою ПРС. В обох випадках обладнання готують, комплекту​ють і перевіряють на герметичність в умовах майстерні та завозять на свердловину в зібраному вигляді.
На свердловинах, які експлуатуються механізованим способом ( ЕВН, ШСН), заміну гирлової обв'язки чи фонтанної арматури проводять тільки при поточному ремонті. На фон​танних і газліфтових свердловинах необхідність в ремонті з метою заміни фонтанної арма​тури з використанням ПРС виникає тоді, коли негермётична центральна засувка. Після ос​новних робіт випробовують функціонування насосів (ЕВН, ШСН) і виконують завершальні роботи. Проводять їх у зворотному порядку до підготовчих робіт. Все те, що під час підготовчих робіт монтувалося, при кінцевих демонтується, і навпаки. Кінцеві роботи завер​шуються прибиранням і вирівнюванням території навколо свердловини.
15.4. Підготовка свердловини до капітального ремонту
Перед ремонтом до свердловин треба підвести воду і електричну енергію для освітлення, зробити фундамент для підіймального агрегата і встановити якорі для кріплення його відтяжок, побудувати або відремонтувати під'їзні шляхи і спланувати майданчик навколо свердловин, а також завезти необхідний комплект насосно-компресорних труб і, якщо не​обхідно, рідину в достатній кількості для глушіння свердловини.
Майстер з капітального ремонту повинен оглянути свердловину,що готуєтья до ремон​ту, і завчасно разом з майстром підготовчої бригади усунути виявлені недоліки. Підготовлену до ремонту свердловину ЦВНГ передає, а цех ПКРС (УПНП і КРС) приймає в ремонт, оформляючи двосторонній акт. Решту підготовчих робіт виконує бригада КРС: глушить свердловину, встановлює і закріплює відтяжками підіймальний агрегат, монтує об​ладнання і пристрої.
Обстежуються свердловини після встановлення герметичності колонної головки з метою визначення глибини вибою і рівня рідини, перевірки стану експлуатаційної колони і стовбу​ра свердловини, щоб встановити наявність у ньому дефектів, аварійного підземного облад​нання і сторонніх предметів. Глибину вибою і рівень рідини визначають за допомогою агре​гатів Азінмаш-8А, -8Б, -45, ЗУДС, призначених для спускання і підіймання різних глибин​них приладів і пристроїв.
Стан колони і фільтрової частини свердловини, місце знаходження у свердловині зали​шеного глибинного обладнання і сторонніх предметів встановлюють за допомогою печаток — спеціальних пристроїв, корпус яких покритий свинцевою оболонкою товщиною 8-10 мм. За своєю конструкцією і призначенням печатки бувають плоскими, конусними, універсальними і гідравлічними.
Обстеження колони перед початком ремонтно-ізоляційних, ловильних робіт і перед пе​реходом на нижчезалягаючі горизонти є обов'язковим, тому що невиявлені дефекти можуть призвести до серйозних ускладнень. Іноді наявність у свердловинах дефектів (поздовжніх
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тріщин, пропусків у різьбових з'єднаннях тощо) за допомогою печаток виявити не вдається. В таких випадках застосовують інші способи обстеження.
Один з таких способів полягає в перекритті фільтрової частини піском або за допомогою пакера з наступним обпресуванням верхньої частини колони на герметичність. Якщо коло​на не герметична, слід визначити місце і характер дефекту, усунути його і після цього про​водити подальші роботи.
15.5. Відновлення прохідності стовбура свердловини
Ловильні роботи. Ловильні роботи ведуться в свердловині з метою звільнення її від предметів, що залишились в колоні внаслідок аварії. Найчастіші види аварій — це прихоп-лення і "політ" НКТ, залишення в свердловині штангових або електровідцентрових насосів, обрив насосних штанг, залишення в свердловині тартального каната, кабелю та сторонніх предметів.
Прихоплені НКТ звільнюють шляхом розходжування, тобто чергуванням натягування і посадки колони труб. При цьому сила натягування не повинна перевищувати 60-70% роз​ривного зусилля для труб даного діаметра і марки сталі. Висота підйому труб при натягу​ванні не має перевищувати 0,3-0,5 м за один підйом, після чого труби на деякий час за​лишають в натягнутому стані. Цей час залежить від схеми ліфта, діаметра спущених труб, глибини свердловини, характеру і місця прихоплення. Якщо перші дві-три спроби натягування труб не забезпечують їх підйому на 0,3-0,5 м, то розходжування припиня​ють. У цьому випадку в НКТ спускають труби меншого діаметра і закачуванням через них рідини розмивають пробку спочатку в.трубах до башмака, а потім тривалою промив​кою нижче башмака розмивають піщану пробку за трубами і таким чином звільнюють труби від прихоплення.
До початку витягання труб, що впали в свердловину, визначають місцезнаходження і стан кінця труб за допомогою печатки. Залежно від стану проводять виправлення кінця труб або ж зразу спускають ловильний інструмент. Якщо кінець труби розірваний і вивернутий назовні, то для виправлення такого пошкодження використовують торцеві або кільцеві фре​зери. Коли кінець труби увігнутий всередину і його неможливо захопити зовнішнім ловиль​ним інструмантом, то необхідно розширити кінець труби для входження в нього ловильного інструмента. Це досягається з допомогою конусного райбера. Якщо після захоплення ло​вильним інструментом труби не піддаються відгвинчуванню, то їх розходжують або застосо​вують гідравлічний домкрат. При складних формах розриву труб застосовують тривале фрезерування торцевими фрезерами з наступним захопленням окремих частин труб ковпа​ками і магнітними фрезерами.
При падінні труб зі штанговим насосом його переважно витягають разом з трубами, але іноді й окремо. Тому для правильного підбору ловильного інструмента необхідно знати ти​порозмір насоса. При витяганні насосів, прихоплених піщаною пробкою, промивають свер​дловину для видалення пробки навколо насоса, а потім захоплюють його ловильним інструментом.
Якщо у свердловині залишено електровідцентровий насос (ЕВН) з трубами, кабелем і хомутами, які служать для кріплення кабеля до труб, труби з ЕВН витягають шляхом відгвинчування, кабель — як тартальний канат і кабель від перфоратора, а хомути — магнітним фрезером. Витягання труб, кабеля та хомутів проводять почергово. При наяв​ності у свердловині кабеля і хомутів розходжувати схоплені ловильним інструментом НКТ не можна, бо це може призвести до утворення сальника в колоні. Розходжування можливе лише після того, як зі свердловини витягнуто всі хомути і кабель.
При витяганні ЕВН треба враховувати, що внаслідок малого зазору між насо-сом і внутрішніми стінками колони не завжди можна спустити ловильний інструмент в кільцевий простір і захопити ним зовнішню поверхню насоса.
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В свердловину спускають на бурильних трубах з правою різьбою зовнішню трубо-ловку або ковпак і захоплюють за верх​ню частину ловильної головки насоса. Тру-би з лівою різьбою застосовувати не можна, тому що при їх обертанні можливе відгвинчування насоса від протектора і двигуна, яке призво​дить до ускладнення аварії.
Зацементовані труби спочатку відгвинчують до місця прихоплення і витягають, а ті, що залишились, обфрезеровують. Для цього використовують ловильні інструменти звільнюваного типу і за один рейс обфрезеровують, захоплюють, відгвинчують і витягають трубу- Довжина фрезера зі скеруванням повинна бути не меншою 10м. Безпосередньо над скеруванням встановлюють ловильний інструмент. Фрезерування і відгвинчування прово​дять з таким розрахунком, щоб кінець залишених у свердловині труб був обфрезерований для полегшення наступного циклу фрезерування. Навантаження на фрезер при фрезеру​ванні цементного каменя не повинно перевищувати 20кН і супроводитись інтенсивним про​миванням буровим розчином.
При падінні насосних труб зі штангами (якщо штанги не ламаються і не розміщуються поруч з трубами, а залишаються всередині їх) ловильні роботи не становлять особливих труднощів. Коли ж штанги ламаються, викривлюються і розміщуються поруч з трубами, то захопити їх ловильними інструментами важко. Піднімати зловлені штанги слід повільно, без ривків і різких поштовхів. Якщо зловити штанги не вдається, їх доводиться вирізати час​тинами торцевими або кільцевими фрезерами.
У випадку прихоплення будь-яких інструментів чи приладів, що спускаються на кабелі, канаті чи дроті, їх розходжування не дозволяється, бо це може призвести до обриву кабеля, каната чи дроту. Коли верхній кінець каната (кабеля) знаходить-ся на гирлі свердловини, тоді в неї спускають канаторізку, якою відрізають канат (кабель) безпосередньо в місці кріплення до інструмента (приладу).
Іноді застосувати канаторізку неможливо, тоді на бурильних трубах уздовж каната (ка​беля) спускають спеціальну воронку з "вікном" до глибини прихоплено-го інструмента (приладу), тримаючи канат (кабель) весь час натягнутим, прокручу-ють труби на 10-15 обертів, а потім натягують труби і обривають канат (кабель). Обрив, як правило, виникає у місці з'єднання. Після обриву канат (кабель) підніма-ють паралельно з трубами, дотримую​чись при цьому однакових швидкостей підйому.
Якщо канат (кабель) обірвався і упав у свердловину, то її не можна обстежу-вати за до​помогою печатки, бо це призводить до його приминання і утворення сальника, а також не можна застосовувати пікоподібні долота, фрезери всіх видів, бо при цьому можуть утворю​ватись щільні пробки з дрібних металевих частинок.
Ловильний інструмент (вудочки, гачки, вилки), що спускається в свердловину, пови​нен мати обмежувачі, що унеможливлюють проникнення цього інструмента всередину витків каната чи кабеля. Зовнішній діаметр обмежувача повинен дорівнювати діаметру нор​мального шаблона для даної експлуатаційної колони. Кожен спуск ловильного інструмента контролюють за індикатором ваги. При досягненні залишеного у свердловині каната (кабе​ля) навантаження на інструмент збільшують до 10-30 кН при одночасному його обертанні. Після цього інструмент підіймають. Після підняття інструмента з накрученим на нього ка​натом (кабелем) останній захоплюють і закріплюють спеціальними хомутами, після цього продовжують підйом решти каната (кабеля). Якщо у свердловині утворились клубки кана​та (кабеля), їх ловлять однорогими вудочками, а якщо клубки дуже ущільнені, - спускають йорж і шляхом його обертання при невеликих навантаженнях ослаблюють спресований клубок. У багатьох випадках йорж захоплює і виносить куски обірваного каната чи кабеля.
В свердловині часто залишаються й окремі предмети. Якщо вони циліндричні (желон​ки, насоси тощо), то використовують труболовки зовнішні і внутрішні, ковпак, мітчик-калібр, овершот, попередньо обстеживши предмети печатками. Невеликі за розміром пред-
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мети (молот, ланцюги ключів, сухарі, плашки тощо) витягають магнітними фрезерами або фрезером-павуком. Магнітний фрезер спускають, повільно обертаючи, на бурильних тру​бах з промивкою до вибою.
Металеві частини фрезерують на вибої 5-10хв з промивкою. Після цього фрезер підіймають. Якщо окремі предмети витягти не вдається, їх проштовхують до вибою, подрібнюють на шматки і витягають різними інструментами. Види і конструкції інструментів для ловильних робіт наведені в довідниках КРС [ 1 -4].
Видалення твердих відкладів зі стінок свердловини. В процесі експлуатації на стінках експлуатаційних колон відкладаються солі і парафін. Відклади солей розбурюють долота​ми, меншими в діаметрі на 25-30мм від діаметра колони, або ж розчиняють 10%-ною інгібірованою соляною кислотою. Кислоту закачують за допомогою заливальної головки і спущених у свердловину до максимально можливої глибини насосно-компресорних труб, протискують у затрубний простір і залишають під тиском. У міру проходження реакції і спадання тиску труби опускають для того, щоб розчинити солі в нижній частині колони.' Через 24год після обробки стовбур промивають. Розчинення парафіну здійснюють гарячою легкою нафтою шляхом закачування її в затрубний простір за вищеописаною технологією з тією різницею, що НКТ спускають до вибою, а свердловину при закритих кранах заливаль​ної головки залишають у спокої на 40-60 хв.
15.6. Ремонтне—виправні і тампонажні роботи
На гирлі свердловини виконуються такі ремонтно-виправні роботи: замінюють п'єдестальний патрубок, відновлюють герметичність з'єднання п'єдесталу з колоною, замінюють сальник тощо.
Розгерметизацію з'єднувальних вузлів, зім'яття, злам колони виправляють або замінюють пошкоджену частину. В особливо складних випадках спускають додаткову ко​лону меншого діаметра.
Ремонтно-ізоляційні роботи (PIP) - це перекриття шляхів припливу сторонньої води в експлуатаційні свердловини, відключення окремих пластів та обводнених інтервалів, регу​лювання профілю приймальності свердловин. Здебільшого ці роботи виконують шляхом тампонування.
Тампонування свердловин здійснюють у випадках, коли необхідно забезпечити ізоляцію продуктивних об'єктів від сторонніх вод; створити цементний стакан на вибої свер​дловини або цементний міст в колоні; перекрити фільтр при переході на інші горизонти; створити цементні пояси у привибійній зоні пласта з метою надійної ізоляції від високо-напірних нижніх вод; перекрити дефекти в експлуатаційній колоні; ізолювати продуктивні горизонти один від одного і від сторонніх вод в інтервалі спуску експлуатаційної колони чи "хвостовика" при зарізанні та бурінні другого стовбура, а також при спуску додаткової ко​лони чи "летючки"; закріпити привибійну зону свердловини для запобігання пробкоутво-ренню чи для його зменшення.
Основна вимога до технології тампонування - зберегти ізолюючі властивості тампоную​чого агента під час закачування його в свердловину і протискування в потрібний інтервал, тобто попередити або обмежити до мінімуму додаткове розведення розчинів. Це досягається завдяки заповненню свердловини однаковою за густиною рідиною (в НКТ та затрубному просторі), а також застосуванню тампонажних розчинів, густина та в'язкість яких дорівнює або близька до густини і в'язкості рідини у свердловині; розділяючих пробок при закачу​ванні тампонуючих розчинів по НКТ; виключно розбурюваних пакерів.
Основними параметрами технології тампонування є об'єм закачуваного тампонуючого розчину, тиск і швидкість закачування, властивості рідини для глушіння свердловини. Об'єм розчину визначається розрахунком з обов'язковою поправкою, яка встановлюється на основі досвіду для кожного родовища.
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Тиск закачування визначається допустимим тис​ком для колони даного діаметра і марки сталі з врахуванням її технічного стану, а якщо за​стосовується пакер, то тиск закачування визначається величиною тиску обпресовування НКТ і гирлового обладнання, а також можливостями насосних агрегатів. Швидкість зака​чування має бути такою, щоб час закачування не перевищував часу тужавлення тампоную​чого розчину. Густина рідини для глушіння свердловин повинна запобігти відкри-тому фон​тануванню, а її властивості - попередити забруднення привибійної зони пласта.
Існують багато способів тампонування свердловин, які можна об'єднати в дві групи — тампонування під тиском і тампонування без тиску. Тампонування під тиском здійснюється крізь отвори фільтра свердловини, перфораційні отвори або дефект у колоні з метою про​тиснути у пласт чи за колону розрахунковий об'єм цементного розчину.
Тампонування під тиском через труби з наступним розбурюванням цементного ста​кана здійснюють через спущені заливальні труби, встановлені на 5—10 м вище верхніх от​ворів фільтра чи дефекту в колоні, крізь які протискують цементний розчин. Залишки роз​чину видаляють прямим чи зворотнім промиванням. Потім розбурюють цементний стакан в свердловині нижче заливальних труб.
Тампонування під тиском через труби з вимиванням лишків цементного розчину про​водять у випадках, коли необхідно уникнути розбурювання цементу у колоні. Заливальні труби при цьому встановлюють біля верхніх отворів фільтра або нижче його нижніх отворів. У першому випадку після протискування цементного розчину колону труб нарощують і ви​мивають залишки розчину зі свердловини, у другому випадку це роблять без нарощування труб і промивання закінчують до початку тужавлення цементу. Даний спосіб рекомен​дується при застосуванні нафтоцементних розчинів.
Комбінований спосіб тампонування здійснюють при необхідності залишити свердло​вину під тиском до кінця тужавлення цементного розчину. Суть способу полягає в тому, що нижній кінець заливальних труб встановлюють біля нижніх отворів фільтра. Після закачу​вання цементного розчину і витіснення його з труб останні піднімають вище рівня цемент​ного розчину. Потім гирло свердловини герметизують, цементний розчин протискують крізь фільтр, закачуючи рідину в труби і затрубний простір. Після цього свердловину герме​тично закривають і залишають під тиском до кінця тужавлення цементного розчину.
Застосування пакерів при цементуванні під тиском має ряд переваг: високий тиск, який створюється в заливальних трубах під час протискування тампонажного розчину, не пере​дається на експлуатаційну колону вище встановленого пакера; тампонажний розчин не мо​же проникнути в затрубний простір; стає можливим цементування свердловини під тиском при негерметичній верхній частині експлуатаційної колони.
Тампонування без тиску здійснюється у випадках, коли необхідно створити новий це​ментний вибій (цементний стакан) у стовбурі свердловини або перекрити нижню частину фільтра цементним каменем. Цей спосіб застосовують в основному при переведенні на ви-щезалягаючий горизонт, коли немає небезпеки прориву сторонніх вод. Процес цементуван​ня відбувається успішно, якщо свердловина добре промита і не поглинає рідини. При по​вному або частковому поглинанні рідини вибій треба засипати піском чи глиною для пере​криття отворів фільтра. Тампонування без тиску можна здійснити цементувальним (заливальним) агрегатом або способом "сифона".
Для тампонування за допомогою агрегата після обстеження колони в свердловину спу​скають заливальні труби до глибини, що відповідає нижньому рівню створюваного цемент​ного стакана. Після з'єднання цементувальної арматури з агрегатом і обпресування ко​мунікацій прокачують воду в кількості 1,5-2,0 об'ємів заливальних труб (для контрольної перевірки їх чистоти). Потім в труби закачують розрахунковий об'єм цементного розчину і витісняють його в кільцевий простір до вирівнювання висоти стовпа розчину в трубах і за-трубному просторі, після чого підіймають труби на висоту створюваного цементного стакана
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і зворотною промивкою видаляють рештки цементного розчину. Коли цементний розчин затвердіє, допуском труб з промиванням водою перевіряють місце знаходження і міцність новоствореного цементного вибою.
15.7. Ізоляція припливу пластових вод у свердловини
Для успішного проведення ізоляційних робіт насамперед необхідно знати характер, причини та закономірність надходження води у свердловини, її належність до певного гори​зонту та інтервал його залягання. По відношенню до продуктивних нафтогазоносних гори​зонтів пластові води прийнято поділяти на: верхні, нижні, контурні, підошовні, тектонічні та змішані. Всі чинники, які викликають передчасне обводнення свердловин та пластів, умовно поділяють на дві групи: геолого-фізичні та техніко-технологічні.
До першої групи відносять літологічну неоднорідність колекторів, наявність "літологічних вікон", вертикальних та горизонтальних тріщин, проявлення капілярних процесів, співвідношення в'язкості пластової води та нафти, характер води. До техніко-тех-нологічних причин відносять: інтенсивність та тиск нагнітання води в пласт, режим експлу​атації або темп відбору рідини зі свердловин, неякісне відокремлення пластів при цементу​ванні обсадних колон, наявність тріщин у цементному камені, дефекти експлуатаційної ко​лони внаслідок корозії, пошкоджень у процесі експлуатації, ступінь розкриття пласта перфорацією, відстань від нижніх отворів перфорованого інтервалу до рівня водонафтового або водогазового контакту, необгрунтоване проведення робіт з інтенсифікації припливу нафти та газу (гідравлічний розрив пласта, солянокислотна обробка та ін.).
Сукупність дії перелічених чинників зумовлює неминучість обводнення пластів та свер​дловин за рахунок: просування поверхні водонафтового контакту в зону експлуатаційного фільтра, підходу нагнітальних або контурних вод до фільтра експлуатаційних свердловин по підошовній частині колектора або по найбільш проникних прошарках і тріщинах, ло​кального підтягування нижньої (підошовної) води і утворення конуса обводнення, приплив води з верхніх горизонтів через негерметичність експлуатаційної колони, а також по про​стору між породами та цементним каменем або колоною.
Шляхи проникнення води у свердловини визначають як за результатами геофізичних досліджень (нейтронні та імпульсні методи), так і використовуючи побічну інформацію: хімічний склад води, її мінералізацію (за хімічним аналізом) тощо.
Всі методи обмеження припливу пластових вод у свердловини за характером дії ізоляційного матеріалу умовно поділяються на селективні та неселективш.
До селективних відносять методи, які забезпечують зниження проникності лише водо-насичених інтервалів при проникненні ізоляційного матеріалу в пласт по всій його товщині. Методи даної групи основані на використанні селективних властивостей самих ізоляційних реагентів та характеру насиченості породи нафтою, газом або водою.
Частина з них передбачає використання речовин, які закупорюють лише водонасиче-ний поровий простір, завдяки їх розчинності у нафті і нерозчинності у воді (селективні ма​теріали). Більшість таких матеріалів складаються з твердих вуглеводнів - нафталін, па​рафін, стеаринова кислота, відходи виробництва поліетилену, смоляні полімери.
Друга частина методів цієї групи основана на використанні ізоляційних реагентів, які нерозчинні у нафті, але утворюють закупорюючі породу осади лише у водонасичених інтервалах пласта (матеріали селективної дії). До них відносять гідроксиди полівалентних та лужних металів (Mg(OH)2, NaOH), гранульований магній, натуральні та синтетичні ла-текси, гіпан, метас, реагенти К-4, К-9, "Комета", суспензії глин, желатину та ін. Дія цих реагентів грунтується на проходженні обмінних реакцій з солями пластових вод, реакцій гідролізу, процесів коагуляції та флокуляції при змішуванні з пластовою водою, висолю​ванні полімерів, набуханні та зниженні розчинності.
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Неселективні методи грунтуються на закачуванні в пласт декількох реагентів, здатних внаслідок хімічної взаємодії між собою або їх фізико-хімічних перетворень утворювати міцні та нерозчинні ізоляційні структури. Застосовуються різні модифікації цементних за​ливок, створення "мостів" та водоізоляційних екранів для запобігання прориву в свердлови​ну конуса підошовної води. Крім цементних суспензій, для реалізації цих методів викори​стовують також різні смоли ТСД-9, ТС-10, МФС, гіпаноформалінові суміші, суспензії, гли​ни та ін.
З технологічної точки зору всі ізоляційні матеріали поділяються на фільтруючі і нефільтруючі. Вважається, що при діаметрі порового каналу, меншого від трьох діаметрів дисперсної частинки ізолюючого матеріалу, остання не проникає в породу.
Якщо діаметр пори буде у 10 разів більший від діаметра частинки, то вона буде вільно пересуватись по порових каналах. До нефільтруючих ізоляційних матеріалів відносять: це​ментні розчини, суспензії глин.гранульований магній. Якщо вода надходить у свердловину по верхніх прошарках, то нижні перекривають тимчасовими "пробками" (піщані, глинисті, соляні), а потім під тиском по насосно-компресорних трубах закачують цементні розчини або смоли у верхні обводнені інтервали.
В разі обводнення нижніх прошарків на вибої встановлюють непроникний міст (проб​ку) , який повністю перекриває з боку свердловини обводнений інтервал. Для цього в основ​ному використовують цементні розчини і смоли. Об'єм ізолюючого матеріалу визначається об'ємом стовбура свердловини від штучного вибою до покрівлі непроникного шару порід, розташованих над обводненим інтервалом пласта.
У Івано-Франківському державному технічному університеті нафти і газу розроблена технологія створення такого моста на основі гранульованого магнію (діаметр гранул 0,5-1,6 мм). Магній, реагуючи як з мінералізованою, так і з прісною водою, утворює закупорюю​чий осад гідроксиду. Залишаючись інертним до вуглеводнів, він забезпечує селективність дії на водонасичені інтервали. На вибій свердловини гранули магнію доставляють у рідині-носії (нафта, вода, водний розчин поліакриламіду, поверхнево-активних речовин) по на​сосно-компресорних трубах або затрубному простору. Після двох діб, потрібних для реакції гідролізу і утворення міцної, непроникної ізолюючої структури, свердловину пускають в ро​боту. В разі необхідності цей термін можна скорочувати або подовжувати, заповнюючи по-ровий простір між гранулами магнію прискорювачами (водний розчин ортофосфорної кис​лоти, квасців, аміачної селітри) або сповільнювачами (водний розчин перманганату калію) реакції гідролізу.
Позитивною особливістю технології є можливість проведення робіт без зупинки та глушіння свердловини, без проведення спуско-підіймальних операцій. На рис. 15.1 показа​на технологічна схема створення такого мосту у свердловині, що експлуатується установ​кою штангового насоса. Технологія не має альтернативи для низькодебітних свердловин з пластовим тиском, меншим від гідростатичного, її використання запобігає забрудненню нафтогазонасичених інтервалів ізоляційним матеріалом та його насиченню робочими рідинами. Це досягається тим, що в процесі доставки гранул магнію по затрубному просто​ру на вибій свердловини режим роботи свердловинного насоса встановлюється таким, щоб відбирати на поверхню рідину-носій гранул магнію і пластову рідину. Швидкість висхідного потоку нижче прийому насоса повинна бути при цьому менша критичної швидкості псев-дозрідження:
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— прискорення вільного падіння, м/с2; [image: image4429.png]


— мінімальний діаметр гранул магнію, м; [image: image4430.png]


 — відповідно густина гранул магнію (1740 кг/м3) і пластової рідини, кг/м3;[image: image4431.png]


— кінематична в'язкість пластової рідини, м2/с.
При створенні пробок (мостів) товщиною більш як 10 м з метою раціонального викори​стання магнію рекомендується його змішувати з кварцевим піском. Частка магнію в суміші повинна становити не менше 0,15. Загальна кількість гранульованого магнію, необхідна для створення ізолюючого моста, визначається за рівнянням:
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Рис.15.1. Схема створення водоізоляційного мосту з використанням гранульованого магнію
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— площа перетину експлуатаційної колони по внутрішньому діаметру в інтервалі ус​тановки моста, м2;[image: image4435.png]


— відповідно товщина інтервалу пласта, що відсікається, і тов​щина зумпфа, м; п — частка магнію за масою його суміші з піском; [image: image4436.png]Pur Pn



- відповідно насипна (уявна) густина гранул магнію (960 кг/м3) та кварцевого піску (1650 кг/м3).
Для ущільнення пробки та зменшення П проникності доцільно перед пуском свердлови​ни в роботу створити протитиск на пласт закачуванням рідини у свердловину.
У випадках, коли в продуктивному пласті відсутні розділюючі непроникні прошарки і невідомі інтервали припливу води, для ізоляційних робіт необхідно використовувати пере​важно селективні матеріали, що забезпечують вибіркове закупорювання лише водонасиче-них (обводнених) інтервалів, каналів пласта. Найбільш поширеними серед них є водні роз​чини полімерів (латекс, гідролізований поліакриламід, гіпан) і різноманітні тампонуючі суміші на їх основі. Селективність їх дії базується також на властивості високопроникних інтервалів обводнюватися в першу чергу. Спрямованість введення ізолюючих матеріалів в обводнені інтервали досягається також шляхом дії на реологічні властивості пластових флюїдів. Так, при охолодженні пласта суттєво зростає в'язкість нафти і проявляється нень-ютонівський характер її течії, тоді як реологічні характеристики води майже не змінюються. Враховуючи, що основні сили опору потоку проявляються біля стовбура сверд​ловини, достатньо охолодити привибійну зону пласта і закачуваний ізоляційний матеріал буде переважно проникати саме у водонасичені інтервали. Охолодження досягається попе​реднім перед закачуванням ізоляційного матеріалу проведенням у свердловині ендо​термічної реакції розчинення у воді нітрату амонію (аміачної селітри) або його суміші з се​човиною. Обидва продукти виробляються промисловістю у гранульованому вигляді і мають досить високий тепловий ефект і добру розчинність. Для охолодження пласта, що забезпе​чує ефективність процесу, залежно від діаметра експлуатаційної колони (146 або 168мм) і пластової температури (від 40 до 70°С) маса аміачної селітри становить 20-30 кг на 1 м тов​щини пласта. Оптимальний радіус обробки водонасиченої частини пласта повинен стано​вити 5-10 м, що відповідає витраті 30-50 м3 полімеру на 1 м водонасиченої товщини пласта.
У свердловинах, де має місце підтягування конуса підошовної води, доцільно створюва​ти водоізоляційні екрани на межі контакту нафта-вода або газ-вода. У ролі ізоляційного ма​теріалу для одержання екрана використовують цементні та глинисті суспензії, гранульова​ний магній, в'язкі нафти, синтетичні смоли, поліакриламід, гіпан, гіпано-формалінові суміші та ін.
Для поліпшення системи розробки родовищ в цілому ізоляційні роботи доцільно прово​дити не лише у видобувних свердловинах, але і в нагнітальних, вирівнюючи таким чином фронт витіснення нафти по пласту.
Розглянуті методи можуть бути ефективними і надійними, якщо забезпечено систем​ний підхід до організації, а саме: вибір об'єктів або свердловин повинен грунтуватися на де​тальному розгляді ретроспективної інформації щодо її будівництва, експлуатації, ефектив​ності проведення попередніх PIP, на даних результатів промислових і геофізичних досліджень, які підтверджують інтервали обводнення та повноту їх відпрацювання, на знанні технічного стану свердловини.
Вибір методу необхідно здійснювати, враховуючи також відповідні можливості: на​явність відповідної техніки, обладнання та матеріалів, певного досвіду обслуговуючого пер​соналу. До і після ізоляційних робіт обов'язкове проведення досліджень свердловини, вклю​чаючи заміри дебітів, відмітки вибою, зняття профілю припливу або поглинання. В кожно​му випадку необхідна також техніко-економічна оцінка ефективності заходу.
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15.8. Перехід на інші горизонти
Перехід на експлуатацію вище- або нижчезалягаючих пластів здійснюють на багатоп-ластових нафтогазових родовищах з метою повнішого охоплення розробкою всіх покладів і раціональнішого використання фонду діючих свердловин. Такий перехід здійснюють у ви​падках, коли експлуатований пласт став малодебітним або виснажився зовсім, повністю об​воднився контурною водою, його газовий фактор став перевищувати допустимі норми, а та​кож з технічних причин, які перешкоджають нормальній експлуатації свердловини, а саме: якщо немає можливості здійснити ізоляційні роботи щодо припинення припливу сторонніх вод; коли подальша експлуатація свердловини утруднена через наявність дефектів в об-садній колоні і їх неможливо усунути; якщо в свердловині сталися складні аварії, ліквідація яких неможлива або економічно недоцільна.
Рішення про недоцільність дальшої експлуатації свердловиною даного пласта внаслідок його малодебітності приймають лише після застосування всіх відомих методів підвищення продуктивності свердловини.
Перехід на вищезалягаючий горизонт здійснюють у випадках, коли необхідно припи​нити експлуатацію даного горизонту або з технічних причин. Для цього в колоні над експ​луатованим горизонтом встановлюють монолітний цементний міст, надійно ізолюючи гори​зонт від проникнення сторонньої води шляхом цементування під тиском через отвори фільтра. Якщо від експлуатованого до нового горизонту є значна відстань, міст можна вста​новлювати цементуванням без тиску.
Якщо немає небезпеки проникнення сторонньої води в новий горизонт, можна затрам​бувати вибій піском чи глиною, а потім встановити цементний стакан необхідної висоти.
При небезпеці прориву нижньої води в новий горизонт в свердловинах, які сильно по​глинають рідину, практикується введення в пласт піску до часткового відновлення цирку​ляції і лише після цього - цементування під тиском.
Для зменшення поглинання пласта застосовують одну чи дві заливки гельцементом з додаванням в цементний розчин алюмінієвого порошку або попередню глинізацію пласта.
Деколи на практиці при двоколонній конструкції цементного кільця в заколонному про​сторі може не виявитись, що створює загрозу проникнення сторонньої води в новий гори​зонт через цей простір. Тоді рекомендується вирізати і витягти внутрішню колону на 15-20м нижче цього горизонту, а потім зацементувати під тиском з таким розрахунком, щоб новий штучний вибій був вище обрізу витягнутої колони на 8-10 м. Якщо колону витягнути не​можливо з технічних причин, її прострілюють на 10-15 м нижче нового горизонту і цемен​тують під тиском з розрахунку протискування цементного розчину в міжтрубний простір і створення в колоні цементного стакана необхідної висоти. До початку цементування колону необхідно обстежити печаткою.
Після встановлення цементного стакана на заданій глибині при переході на інший гори​зонт свердловину обов'язково випробовують на герметичність обпресовуванням чи знижен​ням рівня рідини.
Перехід на нижчезалягаючий горизонт здійснюють порівняно рідко, переважно у ви​падках, коли сусідні свердловини, що мали видобути з нього нафту, вибули з експлуатації з тих чи інших геолого-технічних причин. Для цього стовбур свердловини і вибій обстежують конусною свинцевою печаткою для визначення справності колони і чистоти вибою. Після цього експлуатований горизонт цементують під тиском через отвори фільтра, розбурюють цементний міст до необхідної глибини і випробовують колону на герметичність.
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15.9. Випробування експлуатаційної колони на герметичність
Після закінчення тампонажних робіт для ізоляції сторонніх вод, переходу на інші гори​зонти, ремонтних робіт, а також після цементування колони чи "хвостовика" при бурінні другого стовбура експлуатаційну колону випробовують на герметичність.
Колони випробовують на герметичність двома способами: обпресовуванням і знижен​ням рівня рідини:
після спуску колони і її цементування — обпресовуванням з попередньою заміною буро​вого розчину в колоні на воду; в свердловинах з вибійним тиском, нижчим за гідростатичний, або що дорівнює йому, колони випробовуються також на герметичність зниженням рівня рідини;
після встановлення цементних мостів для переходу на вищезалягаючий горизонт - об​пресовуванням і тим способом, яким був викликаний приплив під час випробування попе​реднього (ізольованого) пласта (зниження рівня, аерація тощо);
після цементування під тиском через спеціально перфоровані отвори — обпресовуван​ням і зниженням рівня рідини.
Обпресовування колони. Для обпресовування колони гирло свердловини обладнують спеціальною головкою і манометром. Рідину в колону нагнітають з такою швидкістю, щоб зростання тиску було плавним. На гирлі тиск рг, МПа, повинен досягти наведених значень для відповідного діаметра колони dк, мм:
dк    377-426  273-351  219-245  178-194   168   141-146  114-127 
рг       5,0             6,0        7,0          7,5         9,0     10,0         12,0
Ці значення залежно від ступеня спрацювання колони і характеру свердловини, що ре​монтується, можуть бути дещо зменшені на підставі рішення геологічної служби.
Якщо в процесі обпресовування в якомусь перерізі колони можуть виникнути напру​ження, що перевищують допустимі для обсадних труб, обпресовування слід робити по-секційно за допомогою пакера.
Колона вважається випробуваною на герметичність способом обпресовування, якщо тиск протягом 30 хв зберігається або знижується не більше, ніж на 0,5 МПа при тиску об​пресовування понад 7 МПа і не більше, ніж на 0,3 МПа при тиску менше 7 МПа. Спостере​ження за зміною тиску рекомендується починати через 5хв після досягнення вказаного тис​ку обпресовування.
У випадку перевищення цієї норми необхідно вжити заходів для забезпечення герме​тичності колони, після чого випробування слід повторити. Якщо нагнітанням рідини тиск на гирлі підвищити до вказаного контрольного значення не вдається, колона вважається негер-метичною.
15.10. Застосування електронно-обчислювальної техніки при поточному і капітальному ремонтах свердловин
Перед проведенням ПРС і КРС виконують велику кількість інженерно-економічних розрахунків.
Особливо багато розрахунків виконується при оперативному плануванні ПРС. Розроб​лено програми, які дають змогу розв"язувати на ЕОМ такі задачі: визначення економічно доцільних строків проведення профілактичних ПР; оптимізація параметрів роботи свердло​винного обладнання; оптимальний розподіл ресурсів для поточного ремонту; складання оперативного оптимального графіка роботи бригад ПРС; складання завдання на глушіння свердловин; визначення технологічної послідовності виконання ремонтних робіт в свердло-
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вині; визначення тривалості поточних ремонтів свердловин і виконуваних в їх процесі робіт; визначення потреби в спецтехніці, обладнанні та робочих рідинах для проведення ПРС; визначення планової вартості роботи спецтехніки при ПРС і ремонту в цілому; складання завдання на ПРС; складання зведеного оперативного замовлення на свердловинне облад​нання і робочі рідини для проведення ПРС.
Часто ПРС проводять при дефіциті матеріально-технічних ресурсів. Тоді виникає не​обхідність їх оптимального розподілу між ЦВНГ. Першочерговими для такого розподілу є труби, штанги, насоси і сіль для приготування технологічних рідин. Суть у тому, щоб ці ре​сурси використовувались раціонально. Ресурси віддаються найбільш пріоритетним сверд​ловинам, ремонт яких забезпечить мінімізацію недобору нафти.
Однією з задач, яку постійно розв'язують на виробництві, є визначення черговості ре​монту свердловин. Складаються такі види графіка поточних ремонтів, під час реалізації якого недобори нафти будуть мінімальними: з черговістю ремонту, заданою замовником; з черговістю ремонту, визначеною за показниками пріоритету, з врахуванням закріплення і без закріплення свердловин за бригадами ПРС; те ж саме в умовах дефіциту ресурсів для ПРС; комбінований графік. План-графік роботи бригад ПРС складається для кожного ЦВНГ на тиждень і використовується бригадами ПРС для організації своєї роботи.
Задача складання завдання на глушіння свердловини дає змогу, виходячи з величини газового фактора, приймальності, тиску нагнітання, виду фонду, до якого належить сверд​ловина, способу її експлуатації, наявності в свердловині пакера визначити спосіб глушіння і параметри проведення процесу. Результати розв'язання задачі видаються на друк у вигляді "Завдання на глушіння свердловини".
Як показує аналіз, найбільше на вартість ремонту (до 50 % загальної вартості) впливає обсяг послуг спецтехніки. Тому передбачається поопераційне визначення планової вартості послуг спецтехніки і планової вартості ремонту в цілому.
Завдання на ПРС складається з чотирьох розділів: дані про бригаду і ремонт; дані про свердловину і підземне обладнання; перелік робіт, трудомісткість робіт, потреба в спец​техніці і її вартість; потреба в обладнанні і робочих рідинах для проведення ПРС.
Всі задачі, крім визначення економічно доцільних строків проведення профілактичних ПР і оптимізації параметрів роботи свердловинного обладнання, розв'язуються на основі спільної інформації.
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Глава    16
Виклик та інтенсифікація припливу пластових флюїдів до вибою свердловини
16.1. Вибір свердловини для обробки привибійної зони
Вибір свердловини для обробки привибійної зони здійснюється на основі даних досліджень з побудовою індикаторної кривої і кривої відновлення тиску. Визначають відношення коефіцієнтів продуктивності привибійної зони до віддаленої від свердловини зо​ни пласта-параметра (ВП) і радіус зниження проникності [image: image4437.png]


в привибійній зоні. Маючи такі дані, можна зробити надійний висновок про доцільність обробки привибійної зони (ОПЗ) пласта. Вважається, що в свердловинах з сильним зниженням проникності в при​вибійній зоні і малих [image: image4438.png]


-можна одержати значне збільшення дебіту, застосовуючи методи з невеликим радіусом впливу, наприклад, кислотні обробки, теплові обробки. Навпаки, в свердловинах з невеликим зниженням проникності в привибійній зоні і великих [image: image4439.png]


 добре застосовувати великооб'ємні обробки міцелярними розчинами (МР), а також кислотні і звичайні розриви пласта.
У свердловинах з низькопроникними колекторами ([image: image4440.png]


< 0,05 мкм2) незалежно від рівня зниження продуктивності, а також у всіх випадках, якщо застосовувані раніше мето​ди ОПЗ були неефективні, корисний гідророзрив пласта.
Якщо гідродинамічні дослідження в свердловині не проводились, але потрібно зробити висновок про застосування методів інтенсифікації припливу в ній, тоді використовують такі непрямі ознаки доцільності ОПЗ: дебіт свердловини менший від очікуваного; коефіцієнт продуктивності менший, ніж у сусідніх свердловинах; питомий коефіцієнт продуктивності (який визначається діленням його на перфоровану товщину пласта) менший, ніж у сусідніх свердловинах; продукує або приймає невелика (< 50%) частина перфорованої товщини пласта.
З метою вибору свердловин для ОПЗ розроблені також статистичні методи, засновані на ув'язуванні умов обробки свердловин, параметрів процесу і економічної доцільності його за​стосування з врахуванням вартості обробки й одержаної додаткової нафти. Статистичні ме​тоди застосовують, якщо немає прямих гідродинамічних досліджень свердловин, а є досвід проведення ОПЗ в 30-40 свердловинах.
Доцільність ОПЗ визначають, виходячи з оцінки очікуваного додаткового ви-добутку пластових флюїдів або оцінюючи економічну доцільність їх застосування.
Додатковий видобуток нафти після ОПЗ на основі нагромадженого досвіду прогно​зується, застосовуючи функцію прогнозування продуктивності. Для цього визначають ко​ефіцієнт кратності збільшення дебіту після ОПЗ в кожній свердловині шляхом ділення се​редньодобового дебіту рідини після обробки на вхідний дебіт її перед обробкою. Середньодо​бовий дебіт свердловини після ОПЗ є сумою вхідного дебіту і середньодобового приросту його після обробки, причому останній визначають як частку від ділення додаткового видо​бутку рідини після ОПЗ на час роботи свердловини зі збільшеним дебітом. Чим більше за​бруднення привибійної зони, тим менший вхідний дебіт і тим більший коефіцієнт зростання дебіту в ній. Нагромадивши досвід проведення певного методу ОПЗ хоча б в 10 — 15 сверд​ловинах продуктивного покладу, знаходять кореляційну залежність зміни коефіцієнтів кратності збільшення дебіту від величини дебіту рідини —[image: image4441.png]


, яка названа функцією про​гнозування продуктивності після ОПЗ —[image: image4442.png]



[image: image4443.png]Doy
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 (16.1)
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де а і[image: image4444.png]


— коефіцієнти, що знаходяться із нагромадженої статистики. Форма пропонованої залежності відповідає фізичній суті процесів, що відбуваються при відновленні та збільшенні дебіту свердловин. Застосування[image: image4445.png]


 дає добрі результати, якщо індекс коре​ляції знайденої залежності перевищує 0,7.
Маючи залежність (16.1), визначають очікувану кратність збільшення дебіту рідини в свердловині, де планується ОПЗ, а далі відповідно розраховують очікувану кількість додат​кової нафти,[image: image4446.png]



[image: image4447.png]AQy = (D =gy Tp( 1 — 1,/ 100) py.



 (16.2)
де[image: image4448.png]


— середня тривалість роботи свердловин даного покладу з підвищеним дебітом після застосування ОПЗ, доб.; [image: image4449.png]


— вміст води в нафті, %;[image: image4450.png]Pu



— густина нафти, т/м3. Еко​номічну доцільність застосування ОПЗ у даній свердловині знаходимо за формулою Е =[image: image4451.png](L — C)A0, = 34,



, де[image: image4452.png]


 і[image: image4453.png]


— відповідно ціна нафти і її собівартість, крб./т;  [image: image4454.png]


 — витрати на ОПЗ, крб.
Виклик припливу з пласта досягається лише після зниження тиску на вибої свердлови​ни. Гранична величина депресії на пласт під час виклику вибирається з врахуванням міцності цементної оболонки в кільцевому просторі; міцності обсадної колони; стійкості ко​лектора і умови попередження змикання тріщин (для тріщинних колекторів).
Граничну депресію, виходячи з умов збереження міцності цементної оболонки, визна​чають за формулою[image: image4455.png]


, де[image: image4456.png]


— тиск в продуктивному пласті, МПа; [image: image4457.png]


 — тиск у водоносному пласті або в підошві нижче водонафтового контакту (ВНК), МПа; [image: image4458.png]


— допустимий градієнт тиску на цементну оболонку за обсадною колоною, МПа/м (рекомендується не більше 2,5 МПа/м);[image: image4459.png]


—висота якісної цементної оболонки між водо​носним горизонтом або ВНК та найближчим перфораційним отвором,м.
Перепад тиску на експлуатаційну колону під час виклику припливу не повинен переви​щувати граничної величини, одержаної з розрахунку обсадних колон на їх зминання.
Гранична депресія, виходячи з умов стійкості привибійної зони пласта
[image: image4460.png]Ap < (0/2) = kg( By — Paa) »



 (16.3)
де[image: image4461.png]


— гранична міцність породи на стиск з врахуванням її зміни при насиченні породи фільтратом бурового розчину, МПа; [image: image4462.png]


— коефіцієнт бокового розпирання;[image: image4463.png]By



— верти​кальний гірничий тиск, МПа, який обчислюють як добуток середньої густини вищезаляга-ючих порід з врахуванням вміщених в них рідин[image: image4464.png]Pn



= 2,3 -2,5 т/м3 на глибину залягання пласта Н,[image: image4465.png]Py



= 0,01[image: image4466.png]


Я МПа, а коефіцієнт бокового розпирання обчислюють за форму​лою [image: image4467.png]


 де [image: image4468.png]


=0,25-0,35.
Оскільки формула (16.3) наближена, а точність визначення [image: image4469.png]


 незначна, тому граничне зниження депресії рекомендується перевіряти експериментально для кожного родовища.
Гранична депресія, виходячи з умов попередження змикання тріщин для трі-щинних ко​лекторів, дорівнює [image: image4470.png]Ap=<3SE/(41(1—v%),



 де[image: image4471.png]


— розкриття тріщин, мм; [image: image4472.png]


- довжина тріщин, мм; Е -модуль пружності (Юнга) породи пласта (3 -7)•10-4, МПа.
З розрахованих граничних величин[image: image4473.png]


 вибирають найменшу. Мінімальна депресія на пласт повинна забезпечити такий перепад тиску, який необхідний для подолання сил опору руху рідини в привибійній зоні [image: image4474.png]Apz Py,



 Значення [image: image4475.png]


 залежать від колекторських властивостей пласта та ступеня його забрудненості в привибійній зоні при розкритті. Як правило, воно становить 2...5 МПа і визначається на практиці.Для не досить зцементованих пластів депресію слід створити плавно, знижуючи тиск на вибої, щоб не допустити руйнування привибійної зони. Тиск на вибої знижують до появи припливу або до граничної депресії на пласт. Для свердловин, перфорація яких здійснюється з депресією, у випадку відсутності
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припливу після перфорації тиск на вибої знижують до граничної депресії на пласт згідно з технологічним регламентом.
Застосовують такі методи зниження тиску на вибої: зменшення густини флюїду шляхом заміни рідини в свердловині на рідину меншої густини (розчин на воду, вода на нафту або піну); розгазування рідини в свердловині природним газом, азотом, повітрям, а також за ра​хунок реакції в самогенеруючих пінних системах; зниження рівня в свердловині шляхом свабування або за допомогою глибинних насосів; заміна рідини в стовбурі на легшу з даль​шим зниженням рівня з допомогою глибинних ежекторних апаратів.
16.2. Кислотна обробка
Кислотна обробка — це метод збільшення проникності привибійної зони свердловини шляхом розчинення складових частинок породи пласта, а також сторонніх частинок, якими засмічені породи.
Кислотні обробки (КО) застосовуються для збільшення проникності карбонатних і піщаних колекторів у нафтогазовидобувних і нагнітальних свердловинах після буріння, під час експлуатації і ремонтних робіт. Для обробки карбонатних колекторів використовують здебільшого солянокислотні розчини (СКР), для піщаних - глинокислотні (ГКР). Хімічно активною частиною вказаних кислотних розчинів (КР) є відповідно соляна кислота (10 ... 30 % НС1) і суміш соляної (10 ... 15 % НС1) та плавикової (1 ... 5 % HF) кислот.
Часто замість HF застосовують біфторид-фторид амонію БФФА (NH^-HF+NH^F) в розчині: 12 % НС1+ 5 % БФФА. Наявність в розчині іона NH+4 збільшує розчинність у воді продуктів реакції HF з силікатними породами. Для обробки пісковиків застосовують та​кож суміш 20 % H2SiF6 + 24 %НС1 у співвідношенні 1:1, яка розчиняє пісковики і глини аналогічно глинокислоті.
Найпростіша схема КО передбачає підйом глибинного обладнання зі свердловини, спуск НКТ з промивкою до вибою і підняття башмака труб в інтервал перфорації. У сверд​ловину нагнітають при прямій циркуляції кислотний розчин (КР) в об'ємі НКТ, закрива​ють затрубну засувку, продовжують нагнітання решти запланованого об'єму кислоти і рідини. Після нагнітання всього об'єму кислоти в пласт закривають буферну засувку, відключають насосний агрегат й іншу спецтехніку і приступають до очищення привибійної зони від продуктів реакції.
Механізм кислотної дії на колектор розглянемо з позицій розчинності порід, швидкості утворення продуктів реакції, зміни проникності порід після обробки. Склад активної части​ни кислотних розчинів підбирають так, щоб забезпечити збільшення пористості за рахунок розчинення складових породи приблизно на 10%, а забруднення розчинити по можливості повністю. Наприклад, один кубометр КР 15 % НС1 розчиняє 220 кг вапняку СаСО2, а 3 % HF розчиняє 23 кг SiO2 або 36 кг глини.
Продукти реакції викликають зниження проникності порід після КО, якщо вони відкладаються в перовому просторі у вигляді гелю або твердої фази чи взаємодіють з пласто​вими флюїдами, утворюючи осади або емульсії.
При реакціях СКР утворюються розчинні та тимчасово розчинні продукти реакції, тому технологію обробки СКР треба будувати так, щоб попередити випадання нерозчинних осадів (гідроксиду заліза, гіпсу та ін.).
При реакціях ГКР з силікатними породами утворюються тимчасово розчинні та нероз​чинні продукти (гель кремнієвої кислоти, солі гексафторокремнієвої кислоти та ін.), які здатні закупорити поровий простір. Найважливіше при ГКО - не допустити закупорювання пласта продуктами реакції.
Зміна проникності порід при фільтрації через них кислотних розчинів залежить від хімічного і мінералогічного складу, структури перового простору, режимів фільтрації і тер-
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мобаричних умов при реакції. Наприклад, при повному розчиненні глинисто-карбонатного цементу еоценових пісковиків карбонатністю [image: image4476.png]


—2...9% збільшення проникності -[image: image4477.png]Ky ap = 0.8C,



 разів. Звичайно при обробці теригенних колекторів проникність зразків порід зростає в 2 ... 10 разів. При обробці карбонатних порових порід підвищення проникності практично не обмежене.
На вибір раціональних режимів обробки і технологію робіт впливає знання швидкості реакції КР з породами. Швидкість реакції залежить від початкової концентрації кислоти С0, термобаричних умов проходження реакції в пласті, відношення величини поверхні по​роди, що контактує з кислотою, до об'єму кислотного розчину і гідродинамічних умов, які описуються параметром Рейнольдса (Re).
За однакові проміжки часу ступінь нейтралізації кислоти породою не залежить від по​чаткової концентрації. З ростом температури швидкість реакції збільшується. Наприклад, при підвищенні температури на 10 °С швидкість реакції зростає приблизно в два рази. При збільшенні тиску реакція з соляною кислотою сповільнюється, а з плавиковою - дещо зро​стає. Величезний вплив на швидкість реакції має відношення реагуючої поверхні породи до об'єму кислоти в порах, яке різко збільшується при зменшенні розміру пор. Так, в каналі діаметром 1мм це відношення становить 40, а в порах діаметром 20 мкм — 2000. Тому зменшення розмірів пор чи тріщин викликає різке підвищення швидкості нейтралізації. На​приклад, розрахункова глибина проникнення активної кислоти в каналах діаметром 1 см становить 600 см, діаметром 1 мм — 20 см, а в порових каналах 10 мкм — 5 см, за інших рівних умов. Таким чином, нейтралізація кислоти в поровому просторі відбувається під час нагнітання її в пласт, тому очікувати реагування не потрібно.
Вплив гідродинамічних умов фільтрації кислоти на швидкість її нейтралізації відчувається лише у великих каналах або тріщинах. Тут при збільшенні Re ступінь нейт​ралізації зростає не пропорційно, але в меншій мірі. При малих Re, що відповідає фільтрації кислоти через поровий простір, його впливу на швидкість реакції немає, тому при КО тери​генних колекторів збільшення витрати кислоти практично не збільшує глибини обробки пласта.
Вибір рецептури КР здійснюється з врахуванням хімічного і мінералогічного складу порід, їх фільтраційних властивостей, хімічного складу і властивостей пластових флюїдів, пластової температури і причин забруднення привибійної зони. Типовий КР складається з активної частини (НСІ, НС1+HF), розчинника, інгібітора корозії, стабілізатора і ПАР. Для обробки вапняків, карбонізованих ([image: image4478.png]


3 %) пісковиків, колекторів, забруднених відкладами карбонатів, застосовують СКР 15 % НСІ, а при [image: image4479.png]Ton 2



100 °С іноді й 30 % НСІ.
Для обробки піщано-глинистих порід застосовують ГКО, спочатку закачуючи СКР 10 ... 15 % НСІ, а за нею ГКР 10 ... 15 % НСІ + 1 ... 5 % HF. Співвідношення об'ємів першої і дру​гої частин розчину залежить від карбонатності породи і при [image: image4480.png]


= 5 % становить 1:1.
Розведення кислоти здійснюється звичайною водою. Однак, наприклад, при КО поліміктових піщано-алевролітових вологомістких порід Західного Сибіру добрі результати одержують при приготуванні КР на ацетоні, якщо обводненість свердловин < 10 %. Під час обробки свердловин газових і газоконденсатних корисно виготовляти КР на спирті (мета​нол, ізопропіловий). Застосування названих вуглеводневих розчинників сприяє зневоднен​ню порід і зменшенню поверхневого натягу на межі розділення фаз.
Ефективність інгібіторів оцінюється коефіцієнтом гальмування корозії [image: image4481.png]


 який є співвідношенням кількості розчиненого металу в неінгібованій кислоті до кількості розчине​ного в інгібованій. При пластових температурах до 100 °С достатньо забезпечити значення [image: image4482.png]


 =20. Якщо 15 % НСІ при 100 °С при нагнітанні кислоти по НКТ розчиняє 3500 г/(м2-год) заліза, то при застосуванні 0,5 % інгібітора Север-1 розчинність зменшується до 175 г/(м2-год). Застосування інгібіторів має обмеження температурні та за концентрацією НСІ.
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Стабілізатори призначені для попередження випадання осаду [image: image4483.png]Fe?



 у вигляді гідроокису заліза шляхом додання в кислоту агентів (органічних кислот), які утворюють з залізом роз​чинні комплекси. Стабілізуючі властивості обмежуються температурно, наприклад, для 2 % оцтової кислоти Т[image: image4484.png]


60 °С.
ПАР застосовується для поліпшення фільтрації КР в породі, попередження блокування привибійної зони продуктами реакції і полегшення їх видалення на поверхню. Для КО в нафтовидобувних свердловинах застосовують катіоноактивні ( катапін) і неіоногенні ПАР (превоцел, ОП-10, неонол) в кількості 0,3 ... 0,5 %.
При плануванні об'єму кислоти практикується емпіричний підхід. При першій КО за​качують 0,5 м3 КР на один метр поглинаючої товщини пласта, при другій — 1 м3/м, а при третій — 1,5 м3/м, якщо це КО, призначені для розчинення порід і домішок, занесених в пласт при бурінні або ремонті. Якщо ж КО призначені для боротьби з відкладами карбонат​них солей при експлуатації нафтових свердловин, збільшення об'єму КР для послідовно здійснюваних КО не потрібне.
При закачуванні КР в пласт для КО порових колекторів (особливо теригенних) тиск не повинен перевищувати тиску розриву пласта (розкриття глибоких тріщин), щоб забезпечи​ти рівномірне проникнення кислотних розчинів у пласт. При КО тріщинних колекторів (особливо карбонатних) тиск має бути технічно допустимим на експлуатаційну колону.
Витрата рідини при закачуванні в пласт для обробки тріщинних колекторів повинна бу​ти максимальною в межах технічно допустимої. При обробці порових колекторів (териген​них) звичайно важко забезпечити добру приймальність свердловин, тому витрата КР зви​чайно невелика, але це незначно впливає на глибину проникнення активної кислоти.
Час перебування кислотних розчинів у пласті не має перевищувати часу нейтралізації кислот. Це означає, що в порових теригенних колекторах витримки КР в пласті практично не потрібно, а в карбонатних - це тим більше не бажано. КР нейтралізуються ще під час ру​ху в порах теригенного та в порах і тріщинах карбонатного пластів. Якщо не зупиняти руху кислоти і продуктів її реакцій в пласті, або ж підтримувати залишкову кислотність, наприк​лад на рівні С[image: image4485.png]


0,1[image: image4486.png]Cy



, закупорювання порових каналів практично не відбувається. Про​дукти реакції видаляються із привибійної зони шляхом збудження припливу флюїдів із пла​ста в свердловину при відкритому переливі або при дренуванні з застосуванням газо​подібних агентів (азоту, повітря), пінних систем чи насосного обладнання.
Розроблено також розрахункові методики проектування КО силікатних колекторів. Ос​новні засади методики розглянемо на прикладі послідовної обробки СКР і ГКР еоценового пісковика.
Дослідами виявлено безрозмірну залежність дифузійного числа Нусельта від числа Рейнольдса, яка характеризує масопередачу в однофазному потоці під час взаємодії КР з породою з врахуванням гідродинамічних і термобаричних умов реакції. Звідси обчислюємо значення коефіцієнта масопередачі[image: image4487.png]


см/с, для реакції СКР і ГКР у перовому просторі
                       [image: image4488.png]Bexp = 28,8107 Re™3 D, /d,



 (16.4)
                      [image: image4489.png]Brp=98-10"Rel® D, /dp,



 (16.5)
де Re -[image: image4490.png]Uen dop vy



— число Рейнольдса в порах; [image: image4491.png]


— середня лінійна швидкість КР в поровому просторі, см/с; [image: image4492.png]


—середній діаметр пор, см;[image: image4493.png]Vi



—кінематична в'язкість КР в пласті, см2/с;[image: image4494.png]


— коефіцієнт молекулярної дифузії (для 10% НС1 і 60°С дорівнює 0,66•10-4  см2/c, для 1 ... 5 % HF-0,58 ... 0,65-10-4 см2/с).
Порівнюючи   формули   (16.4)   і   (16.5),   бачимо,   що[image: image4495.png]Bop” Brp = 0,34Re



 і  для [image: image4496.png]


 90 • 10-4 тривалість нейтралізації ГКР до десяти разів більша від СКР, навіть для неве​ликих концентрацій.
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Методика розрахунку тривалості нейтралізації ГКР і СКР в перовому просторі під час нагнітання їх у свердловину базується на визначенні об'єму пор, які заповнює кислота. Вра​ховується макронеоднорідність проникнення КР в пласт по розрізу [image: image4497.png]


 і по площі [image: image4498.png]


 мікронеоднорідність за участю пор у фільтрації [image: image4499.png]


 і ступінь витіснення кислотою пластової рідини [image: image4500.png]


 Розповсюдження КР в пласті залежно від умовного радіуса проникнення кислоти [image: image4501.png]


 описується формулою
         [image: image4502.png]Vep = 21 heg kyo kyg by [e"(ar + 1) — e¥e(ar, + 1)]/49,



 (16.6)
де  [image: image4503.png]%.p



 —об'єм КР, м3; [image: image4504.png]


—ефективна (перфорована) товщина пласта, м; а =-0,1; [image: image4505.png]


— радіуссвердловини.
Тривалість нагнітання в пласт заданого об'єму КР
[image: image4506.png]


 (16.7)
де[image: image4507.png]Qp



— витрата КР під час нагнітання в пласт, м3/с. Число Рейндольдса
[image: image4508.png]Re = (0,57-1074 V0,1 &,/ my q)/( 21 r Migheg ky 0 Kr o Ky gpha¥)




 (16.8)
де [image: image4509.png]


— проникність породи перед КО, нм2; [image: image4510.png]


— її пористість,ч.од.; [image: image4511.png]


— кінематична в'язкість КР з пластовою температурою, см2/с.
Тривалість реакції КР в поровому просторі розраховуємо за умови нейтралізації кисло​ти від початкової концентрації [image: image4512.png]Co



 до поточної С = 0,1[image: image4513.png]


 із рівняння С =[image: image4514.png]Coexp (—4p t/dgy).



перетвореного так:
[image: image4515.png]1= 0,575dg, /8,



 (16.9)
де[image: image4516.png]


 — тривалість реакції, с;[image: image4517.png]


- коефіцієнт  масопередачі, см/с.; [image: image4518.png]


=0,17-10х [image: image4519.png]


 CM.
На рис. 16.1 а,б показані результати розрахунків за формулами (16.4) - (16.9) для та​ких умов: [image: image4520.png]


= 57,2м;[image: image4521.png]


= 60°С;[image: image4522.png]


=0,35;[image: image4523.png]


 [image: image4524.png]


=0,28; [image: image4525.png]


=0,5; [image: image4526.png]


=0,005
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Рис. 16.1. Зміна параметрів під час СКО 10 % НС1 еоценового пісковика (а) і під час ГКО 10 % НСІ+1,3 % HF (6)
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Рис. 16.2. Розвиток зони розчинення породи під час ГКО, профілі нейтралізації СКР та ГКР:
[image: image4529.png]Yo Y



 і [image: image4530.png]Vapr



-об'єми СКР, ГКР в порах пласта та об'єм пор після ГКР, м3; [image: image4531.png]Gok



 і [image: image4532.png]Gry



- маса породи еоценової, яка може бути розчинена в СКР і ГКР, т. профілі нейтралізації: 6 м3 10 % НСІ - суцільна лінія; 6 м3 10 % HCU- 1,3 % HF - поступова нейтралізація до [image: image4533.png]Crip



=0,5[image: image4534.png]


 і далі [image: image4535.png]CrKp



=0,1[image: image4536.png]C,



-штрихована; [image: image4537.png]fyper



 [image: image4538.png]£330



 [image: image4539.png]A’!-P.C



- відповідно радіуси зон розчинення в СКР, ГКР і в солянокислотній частині ГКР; [image: image4540.png]


- відповідно максимальна розчинність в СКР, ГКР і СК частині ГКР
см2/с; [image: image4541.png]


- 2,2· 10-3м3/с. Під час закачування СКР 10 % НСІ [image: image4542.png]


=0,13; [image: image4543.png]


= 7нм2; [image: image4544.png]


 =1,3·10-4 см;[image: image4545.png]


= 0,66·10-4 см2/с і послідовної ГКР-[image: image4546.png]


=0,155;[image: image4547.png]


=16,8 нм2; [image: image4548.png]


=1,88·10-4 см; [image: image4549.png]


=0,62 ·10-4 см2; після ГКО [image: image4550.png]


=0,178 і [image: image4551.png]


=58,8нм2.
Порівнюючи тривалості реакції і нагнітання, бачимо, що[image: image4552.png]TSty



, тому майже вся хімічна активність КР витрачається ще під час нагнітання. В обох випадках стрімко знижу​ються Re і [image: image4553.png]


 дуже повільно зростає[image: image4554.png]


і значно швидше від нього -[image: image4555.png]


 Об'єм перового просто​ру, оброблюваного КР, становить близько 10 % від об'єму пор породи в циліндричному об'ємі такого самого радіуса. Зауважимо також на відмінності процесів для послідовної об​робки СКР і ГКР в одній ГКО. У зв'язку зі збільшенням[image: image4556.png]


 і [image: image4557.png]


 зросли значення Re на 15 %, значення [image: image4558.png]


 знизились майже в шість разів, тривалість[image: image4559.png]


для того ж [image: image4560.png]


— на 20 %, а[image: image4561.png]


зріс у 10 разів, але все ще вимірюється хвилинами. Ширина профілю нейтралізації СКР в пласті [image: image4562.png]


 дорівнює 1—2см, а ГКР - 6...12см. Останнє може сприяти зростанню ефективності обро​бок малими об'ємами ГКР, коли [image: image4563.png]


0,5 м.
Розвиток зон проникнення в еоценовому пласті КР (криві [image: image4564.png]


), зон розчинення (криві [image: image4565.png]


 ) і профілі нейтралізації СКР 15 % НСІ і ГКР 10 % НСІ  +1,3 HF після послідовної фільтрації їх за тих самих умов обробки (лінії О показано на рис. 16.2.
Розчинення породи здійснюється профільтрованим об'ємом кислоти тільки в області проникнення СКР і за нею ГКР, визначеної з формули .(16.9).
440
Кількість породи даного пласта, яка розчиняється заданим об'ємом КР, визначається за формулою [image: image4566.png]G=V, p.( kg



- 1 ) , де[image: image4567.png]


— маса породи, кг; [image: image4568.png]Pa



= 2600 кг/м3 — густина зерен породи; [image: image4569.png]k= My / My



= 1,2 і [image: image4570.png]


= 1,15, які визначаються експериментально.
Максимально можлива розчинність в КР розраховується на основі відомої розчин​ності породи в 1 м3 КР заданої концентрації. Таким чином,[image: image4571.png]G, =



, або на основі середньої розчинності в одиницю витраченої активності [image: image4572.png]Fyp AL Ky po



 де [image: image4573.png]AC=C,



 - С — втрата кислотності, мг-екв/м3;[image: image4574.png]


 — розчинність породи в одиниці об'єму КР заданої концентрації, кг/м3; [image: image4575.png]


— середня розчинність породи в одиниці кислотності, кг/мг-екв.
Розчинність карбонатних і піщаних порід залежить від їх хімічного складу і найкраще визначається експериментально. Після обробки еоценового пісковика 10 % НСІ в об'ємі, достатньому для видалення всіх карбонатів, розчинилось 50% від їх вмісту і 15 25 % алю​мосилікатів, середня [image: image4576.png]


=54 кг/м3 , а в перерахунку на 15 % НО - 84 кг/м3. Решта карбо​натів і майже всі алюмосилікати виносяться під час наступної фільтрації ГКР в об'ємі до 200 об'ємів тар зразка з розчинністю[image: image4577.png]


=42 кг/м3. Відповідно в одиниці кислотності роз​чинність в СКР дорівнює[image: image4578.png]


= 21 • 10-б кг/(мг-екв) і в ГКР -[image: image4579.png]


= 25•10-6 кг/(мг-екв). Оскільки розчинність змінна, то середнє її значення в ГКР [image: image4580.png]


= 2,75[image: image4581.png]


— 1)/[image: image4582.png]


 де[image: image4583.png]Rin



- розинність породи після обробки зразка ГКР в об'ємі 10 об'ємів гар, кг/мг-екв; VaK — об'єм профільтрованого через зразок ГКР, в об'ємах пор зразка.
Зауважимо, що в СКР витрачається близько 90 % кислотності [image: image4584.png]AC



= 0,9[image: image4585.png]


 а в ГКР на розчинення алюмосилікатів - всього 50 %[image: image4586.png]


=0,5[image: image4587.png]


, бо 1,3 %HF зв'язує близько 5 % НСІ , решта 50 % розчину працює після цього як СКР, витрачаючи [image: image4588.png]AC



=0,4[image: image4589.png]


 для збільшення зони розчинення в СКР на [image: image4590.png]



Розрахувавши максимальну розчинність в 6 м3 СКР[image: image4591.png]Gy



=600 кг в 6 м3 ГКР [image: image4592.png]


= =250 кг І додатково в 4,5 м3 ГКР (за межею зони попереднього розчинення СКР) [image: image4593.png]


=156 кг, знайде​мо на ординатах графіків [image: image4594.png]


 і [image: image4595.png]


 ці точки, а на абсцисах —[image: image4596.png]T3 penp



=1,1+0,15=1,25 м і [image: image4597.png]Taprsp



= 0,7 м. Зміни проникностей у зонах розчинення показано на рис.16.2 (вгорі).
Очікуване розрахункове збільшення проникності свердловини після обробки СКР дорівнює 1,25, а після ГКР - 1,37 разів. Якщо дебіт перед КО був 10т/добу, а час роботи зі збільшеним дебітом 100 діб, то після обробки СКР додатковий видобуток буде 250т, а після ГКР - 370т. Отже, технологічний ефект після ГКО суттєво зросте.
Викладені методичні основи розрахунку процесів КО використані для розробки алго​ритмів проектування його на персональних комп'ютерах.
В нафтогазовій промисловості України повсюдно застосовуються комп'ютерні техно​логії для розв'язання ряду технологічних задач, а саме: створення бази даних з інформацією про роботу свердловин і побудовою графіків їх роботи, вибору свердловин для ОПЗ і вибору раціонального способу ОПЗ; прогнозування ефективності ОПЗ з застосуванням ФПП; складання планів робіт для обробок кислотними і лужними розчинами на основі емпіричних підходів, проектування технології КО та ГРП аналітичними методами, розра​хунок додаткового видобутку нафти, газу та зміни видобутку води з свердловин після засто​сування ОПЗ.
16.3. Гідравлічний розрив пласта
Гідравлічний розрив пласта (ГРП) - це метод утворення нових тріщин або розширення і розвиток деяких існуючих в пласті тріщин при нагнітанні в свердловину рідини або піни
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при високому тиску. Для забезпечення високої проникності тріщини заповнюються закріплюючим агентом, наприклад, кварцевим піском. Під дією гірничого тиску закріплені тріщини зімкнуться неповністю, завдяки чому значно збільшується фільтраційна поверхня свердловини, а іноді включаються в роботу зони пласта з кращою проникністю.
ГРП застосовується в будь-яких породах, за винятком пластичних сланців і глин. Це метод не тільки відновлення природної продуктивності свердловин, але й значного її збільшення. Сучасні технології ГРП звичайно передбачають закріплення тріщин приблизно десятьма тоннами піску і застосовуються для збільшення поточного дебіту нафтових, газо​вих або приймальності нагнітальних свердловин в низькопроникних (<0,05 мкм2) пластах товщиною не менше п'яти метрів, які залягають на глибинах 3500м, а також в пластах з де​що більшою проникністю, але забрудненою привибійною зоною.
При збільшенні кількості піску до 20т здійснюється глибокопроникний ГРП, який за​безпечує різке збільшення фільтраційної поверхні, зміну характеру припливу рідини від радіального до лінійного з підключенням нових зон пласта, ізольованих внаслідок макроне-однорідності. Тріщини такого ГРП досягають 100...150м довжини при ширині 10...20мм.
В газоносних пластах проникністю до 0,001 мкм2 застосовують масивний ГРП, при якому розвивають тріщини довжиною до 1000 м, закріплені до 300т піску. Масивний ГРП дуже дорогий, тому передбачується кошторисною вартістю свердловини і збільшує її на 30-50%.
Для проведення ГРП зі свердловини піднімають НКТ й інше глибинне устаткування (насосне, газліфтне), шаблонують експлуатаційну колону, спускають пакер на НКТ і об-пресовують його. Процес ГРП починається з перевірки приймальності свердловини при найменшій витраті рідини розриву з поступовим її збільшенням (наприклад, 225, 450, 900, 1500 м3/добу) і аж до значення, при якому забезпечується закріплення тріщин. Далі зака​чується пісконосій з піском при постійній або зростаючій витраті рідини і при певній кон​центрації піску[image: image4598.png]Knp



= 40...250 кг/м3, яка залежить від в'язкості рідини, її фільтрівності в пласт і витрати. На завершення процесу потрібно витіснити суміш рідини з піском із сверд​ловини в пласт протискуючою рідиною і закрити НКТ для зниження тиску до атмосферно​го. Опісля піднімають НКТ з пакером і спускають глибинне устаткування для експлуатації свердловини.
Для проведення ГРП на свердловину потрібно завезти закріплюючого агента (кварцево​го піску) [image: image4599.png]e



= 10...20т фракцій 0,6...1мм або 1,0...1,6мм, рідину розриву пласта ([image: image4600.png]


= 10...30 м3), рідину-пісконосій ([image: image4601.png]


= 100...300 м3), рідину для протискування в пласт [image: image4602.png](Vag)



 пісконосія в об'ємі тієї частини свердловини, по якій закачують рідини. Рідина розриву пла​ста має бути сумісною з пластовими флюїдами, добре фільтруватися в низькопроникну по​роду і не зменшувати її проникності, не горіти, бути доступною, недорогою і тому для цього найчастіше застосовують водні розчини ПАР.
Рідина-пісконосій має бути сумісною з пластовими флюїдами, мати здатність утриму​вати пісок, погано фільтруватися через поверхню тріщин, не горіти, бути доступною і недо​рогою. Для звичайних ГРП найкраще застосовувати водні розчини (0,1...0,3 %) ПАР і полімерів (ПАА, КМЦ, ССБ). Наприклад, на Прикарпатті застосування 0,4 % водного роз​чину ПАА забезпечує розвиток і закріплення тріщин піском кількістю до 10т при концент​рації його[image: image4603.png]


- 100 кг/м3, об'ємі рідини 100 м3 і її витраті близько 6000 м3/добу. Протиску​юча рідина має бути в'язкою і не горіти. Звичайно тут найкращі водні розчини (0,1...0,3 %) ПАР.
Утворення нових тріщин або розкриття існуючих можливе, якщо тиск, створений в пласті при нагнітанні рідини з поверхні, стає більшим від місцевого гірничого тиску, а для нових тріщин - ще й міцності порід. Зауважимо, що утворення нових тріщин характери​зується різким зниженням тиску на гирлі свердловини на 3-7МПа, яке іноді можна не помітити. Розкриття існуючих тріщин відбувається при незмінному тиску, або його незнач-
442
йому збільшенні. В обох випадках спостерігається підвищення коефіцієнта приймальності свердловин [image: image4604.png]


 який після ГРП повинен збільшитися не менше, як в три-чотири рази, що вважається критерієм можливості закріплення тріщин піском.
Тріщини ГРП у неглибоких свердловинах (до 900м) мають горизонтальну орієнтацію, а в глибоких - вертикальну або похилу, близьку до вертикальної. Розвиток тріщин відбувається в такій площині, де найменші сили опору, тобто найменший гірничий тиск. Наприклад, напрям розвитку тріщин на деформованих антиклінальних складках Пере-дкарпаття переважно збігається з напрямом короткої їх осі.
Тиск розриву пласта [image: image4605.png]Pp



 є найважливішим параметром ГРП. Досвідом вияв-люно, що можна оцінити тиск розриву пласта за величиною гірничого тиску [image: image4606.png](= 0,8 prigy!-



 Оскільки [image: image4607.png]Pp



 залежить від напруженого стану порід, який визначається не тільки глибиною залягання, така його оцінка є дуже ненадійною. Надійніше можна прогнозувати [image: image4608.png]


 методом, що грун​тується на поєднанні промислового досвіду ГРП у свердловинах даного регіону з дослідженням приймальності тієї свердловини, в якій передбачається розрив.
Для нагромадження промислового досвіду в кожній свердловині, де проводиться ГРП, потрібно визначити тиск на вибої [image: image4609.png]138



 МПа, при найменшій подачі насосного агрегата[image: image4610.png]


 яка дорівнює близько 225 м3/добу, тиск на вибої [image: image4611.png]Pos



 , який відповідає чотирикратному збільшенню [image: image4612.png]Xapo»



 м3/(добу МПа),а також максима-льний тиск на вибої [image: image4613.png]Po max



 досягнений при ГРП.
Для передкарпатського регіону
[image: image4614.png]Ppa = 1.15p,,



  [image: image4615.png]Do max



= 1,22[image: image4616.png]


    [image: image4617.png]Ppmax / Ppa



= 1,06.
Точніше можна відшукати[image: image4618.png]P



з врахуванням значення початкового коефіцієнта прий​мальності і тангенса кута нахилу кривих зміни коефіцієнта приймальності до осі тисків
[image: image4619.png]H
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        [image: image4620.png]



Рис.16.3. Зміна приймальності свердло-            Рис.16.4. Індикаторна крива ГРП,
вини під час ГРП, характерна для сверд-                 характерна для свердловин
ловин Прикарпаття: А-відповідає                                        Прикарпаття: о-точка,
приймальності [image: image4621.png]fnpo



 при витраті [image: image4622.png]


; тиску [image: image4623.png]Por



            одержана побудовою; X-режими ГРП;  ●-
В-при р=[image: image4624.png]Ppmac



 D-при [image: image4625.png]


                    дослідження свердловини на приймальність; X-

                                                                               Режими ГРП  при закріпленні  тріщин; 

                                                                             —-----гіпотетична зміна приймальності
443
[image: image4626.png]


 при умовній лінізації цієї залежності (рис. 16.3) за формулою [image: image4627.png]Pps = Pq



+[image: image4628.png]


 причому для умов Передкарпаття  [image: image4629.png]g8



=136,5[image: image4630.png](10 p )y 1235




Аналізуючи індикаторні криві ГРП (рис.16.4) у взаємозв'язку із кривими приймаль-ності (рис. 16.3), вдалося виявити закономірності зміни витрати і тиску.
Очікувана найменша і найбільша витрати рідини при ГРП фільтрувальною рідиною і [image: image4631.png]


 10т піску становить, м3/добу
                                         [image: image4632.png]Goain = Hnpo(Pps = Pua)»




                                         [image: image4633.png]Gmax = Thnpo(1,06 poy — Paa,





Зазначимо, що розрахункові значення [image: image4634.png]Jmax



 при ГРП на Передкарпатті близькі до фак​тично досягнутих у свердловинах.
Решта параметрів ГРП: тиск на гирлі свердловини, кількість насосних агрегатів, маса піску, об'єм рідин — розраховуються методами, вказаними в інших довідниках.
Оцінка технологічної ефективності ГРП з горизонтальною тріщиною здійснюється за І.В.Кривоносовим з умови припливу до свердловини з радіусом, що дорівнює радіусу тріщини.[image: image4635.png]



                                               [image: image4636.png]Ri/Reg),
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де [image: image4637.png]


— відповідно дебіти після і до ГРП; [image: image4638.png]


— радіус контура живлення; [image: image4639.png]


— радіус свердловини.
Якщо тріщина вертикальна, замість [image: image4640.png]


 підставимо [image: image4641.png]R, = l/4,



 а якщо з забрудненою привибійною зоною, приймаємо[image: image4642.png]


- приведений радіус свердловини [image: image4643.png]e ™ Tap-




16.4. Застосування струменевих апаратів у освоєнні свердловин
Одними з найбільш трудомістких операцій в освоєнні свердловин є виклик припливу з пласта, оцінка фільтраційних властивостей порід у приствольній та віддаленій зонах сверд​ловин, очистка приствольних зон пласта з метою відновлення та поліпшення їх фільтраційних властивостей. В Івано-Франківському державному технічному університеті нафти і газу розроблено комплекс вибійного обладнання, в основу роботи якого покладено принцип дії ежектора. На основі цього принципу розроблені струминні апарати стаціонарного або вставного типу (ПОС та ПЕОС і ПГДП).
За допомогою цього обладнання частково або повністю можна виконувати такі операції: миттєве зняття тиску над пластом, забезпечення припливу у вибій свердловини пластового флюїду, миттєве відновлення тиску над пластом до гідростатичного, багаторазове повторен​ня цих операцій, фіксація в зоні пласта процесу відновлення тиску (КВТ - кривих відновлення тиску) та одержання даних[image: image4644.png]


 для побудови індикаторних кривих і встановлення режиму експлуатації свердловин. Тут [image: image4645.png]Ap



- депресія на пласт,[image: image4646.png]


_ — приплив рідини з пласта за фіксований час. Під терміном "миттєве" зняття тиску і його відновлення мається на увазі час від 10 до 120 с залежно від глибини та ряду інших факторів.
Отримання КВТ до і після операцій очистки привибійної зони дає змогу оцінювати зміну фільтраційних властивостей породи і при необхідності планувати ті чи інші методи штучної дії на породу. Створення ступінчастих депресій з фіксацією їх величин та кількості приплилої рідини з пласта дає змогу побудувати індикаторну криву. Миттєве зняття тиску над пластом і його відновлення приводить до виникнення високих швидкостей фільтрації з
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боку пласта до свердловини і навпаки. При цьому в момент зменшення тиску відсутні сили, які притискають дисперсні частини до скелету пласта. Зміна напрямку фільтрації дозволяє уникнути закупорювання пор або звивистих тріщин. Внаслідок цього активізується процес руйнування зони кольматації та її винос у свердловину.
А.Х.Мірзаджанзаде та його учні довели також, що в момент миттєвого зменшення тиску на пласт у пластовій рідині виникають від'ємні тиски, які істотно змінюють їх властивості, внаслідок чого ще більше інтенсифікується процес очистки привибійної зони. Що сто​сується напруженого стану порід, то багаторазова зміна тиску в зоні пласта дає змогу змінювати загальний напружений стан породи і може призвести до появи , за рахунок вто​ми, системи тріщин.
Відомо, що в зоні продуктивної товщі пласта є прошарки з різною проникністю, які в процесі буріння забруднюються по-різному. Для одних прошарків достатньо створити 4-6 циклів депресій-репресій~ щоб очистити привибійну зону, іншим же прошаркам для цього треба 40-50 циклів. В цілому при очистці всієї товщини потрібно орієнтуватись на очистку найбільш закупорених прошарків. Струменеві апарати спускають в свердловину на розра​хункову глибину на насосно-компресорних трубах (НКТ) разом з пакером, обпресовуючим сідлом, циркуляційним клапаном та фільтром-хвостовиком. Пакер встановлюють над пла​стом, який треба випробувати. Циркуляційний клапан розміщують вище місця встановлен​ня струминного апарата на одну трубу колони НКТ, а обпресовуюче сідло - над цирку​ляційним клапаном.
За допомогою насосних агрегатів ЩА=320, ЦА=400, 4АН=700 та інших) робоча рідина (вода або дегазована нафта) подається по НКТ до струминного апарата. Витікаючи з великою швидкістю (200-280 м/с) із насадки ежектора, струмінь робочої рідини частково розширюється, тому там створюється зона зниженого тиску, куди в ка​меру інжекції втягується рідина з підпаркерної зони. В камері змішування струминного апарата відбувається енергообмін між струменями робочої та інжектованої рідин, тут же вирівнюються профілі швидкостей по перерізу камери змішування. Змішаний струмінь потрапляє в дифузор, де кінетична енергія перетворюється в потенціальну енергію ста​тичного тиску. Рідина, яка виходить із дифузора струминного апарата, рухається до гир​ла свердловини по затрубному простору.
Таким чином, в підпаркерній зоні створюється тиск, менший від гідростатичного. Вели​чина зниження тиску залежить від витрати рідини при закачуванні та від поточного дебіту пластових флюїдів, що надходять з пласта. При припиненні закачування рідини тиск сто​впа рідини з міжтрубного простору через дифузор та камеру змішування апарата пере​дається на пласт.
Тиск на гирлі свердловини при роботі струминного апарата [image: image4647.png]Pa;



 потрібний для досягнен​ня заданого зниження тиску в камері інжекції [image: image4648.png]Pu+



 визначають за формулою
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де [image: image4650.png]


- тиск стовпа змішаної рідини в затрубному просторі; [image: image4651.png]


- втрати тиску під час руху змішаної рідини в затрубному просторі над апаратом; [image: image4652.png]


- тиск стовпа робочої рідини на глибині встановленого апарата;[image: image4653.png]Ap*



— втрата тиску під час руху робочої рідини від агрегата до апарата;  [image: image4654.png]


- відносний перепад тиску, причому [image: image4655.png]Ap.=p.— Py



 і .[image: image4656.png]


 де[image: image4657.png]Pu



 і [image: image4658.png]Pe



— статичні тиски струменів відповідно робочої та інжектованої рідини у вхідному перерізі та змішаної рідини у вихідному перерізі камери змішування.
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Для застосування високонапірних струминних апаратів коефіцієнти ежекції невеликі и=0,1.. .0,4 і відповідають, наприклад, таким значенням [image: image4659.png]


 при діаметрі робочого насадка 5,6 мм, а при діаметрі камери змішування 9 мм:и = 0,1 -[image: image4660.png]A p/ By



= 0,46 і далі 0,2—0,43; 0,3 —0,39; 0,4 — 0,35.
Технологічний процес складається з підготовки свердловини, надземного та підземного обладнань, вибору режиму роботи струминного апарата, визначення порядку проведення робіт циклічної дії на пласт, проведення завершальних робіт. Технологічний процес може бути реалізованим на свердловинах з такими характеристиками: значення пористості та проникності продуктивних відкладів не нижче граничних для даного родовища; продуктив​ний пласт складається зі стійких порід, які не мають здатності до руйнування при багатора​зовому створенні депресій-репресій з їх граничними значеннями; величину граничної де​пресії слід контролювати по відстані до водяного пласта, по можливості не допускати виділення газу з нафти безпосередньо в привибійній зоні; внутрішній діаметр обсадної коло​ни не менше 118 мм; викривлення стовбура свердловини не більше 1° на 10 м.
Кількість циклів, які необхідно створити для відновлення або поліпшення фільтраційних властивостей, коливається від 2-3 до 30-40 залежно від забруднення при-вибійної зони пласта.
Розроблені з метою освоєння свердловин струминні апарати належать до високо-напірних, в яких відношення площ поперечних перерізів камери змішування і робочого на​садка звичайно витримуються в межах 2,4...2,7. Коефіцієнт інжекції може змінюватися від 0 до 1. В практику освоєння свердловин ввійшло багато конструкцій струменевих апаратів, їх продовжують вдосконалювати, але найбільш вживаними є конструкції стаціонарного струминного апарата ПОС та вставних ПЕОС і ПГДС. При цьому вставні ПЕОС випуска​ються з нижнім зворотним клапаном або без нього Калуським об'єднанням "Карпатнафто-маш". На рис. 16.5,а показано конструкцію струминного апарата ПОС, який складається з корпуса 1 з поздовжнім прохідним каналом і встановленим в ньому твердосплавним насад​ком 4, який вставляється в запресоване гніздо 3 і зворотній клапан 2, а також камери змішування 5 з технологічною заглушкою 6. Зовнішній діаметр пристрою 96мм, довжина 460мм, маса 11кг. На рис. 16.5,6 показано конструкцію вставного струминного апарату ПЕ​ОС, який складається із корпуса 5 та вставного струминного насоса б. В нижній частині струминного насоса розміщено зворотний клапан, який з'єднується з струменевим насосом через перехідних 7. Клапанний вузол включає сідло 2 та кулю 9, обмежувач переміщення 4, захисний кожух 8, скеровуючу втулку 3, наконечник 1 з манжетами 11. Ущільнення сідла 2 забезпечується кільцями 10. Внизу струминного апарата і оберненого клапана є різьба для приєднання глибинного манометра. Для заміру кривих відновлення тиску стру​минний апарат з'єднується зі зворотним клапаном, внизу якого розміщується глибинний манометр. При подачі робочої рідини до насадка струминного апарата в камері інжекції Створюється область зниженого тиску, куля 9 струменем рідини з вибою піднімається і та​ким чином здійснюється відпомпування рідини і подача її через камеру змішування і дифу​зор в міжтрубний простір. При припиненні циркуляції рідина із затрубного простору повер​тає кулю в гніздо, чим ізолюються підпаркерна і надпаркерна зони, а глибинний манометр фіксує значення відновлюваного тиску.
Для створення миттєвих депресій-репресій на пласт вузол зворотного клапана від'єднують від струминного апарата, попередньо піднявши весь апарат на поверхню канатною технікою або зворотною циркуляцією. Глибинний манометр для фіксації величин депресій-репресій і їх кількості з'єднується безпосередньо зі струменевим насосом. Після цього вставний струминний апарат потоком робочої рідини транспортується через НКТ до посадки в корпус.
Пристрій для гідродинамічних досліджень пласта ПГДП показано на рис. 16.6. Цей пристрій, як і ПЕОС, може записувати криві відновлення тиску, створювати і фіксувати де​пресію на пласт. Пристрій спускається у свердловину на кабелі. В самому пристрої змонто-
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ваний тензометричний датчик тиску, сигнали якого передаються по кабелю на осцилограф каротажної станції.
Технологія дії на пласт шляхом створення миттєвих багаторазових депресій та репресій складається з таких основних етапів: підготовка свердловини, підземного та надземного об​ладнання, вибір режиму роботи струминного апарата, визначення порядку проведення робіт за циклічною дією на пласт, проведення завершальних робіт. При цьому слід чітко до​тримуватися основних вимог техніки безпеки. У свердловину спускають НКТ з пакером ме​ханічної дії (для ПОС) або гідромеханічної дії (для ПЕОС та ПГДП) та встановленим над пакером струминним апаратом. Встановлений під пристроєм пакер виключає при роботі струминного апарату передачу на пласт, який досліджується чи освоюється, гідро​статичного тиску рідини, що заповнює свердловину. Для включення в роботу струминного апарата насосними агрегатами з поверхні через НКТ закачується під заданим тиском робо​ча рідина. Якщо припинити подачу робочої рідини до струминного апарата, то рідина із міжтрубного простору через дифузор та камеру змішування потрапляє в підпаркерну зону, внаслідок чого відновлюється гідростатичний тиск на пласт.
За період 1985-1990рр. струминні апарати застосовувались на 3000 свердловин в об'єднаннях Західного Сибіру. Успішність операцій в середньому становить 70%. При цьо​му дебіти свердловин зростають від 1,5 до 10 та більше разів. Ефективна товща працюючих пластів збільшується на 40-50%. Одержані результати свідчать про те, що застосування струменевих апаратів є перспективним з точки зору підвищення продуктивності нафтових або приймальності нагнітальних свердловин.
	[image: image4661.png]



Рис.16.6. Схема розташування в сверд​ловині пристрою для гідродинамічних досліджень:
1-НКТ;2-каротажнии кабель; 3-корпус;4-ПГДП; 5-пакер; 6-обернений клапан з датчиком тиску; 7-глибинний манометр; 8-сІдло оберненого клапана; 9-пробовідбірник


[image: image4662.png]


 
Рис. 16.5. Конструкції струминного апарата   ПОС (а) І ПЕОС (б) 
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16.5. Технологія комплексного освоєння і дослідження свердловин із застосуванням ПГДП-1
Основною метою технології комплексного освоєння і дослідження свердловин після буріння, а також після поточного ремонту є визначення фільтраційних властивостей пласта у привибійній зоні і відновлення їх до природного стану перед пуском свердловини в експ​луатацію.
Пристрій гідродинамічних досліджень пласта (ПГДП-1) дає змогу в одному циклі робіт поєднати гідродинамічне дослідження, вплив на пласт з метою поліпшення фільтраційних властивостей привибійноТ зони і освоєння свердловин. Вплив на пласт проводиться шляхом створення багаторазових миттєвих депресій-репресій. Застосування пристрою ПГДП-1 дає змогу вести постійний візуальний дистанційний контроль з допомогою реєструючих при​ладів за зміною вибійного тиску в процесі створення миттєвих депресій, а також відновлення його в підпаркерній зоні. Створення багаторазових миттєвих депресій-репресій
	[image: image4663.png]





Рис. 16.7. Схема компоновки ліфта і обв'язки наземного обладнання:
1-мірна місткість; 2-фіпьтр; 3-міст-кість з робочою рідиною; 4-на-сос-ні агрегати; 5-лубрікатор; б-карота-жний кабель; 7-фонтанна ар​матура; 8-лабораторія АКС-Л; 9-амбар для приймання флюїду, який надхо​дить з пласта; 10-геофізичне з'єднання; 11/-колона насосно-компре​сорних труб; 12-пристрій ПГДП-1; 13-пакер; 14-хвостовик-фільтр
на пласт із застосуванням пристрою ПГДП-1 легко поєднується з хімічними методами впливу на при-вйбійну зону (кислотою, лугом або по​верхнево-активними речовинами).
Технологія комплексного освоєння і дослідження свердловин із застосу​ванням пристрою ПГДП-1 за один цикл включає такі операції: спуск ком​поновки ліфта і обв'язка наземного об​ладнання (рис.16.7); гідродинамічне дослідження і реєстрація кривих відновлення тиску (КВТ) (рис.16.8,а); розшифрування КВТ і оцінка фільтраційних параметрів пласта (привибійної і віддаленої зон); вплив на привибійну зону пласта з метою вирівнювання фільтраційних власти​востей привибійної і віддаленої зон; гідродинамічне дослідження і реєстра​ція КВТ; розшифрування отриманих КВТ і оцінка фільтраційних властиво​стей пласта після впливу на нього (рис. 16.8,б); освоєння свердловини і пуск її в експлуатацію.
У процесі освоєння й очистки при​вибійної зони пристроєм ПГДП-1 як робоча рідина використовується вода, оброблена хлористим кальцієм, або де​газована нафта. Ведеться постійний контроль за зміною кількості припливу пластового флюїду після кожного цик​лу депресій-репресій. Отриманий стабілізований приплив пластового флюїду свідчить про завершення про-
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Рис. 16.8. Діаграма запису зміни тисків (а) і розшифровані криві відновлення тисків / і 2 (6) свердловини № 132 Бугріватівська пристроєм ПГДП-1
цесу очистки привибійної зони пласта методом депресій-репресій. Величина депресії і її амплітуда вибираються залежно від конкретних геологічних умов з врахуванням ве​личини пластового тиску, тиску насичення нафти газом, розмірів перемички між нафтовим і водяним пластами, міцності скелету породи й інших компонентів.
Допустима величина депресії на пласт при освоєнні вибирається за таких умов: міцності цементного кільця, міцності обсадної колони, запобігання виділення газу в привибійній зоні пласта, стійкості колектора і запобігання змикання тріщин (для тріщинних колекторів).
Величину допустимої депресії з умови збереження міцності цементного кільця визнача​ють за формулою [image: image4665.png]


<[image: image4666.png]Poa — (Phx — 2 4),



 де[image: image4667.png]


— допустима депресія, МПа;[image: image4668.png]Pus



— пла​стовий тиск в нафтогазовому колекторі,МПа;[image: image4669.png]


— тиск у водоносному горизонті або на межі водрнафтового контакту(ВНК) при водоплаваючих покладах.МПа;[image: image4670.png]


— допустимий градієнт тиску на цементне кільце за обсадною колоною,МПа/м, рекомендується не більше 2,5МПа/м;[image: image4671.png]


— висота якісного цементного кільця між водоносним горизонтом або ВНК і найближчим перфораційним отвором.
Перепад тиску на експлуатаційну колону[image: image4672.png]


не повинен перевищувати допустимого значення згідно з вимогами щодо запобігання зім'яття обсадної колони.
З точки зору запобігання виділення газу в привибійній зоні і його прориву в стовбур свердловини допустима депресія визначається за формулою [image: image4673.png]Ap S poy — 0,6 PLy



(при обводненні продукції понад 3%) і [image: image4674.png]


 для решти випадків, де [image: image4675.png]


— тиск насичення нафти газом.
Величина допустимої депресії для запобігання руйнування колектора пласта в при​вибійній зоні забезпечується при дотриманні наступного співвідношення:
[image: image4676.png]


 де [image: image4677.png]


— межа міцності породи на стиск з врахуванням його зміни при наповненні породи фільтратом бурового розчину, МПа; [image: image4678.png]


— коефіцієнт бокового розпиран​ня;[image: image4679.png]Dy



— вертикальний гірський тиск, МПа.
Гірський тиск визначається середньою густиною вищезалягаючих порід [image: image4680.png]Pa



 з врахуван​ням наповнюючих їх рідин і глибини розміщення пласта Я. Величина допустимої депресії для запобігання змикання тріщин для тріщинних колекторів визначається залежністю [image: image4681.png]


 де[image: image4682.png]


— розкриття тріщини, мм;[image: image4683.png]


— довжина тріщини, мм; Е — модуль пружності породи пласта, МПа; [image: image4684.png]


— коефіцієнт Пуассона.
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Дослідження свердловин починають з визначення оптимальної величини депресії для досліджуваного пласта шляхом поступового її збільшення:[image: image4685.png]Ap/Ap, =0,25 Apyoai



 [image: image4686.png]


= 0,75[image: image4687.png]APron



;[image: image4688.png]


= 0,75[image: image4689.png]


; ,[image: image4690.png]


 з постійним виміром кількості приплив у рідини [image: image4691.png]


 за рівні проміжки часу t Контроль за створеною величиною депресії і за проце​сом відновлення тиску в підпаркерній зоні проводиться записом на стрічці самописця або осцилографа геофізичної лабораторії АКС-Л, яка установлена на гирлі свердловини і з до​помогою кабеля під'єднана до пристрою ПГДП-1.
Вплив на пласт проводиться методом створення багаторазових миттєвих депресій-ре-пресій шляхом почергового включення на 10 — 15 хв і виключення на 5 — 7 хв наземних насосних агрегатів.
Визначення фільтраційних параметрів пласта і їх зміни на основі методик обробки ре​зультатів гідродинамічних досліджень рекомендується проводити в наступній послідовності.
1. Оцінка припливу і середнього дебіту [image: image4692.png]


 для кожного періоду припливу [image: image4693.png]


  2. Реєстрація зміни величини пластового тиску в підпаркерній зоні через певні проміжки часу [image: image4694.png]Pt ).



 3. Для кожної точки розраховують координати х =[image: image4695.png]


у -[image: image4696.png]P



(за методом Хорнера), де [image: image4697.png]


— поточний тиск.МПа; Т — час припливу або створення депресії, хв;[image: image4698.png]


— час відновлення тиску, хв. 4. За розрахованими координатами будують перетворений графік відновлення тиску (рис.16.8,б). 5. Проводять прямолінійні відрізки (початковий і кінцевий) і визначають кутові коефіцієнти нахилу прямих (М =[image: image4699.png]Ay _Po” Pl
Ax Xy 1— X,



), які характер-ризують фільтраційний опір [image: image4700.png]


 при вибійної [image: image4701.png]M,



 і віддаленої [image: image4702.png]


 зон. 6. У точці перети​ну другого прямолінійного відрізка КВТ з віссю тисків визначають значення пластового тис​ку [image: image4703.png]


 7. Гідропровідність при вибійної [image: image4704.png]


 і віддаленої [image: image4705.png]


 зон визначають відповідно[image: image4706.png]


 і [image: image4707.png]o=

My



 і, маючи дані про в'язкість пластового флюїду, розраховують проникність [image: image4708.png]


  і [image: image4709.png]


, де[image: image4710.png]


— ефективна товщина пласта. 8. Радіус зони погіршеної проникності шукають за формулою [image: image4711.png]


, де [image: image4712.png]


— час в точці перетину початкового і кінцевого прямолінійного відрізка; m — коефіцієнт пористості;[image: image4713.png]


— Гідропровідність поро​ди в привибійній зоні;[image: image4714.png]


— пружна ємність пластів (при невідомому значенні може бути прийнята 5-Ю"3 МПа"1). 9 .Відношення між фільтраційними параметрами привибійної і віддаленої зон найбільш об'єктивно оцінюється через показник скін-ефекту [image: image4715.png]


 який свідчить про наявність або відсутність додаткового фільтраційного опору в привибійній зоні і визначається за формулою [image: image4716.png]


=[image: image4717.png]


 , де[image: image4718.png]


— радіус свердловини в продуктивному інтервалі. 10.Для оцінки ефективностіпроцесів очистки привибійної зони свердловини в часі проводять розшифрування декількох отриманих в часі кривих відновлення тиску (рис.16.8,6). 11.На основі проведених розрахунків гідро провідностей [image: image4719.png]¥y,



 проникності  [image: image4720.png]kS ky,



 і скін-ефекту[image: image4721.png]


робиться висновок про ступінь погіршення фільтраційних властиво​стей, доцільність проведення заходів для обробки привибійної зони пласта та ефективність виконаних робіт щодо інтенсифікації припливу.
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16.6. Використання в'язких систем для інтенсифікації припливу нафти й газу
Ефективність кислотних обробок зі зростанням їх кількості (повторення) зменшується. Особливо цей процес посилюється в багатопластових неоднорідних за проникністю пла​стах, тріщинних колекторах. З метою підвищення ефективності кислотних обробок в подібних умовах використовуються вдосконалені технології дії, селективні та направлені об​робки, кислотні обробки з використанням різних сповільнювачів. Одним з таких методів є використання загущених кислотних розчинів. Вони дають змогу одночасно збільшити і гли​бину обробки пласта, і охоплення пластів кислотною дією. Глибина обробки збільшується за рахунок використання загушувачів, які сповільнюють швидкість розчинення карбонатних порід кислотою. Збільшення охоплення пластів кислотною дією досягається за рахунок на​явності у загущених кислотних розчинів неньютонівських властивостей.
З метою інтенсифікації припливу нафти й газу із привибійної зони пласта в ЦНДЛ ВАТ "Укрнафта" розроблено декілька технологій з використанням загущених кислотних роз​чинів.
Технологія обробки привибійної зони пласта загущеними кислотними розчинами однієї в'язкості застосовується для збільшення глибини обробки, при цьому можливе деяке збільшення охоплення пластів кислотною дією. Для загущення кислотного розчину викори​стовують полімери та неіоногенні ПАР.
Як полімери можуть використовуватись карбоксіметилцелюлоза, оксіетилцелюлоза, гідроксіетилцелюлоза, поліетиленоксид, ^ полівініловий спирт, метилцелюлоза, поліакриламід. їх вміст у кислотному розчині становить 0,4—3 %. Можуть використовува​тись такі ПАР: ОП-10, неонол АФ9-12, синтанол ДС-10, превоцел NG-12, ОС-20, поліетиленгліколь ПЕГ-115, стеарокс-920, синтанол АЦСЕ-12, стеарокс-6, проксанол-305. Вміст ПАР у кислотному розчині становить 1-23%. Оптимальна концентрація полімера за​лежить як від його фізико-хімічних властивостей, так і від пластової температури. Це сто​сується і ПАР. Тому при обробці конкретної свердловини тип загущувача підбирають із вра​хуванням його наявності на підприємстві та ефективності дії на проникність пласта, а вміст загущувача - залежно від температури інтервала, що обробляється.
Виявлено, що полімери при раціональних концентраціях забезпечують сповільнення швидкості розчинення карбонатної породи в інтервалі температур 20-70°С, а неіоногенні ПАР - у інтервалі 50—90 °С.
Важливе значення при використанні полімерних загущувачів має підбір оптимальних допоміжних речовин. Так, у випадку кислотного розчину, що містить кар-боксіметилцелюлозу, найбільш ефективним поперечно зшиваючим агентом є борна кисло​та, стабілізатором - лимонна кислота, ПАР - неіоногенні ПАР, а інгібітором корозії -ХОСП—10. Суть технології полягає у тому, що завчасно приготований загущений соляно-кислотний або глинокислотний розчин нагнітають у пласт. Тиск нагнітання кислотного роз​чину не повинен перевищувати тиск опресовування експлуатаційної колони. Після витрим​ки свердловини на реагування з породою (у випадку полімерів час очікування визначається тривалістю термокислотної деструкції) свердловину освоюють.
Технологія обробки привибійної зони пласта загущеними кислотними розчинами однієї в'язкості апробована на нафтових родовищах ДП "Долинанафтогаз". Як загущувач кислот​ного розчину використовувався неонол АФ-12.
Технологія обробки привибійної зони пласта загущеними кислотними розчинами різної в'язкості застосовується в основному для збільшення охоплення пластів кислотною дією. Суть технології полягає у циклічному нагнітанні у свердловину послідовно високов'язкого і низьков'язкого кислотного розчину. При цьому вміст загущувача у високов'язкому розчині
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для полімерів становить 1—5 %, а для неіоногенних ПАР - 5—25 %. Як низьков'язкий роз​чин використовують або звичайний 10—15 %-ний розчин, або кислотний розчин зі загу-щувачем у кількості, що забезпечує зниження швидкості розчинення породи, але не стиму​лює значне зростання в'язкості. У випадку застосування полімерів такий вміст становить 0,2-0,3 %, а у випадку неіоногенних ПАР - 0,2-1 %. Вміст загущувачів в обох розчинах по​винен бути таким, щоб забезпечувати вирівнювання гідропровідності, як високо-, так і низькопроникного пластів. Кількість циклів обробки вибирається із розрахунку наявних у інтервалі, що обробляється, кількості пластів. Так, при наявності двох різних за про​никністю пластів кількість циклів також дорівнює двом.
Технологія обробки привибійної зони пласта загущеними кислотними розчинами різної в'язкості апробована на нафтових родовищах ДП "Долинанафтагаз", ДП "Надвірна-нафтогаз", ДП "Бориславнафтогаз, ДП "Охтирканафтогаз". Як загущувачі використовува​ли КМЦ-600, КМЦ-700, серогель, гідроксіетилцелюлозу.
Технологія обробки привибійної зони пласта корозійно-пасивними загущеними кислот​ними розчинами дає змогу, крім збільшення ефективності обробки за рахунок дії на пласт загуслими кислотними розчинами, зменшити корозійну дію на підземне обладнання. Суть технології полягає в тому, що у свердловину послідовно нагнітають екрануючу рідину і ко​розійно-пасивний загуслий кислотний розчин. Екрануюча рідина дає змогу створити на по​верхні підземного обладнання захисну плівку, що суттєво зменшує швидкість корозії. Екра​нуючою рідиною використовують розчин, що містить 2 % полімеру і 2 % інгібітора корозії катапіну КИ-1. Кислотним розчином є склад, що також проявляє понижену корозійну ак​тивність. Проведені лабораторні дослідження показують, що за певних співвідношень загу​щувачів та інгібіторів корозії спостерігається додаткове зниження швидкості корозії. На​приклад, для розчину, що містить 10 % НО і 0,5 % катапіну КИ-1, синергетичний ефект спостерігається при концентрації гідроксіетилцелюлози понад 0,8 %. У випадку великих об'ємів (понад 20 м3) кислотного розчину нагнітання екрануючої рідини слід проводити декілька разів (для поновлення захисної плівки). Залежно від пластової температури нагнітання реагентів можна проводити як по насосно-компресорних трубах, так і по затруб-ному простору. В останньому випадку нагнітання проводять при пластових температурах до 80°С без підйому підземного обладнання.
Технологія обробки привибійної зони пласта корозійно-пасивними загуслими кислот​ними розчинами апробована на нафтових родовищах ДП "Долинанафтогаз". Як загущувач використовували гідроксіетилцелюлозу.
16.7. Хімічні реагенти і технології для очистки нафтопромислового обладнання свердловин і порового простору пластів від АСПВ
Асфальтено-смоло-парафінові відклади (АСПВ) - це високодисперсні суспензії кри​сталів парафіну, асфальтенів у маслах і смолах. Вони мають властивості аморфних тіл з певною твердістю, залежно від складу і особливо від наявності мінеральних домішок та кри​сталів неорганічних солей. При досягненні пластовою системою критичних термобаричних умов АСПВ відкладаються на нафтопромисловому обладнанні й у перовому просторі пластів у привибійній зоні, що зумовлює їх негативний вплив на експлуатацію свердловин і розробку родовища в цілому.
До складу АСПВ входять в основному парафін, що є твердим вуглеводнем метанового ряду від C17H3g до Сад Hm (50—70 %), смоли і асфальтени (10—40 %), вода, пісок, суль​фати, карбонати лужноземельних металів та інші механічні домішки (1—5%).
Склад АСПВ визначається властивостями і складом нафти, а також частково умовами їх кристалізації та відкладення.
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У табл. 16.1 наведена характеристика нафт по родовищах України, вміст парафіну в яких становить понад 5 %
Таблиця 16.1
	Родовища
	Горизонт
	Парафін, %мас.
	Смоли силікагелеві, %мас.
	Механічні домішки, %мас.
	Температура плавлення па-раф„°С

	Глинсько-Розбишівське
	В-27
	7,44
	
	0,5
	72

	
	В-30
	6,95
	_
	_
	72

	Монастирищенське
	В-30
	13,05
	8,4
	-
	70

	Кочанівське
	В-23
	9,3
	14
	0,3
	68

	
	В-24
	11,4
	6,1
	-
	70

	
	В-27
	5,68
	14,0
	-
	73

	Артюхівське
	
	11,0
	3,2
	_
	70

	Рибальське
	
	11,78
	4,42
	0,5
	53,2

	В.Бубнівське
	В-26
	6,34
	5,65
	-
	69

	Скороходівське
	
	11,73
	8,61
	-
	57

	Гніденцівське
	
	7,8
	11,8
	0,5
	53

	Леляківське
	
	5,02
	8,25
	-
	54

	Битківське
	
	10,14
	7,58
	-
	52,4

	Довбушанське
	
	13,07
	4,71
	-
	51,5

	Гвіздецьке
	
	9,09
	5,05
	-
	52,0

	Луквинське
	
	11,5
	3,48
	0,3
	52,8

	Спаське
	
	10,81
	3,81
	-
	51,4

	Струтинське
	
	11,15
	5,85
	-
	50,0

	Старо-Самбірське
	
	11,78
	4,42
	_
	53,0


Багато нафтових родовищ України (табл. 16.1) містить значну кількість парафіну і силікагелевих смол. На цих родовищах ускладнюється процес розробки і експлуатації, що зумовлено інтенсивним відкладенням АСПВ.
Механізм дії на АСПВ хімічними реагентами. Оскільки дія на АСПВ хімічними реа​гентами значно дешевша і технологічніша, ніж механічна очистка й очистка теплом, розг​лядається саме дія хімічних реагентів на АСПВ.
Дія хімічних реагентів визначається умовами, в яких відкладаються АСПВ, інтенсив​ністю та місцем їх відкладання. Якщо АСПВ відкладаються в НКТ і обладнанні, то можна застосувати їх розчинення з подальшим використанням гідрофілізації поверхні й інгібіторів-депресаторів чи модифікаторів.
При відкладанні АСПВ у перовому просторі пласта здебільшого застосовують механізм розчинення. При наявності певної інформації про термобаричний стан пласта і нафти, що насичує його, на етапі початку відкладання АСПВ можна використовувати реагенти депре-сатори та модифікатори. Депресатори змінюють термодинамічні умови кристалізації па​рафіну, а модифікатори дають змогу системі втримувати парафін у завислому стані і разом з потоком рідини вони виносяться з порового простору пласта. Таким чином, механізм дії хімічних реагентів на АСПВ зводиться до їх розчинення, диспергування, модифікації систе​ми, зміни термобаричних умов кристалізації та гідрофілізації поверхні осідання.
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У табл. 16.2. наведені основні фізико-хімічні властивості хімічних реагентів, що най​частіше використовуються у нафтовій промисловості України.
Таблиця 16.2
	Реагент

	Густина, кг/мл

	Температура, °С
	В'язкість при

 20 °С, мПа-с

	Розчинність
	Токсичність


	
	
	засти​гання
	кипіння
	
	вода
	вуглеводні
	

	Поліакриламід (ПАА, ПААРК, ЧГА,     РДА-1020)
	1002-1120
	120
	300
	
	розч.
	не розч.
	Малотоксичний IV кл.  за ГОСТ 12.1007-76

	
	
	Диспергування АСПР

	Реагенти типу СПНХ
	
	
	
	
	
	
	

	СНПХ-7200 СНПХ-7204
	948-962
	-43, -59
	140-170
	13,8-23,7
	емуль​сія
	розч.
	Малотоксичні

	СНПХ-7214ПБ
	
	
	
	м.Па.с
	
	
	

	СНПХ-7215ПТ
	
	
	
	
	
	
	

	СНПХ-7401
	
	
	
	
	
	
	

	ІПС-1
	840
	-50
	75-117
	
	20-25
г/л
	розч.
	Малоток​сичні

	Розчинники

	Толуол
	867
	-95
	110
	0,59
	не розч.
	розч.
	II   кл.   небезпеч​ності

	Бензол
	879
	5
	80
	0,7
	не розч.
	розч.
	II   кл.   небезпеч​ності

	Бензин газовий
	760
	
	50
	0,81
	не розч.
	розч.
	Малотоксичний

	Газовий конден​сат
	740
	
	
	0,87
	не розч.
	розч.
	

	Диметилфор-мамід (ДМФА)
	944
	-61
	153
	0,93
	розч.
	не розч.
	

	Трихлоретилен
	1464
	-73
	87
	0,63
	не розч.
	розч.
	

	Бутилен-зольна фракція (ББФо)
	856
	-90
	150
	ІД
	не розч.
	розч.
	II   кл.   небезпеч​ності


Важливо зауважити, що вибір реагентів для боротьби з АСПВ повинен бути індивідуальним для кожного родовища, а навіть і окремих свердловин на родовищі, здійснюватися після вивчення умов відкладення парафінових і асфальтено-смолистих речо​вин, а також їхнього складу, Це і зумовило велику кількість реагентів і технологій, які реко​мендовані та частково використовуються на родовищах України. Наприклад, ЦНДЛ ВАТ
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"Укрнафта" рекомендує для родовищ України використовувати такі інгібітори викладання парафінів:
Битківське - СНПХ - 7212, СНПХ - 7401; елокеополімер 216/84.
Луквинське - ГДПЕ - 064, СНПХ - 7205, ВЕС - 501.
Довбушанське - СНПХ - 7202, СНПХ - 7205.
Спаське - СНПХ - 7202, ГДПЕ - 064.
Старо-Самбірське - СНПХ - 7202, СНПХ - 7212.
Рибальське - СНПХ - 7410, СНПХ - 7212.
Скороходівське - СНПХ - 7202, ГДПЕ - 064.
Анастасіївське - СНПХ - 7214 ПБ.
Технологія очистки обладнання полягає в тому, що на вибій свердловини постійно чи періодично подається реагент. Дозування в кожному конкретному випадку визначається окремо, але при використанні інгібіторів типу СНПХ оптимальну ефективність можна одержати при витраті 250-ЗООг реагенту на 1 т видобутої нафти.
Особливий підхід повинен бути при виборі реагентів і технологій для очистки перового простору пластів у привибійній зоні від АСПВ. Необхідно враховувати той факт, що процес випадання АСПВ у пласті незворотний. Підняття в пласті температури і тиску навіть вище критичних не забезпечує повне відновлення фільтраційної характеристики пласта.
Основні підходи до вибору реагентів зумовлені досягненням найвищої ефективності роз​чинення АСПВ. Ця умова забезпечується використанням сумішей реагентів. При обгрунту​ванні об'єму розчинника,як правило, виходять з умови його надлишку, що запобігає утво​ренню високов'язких бар'єрів. З досвіду оптимальна величина розчинника перебуває в ме​жах 2-5м3 на їм товщі пласта.
Важливим показником ефективності розчинення є час контакту розчинника з АСПВ. Якщо процес іде в дифузійній області і при температурах менше 45°С, то час контакту по​винен бути не менше 10-12 годин. Заслуговують на увагу технологічні умови очистки пла​ста від АСПВ, які забезпечують подачу свіжих порцій розчинника, через кожних 2-3 годи​ни контакту з АСПВ.
На Ново-Григорівському, Радченківському, Лиманському, Юріївському, Ки-бенцівському нафтових родовищах ДЦЗ проведено за 1990-1993рр- 39 обробок пластів роз​чинниками. Як розчинники використовували відходи Шосткинського заводу хімічних реа​гентів, які складаються на 90% із толуола, 5% органічних домішок і 5% води. За ефек​тивністю розчинення реагент не поступається толуолу.
На п'яти свердловинах Радченківського нафтового родовища використано відходи Ор​ловського радіотехнічного заводу, які складалися на 70-75% із толуолу і диметилфор-маміду; 5-7% органічних домішок і 5-10% води.
Досягнута стовідсоткова успішність процесів з додатковим видобутком близько 120т нафти на одну свердловино-операцію. Значно підвищилась ефективність процесів очистки перового простору пластів від АСПВ за рахунок підвищення температури розчинників. Проходять випробування на родовищах ДП "Полтаванафтогаз" технології обробки пластів з підігрівом розчинника в пласті на основі використання екзотермічних реакцій хімічних реа​гентів.
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Глава    17
 Газові свердловини
17.1. Конструкція та обладнання газових свердловин
Конструкція газових свердловин практично не відрізняється від конструкції нафтових свердловин, але має свої специфічні особливості, які пов'^язані з фізико-хімічними власти​востями газу і умовами експлуатації свердловин. Природний газ характеризується більш високою рухомістю і проникаючою здатністю порівняно з нафтою і водою, що може призве​сти до його витоку через різьбові з"єднання обсадних колон, заколонних перетоків і міграції у верхні пласти, а також грифоноутворення. В газових свердловинах більш високі тиски по стовбуру від вибою до гирла, ніж в нафтових свердловинах при рівних пластових тисках. При бурінні газових свердловин більша небезпека викидів і відкритих фонтанів, що пов"яза-но зі значною розчинністю газу в буровому розчині. В процесі експлуатації газових свердло​вин виникають більші напруження в колонах під дією тиску і температури, а високі дебіти і швидкості руху газу викликають значні втрати тиску по стовбуру і прискорюють процеси корозії та ерозії підземного обладнання. Тому до газових свердловин, порівняно з нафтови​ми свердловинами, ставляться підвищені вимоги щодо герметичності, стійкості та умов буріння.
Для газових свердловин число проміжних колон і положення їх башмаків повинні забез​печити буріння без поглинання бурового розчину і пов"язаних з ним викидів і відкритих фонтанів. Для попередження виникнення грифонів необхідно до розкриття газових гори-
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зонтів перекрити проміжними колонами всю пачку порід, які здатні поглинати буровий роз​чин, і через які можливий вихід газу на поверхню. Башмак колони слід встановлювати в щільних непроникних породах. Для підвищення стійкості газових свердловин глибину спу​ску і товщину стінок проміжних колон вибирають більшими, ніж в нафтових.
У загальному випадку специфіка буріння газових свердловин вимагає застосування більш важкої конструкції порівняно з нафтовими.
Всі обсадні труби перед спуском в свердловину обпресовують при підвищених на 20% тисках порівняно зі звичайними випробуваннями водою на герметичність.
Герметичність обсадних колон досягається застосуванням різьбових з"єднань на кінцях труб і муфтах зі спеціальною трапецієподібною формою поперечного перетину з тефлоно​вими ущільнюючими кільцями, використанням фторопластової ущільнюючої стрічки і спеціальних герметизуючих сполук.
Герметичність заколонного простору свердловин забезпечується застосуванням це​ментів відповідних марок, які дають газонепроникний тріщиностійкий цементний камінь. Газові свердловини цементують високоякісними тампонажними сумішами або цементами з наповнювачами. Для температур, менших 100 °С, ці суміші готують на основі портландце-ментів, при більш високих температурах - на основі шлакових цементів. Для забезпечення герметичності свердловини і попередження заколонних перетоків газу доцільно піднімати цемент за обсадними колонами на можливо більшу висоту, не доходячи 10-15 м до гирла свердловини, щоб полегшити обв"язку колонною головкою обсадних труб.
У загальному випадку висоту підняття тампонажного розчину за обсадними колонами вибирають, виходячи з конкретних геолого-промислових умов. За кондуктором затрубний простір повністю заповнюють тампонажним розчином. За проміжними і експлуатаційною колонами висота підняття тампонажного розчину повинна забезпечувати ізоляцію всіх напірних водоносних і газонафтових горизонтів. У випадку аномально високого пластового тиску (АВПТ), наявності в, газі агресивних компонентів і підземних сховищ газу всі обсадні колони цементують до гирла. В свердловинах з АВПТ необхідно додатково передбачити ус​тановку заколонних пакерів типу ПГБ, ПДМ, ППГ тощо. Заколонним пакером також слід обладнати башмак експлуатаційної колони на підземних сховищах газу.
Для зниження металомісткості свердловин застосовують проміжні колони-хвостовики з перекриттям попередньої обсадної колони на деяку величину, проміжні колони обмеженої довжини, які перекривають тільки інтервали ускладнень і не мають зв"язку з попередньою і наступною обсадними колонами, використовують безмуфтові зварні обсадні колони і ком​понують обсадні колони з окремих секцій різного діаметру, який зменшується з глибиною свердловини.
В умовах багаторічномерзлих порід можливі деформація обсадних колон і просідання гирла свердловини, що пов"язано з відтаванням льодонасичених порід у пристовбурній зоні в результаті теплового впливу на них при експлуатації свердловини. Для попередження цих ускладнень запропоновано ряд технічних і технологічних рішень: використання бурових розчинів з мінусовими температурами при бурінні мерзлих порід і спеціальних тампонаж​них матеріалів, які не змінюють свій питомий об"єм при заморожуванні, наприклад, рідин з додаванням уротропіну; застосування теплоізоляційного тампонажного розчину для цемен​тування обсадних колон; повне перекриття інтервалу багаторічномерзлих порід кондукто​ром з установкою башмака на 100-120м нижче рівня мерзлих порід і підняття цементу за кондуктором до гирла; включення декількох телескопічних елементів з вільним ходом у компоновку колони для компенсації осьових навантажень; застосування методів пасивної і активної теплоізоляції; обладнання незацементованої частини експлуатаційної колони спеціальними гідропідвісками для знімання напруг, які виникають під впливом перепаду температур та ін. Методи "пасивного" захисту базуються на покритті як зовнішньої, так і внутрішньої стінок обсадних колон термоізоляційним матеріалом (поліуретаном, пінопластом, базальтовим волокном тощо), активної теплоізоляції
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— на застосуванні подвійних (телескопічне вмонтованих) колон, між якими постійно чи періодично циркулює холодоагент.
Для попередження розморожування багаторічномерзлих порід запропоновано також ряд інших технологічних розробок: використання ефекту Джоуля-Томсона шляхом осна​щення ліфтової колони на підошві зони попередження розтеплення мерзлих порід дроселю​ючим пристроєм для перепуску частини потоку холодного газу в затрубний простір; засто​сування спеціальних свердловинних направлень з теплоізоляцією і циркуляцією по трубах чи в міжтрубному просторі спеціального охолоджуючого агента для перекриття верхньої високольодистої частини розрізу стовбура свердловини на глибину до 20м; використання ефекту Ранка, для чого колона ліфтових труб на підошві зони попередження розмерзання гірських порід оснащується малогабаритною вихровою камерою, а на гирлі - ежекторним пристроєм для повернення холодного потоку газу із затрубного простору.
Обладнання газових свердловин.включає обладнання вибою, стовбура і гирла.
Конструкція вибою свердловин визначається літологічними і фізичними властивостями продуктивних пластів, неоднорідністю колекторських властивостей порід по розрізу, на​явністю газоносних, нафтоносних і водоносних пластів у продуктивному розрізі, розміщенням свердловин на структурі і площі газоносності та їх призначенням (видобувні, нагнітальні, спостережні).
При відсутності у продуктивному розрізі нафто- і водонасичених пропластків у зцемен​тованих породах застосовують відкриту (необсаджену) конструкцію вибою, яка є найбільш досконалою з точки зору сполучення пласта зі свердловиною. Для поліпшення виносу з ви​бою свердловини твердих частинок і рідини у необсаджену частину стовбура може спуска​тися хвостовик. Однак відкрита конструкція вибою утруднює вибіркову дію на окремі пла​сти. У випадку слабозцементованих порід вибій свердловини обладнують різного типу фільтрами (сітчастими, керамічними, метало-керамічними, гравійними, гравійно-тканин​ними, полімерними, склопластиковими та ін.) або сипкі породи у привибійній зоні закріплюють в'яжучими речовинами (цементним розчином, цементно-піщаними сумішами, епоксидними, фенолформальдегідними, карбамідними смолами, смолами з фено-лоспирту тощо). Фільтр може бути природним продовженням експлуатаційної колони або спускатися всередину її на насосно-компресорних трубах у вигляді хвостовика, виготовлятися на поверхні чи безпосередньо в свердловині, наприклад, гравійний спирт, шляхом намиву зе​рен гравію в кільцевий простір між трубним фільтром і стінками свердловини.
При різкій неоднорідності продуктивних відкладів, наявності в продуктивному розрізі свердловини газоносних порід з різним складом газу або чергуванні газоносних, нафтонос​них і водоносних пластів, які розділені глинистими пропластками, газонафтонасичені поро​ди розкривають в процесі буріння свердловини на всю товщину, спускають експлуатаційну колону, цементують її і потім перфорують у зоні розміщення газоносних пластів. Для сполу​чення пластів зі свердловиною застосовують кульову, торпедну, кумулятивну і гідропіскоструминну перфорації. Найбільш поширена на практиці кумулятивна перфо​рація, яка дає змогу за один спуск перфоратора досягти оптимальної щільності отворів (10-20 отв/м) в значному інтервалі (до 50м) і характеризується більшою довжиною каналів (до 400 мм) порівняно з кульовою і торпедною перфораціями. Високоефективним типом пер​форації є щілинна, при якій можна створювати канали довжиною до 500 мм, а робоча по​верхня свердловини на Іп.м товщини пласта значно більша, ніж в інших видах перфорації.
Основним елементом обладнання стовбура свердловини є колона насосно-компресор​них (фонтанних, ліфтових, підйомних) труб. Вона служить для захисту експлуатаційної колони від корозії та ерозії, створення на вході труб необхідної швидкості руху газу для ви​носу на поверхню твердих частинок і рідини, які надходять з пласта, проведення одночасної роздільної експлуатації в одній свердловині двох горизонтів із застосуванням пакера, рівномірного вироблення
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газонасичених пластів великої товщини по всьому розкритому інтервалу, проведення обробки привибійної зони пласта, ремонтних робіт (глушіння) і ос​воєння свердловини, контролю за величиною тиску на вибої працюючої свердловини за ти​ском нерухомого стовпа газу в затрубному просторі.
Глибина спуску колони ліфтових труб у свердловину залежить від фізико-літологічних і механічних властивостей гірських порід, товщини продуктивного розрізу ( величини інтервалу перфорації) і наявності у продукції свердловини механічних частинок і рідини. Положення башмака колони ліфтових труб у свердловині повинне забезпечити найбільш повне вироблення продуктивних горизонтів у багатопластовому родовищі,обводнення знизу вверх окремих пачок колекторів у випадку водонапірного режиму, мінімізацію втрат тиску в зоні вибою свердловини при русі потоків газу вниз по затрубному простору і вверх по об-садній колоні до башмака труб і мінімальну висоту піщано-глинистих і рідинних пробок на вибої свердловини.
При відсутності ускладнень в роботі свердловини і невеликій висоті продуктивного розрізу башмак ліфтових труб розміщують на відстані 1 /3 товщини пласта від його підошви. У випадку значних розмірів інтервалу перфорації глибину спуску колони ліфтових труб ре​комендується вибирати з умови рівності на вході в труби швидкостей потоків газу, які руха​ються вниз по затрубному простору і вверх по експлуатаційній колоні. У високопродуктив​них свердловинах з метою зменшення втрат тиску в зоні вибою ліфтові труби можуть спу​скатися до покрівлі пласта з наступним допуском їх на більшу глибину. При наявності в продукції свердловини механічних частинок і рідини башмак колони ліфтових труб слід спускати на максимально можливу глибину, аж до нижніх отворів інтервалу перфорації, для попередження утворення на вибої піщано-глинистих і рідинних пробок.
Діаметр ліфтових труб вибирають з умов забезпечення мінімальних втрат тиску в стовбурі свердловини при заданих значеннях дебіту газу, одержання максимального дебіту газу - при відсутності ускладнень в роботі свердловини, а при наявності в пла​стовій продукції механічних частинок і рідини - повного і безперервного виносу їх на по​верхню.
В процесі розробки родовища при зменшенні пластового тиску і відсутності надход​ження води і твердих домішок у свердловину спущену колону ліфтових труб замінюють на колону більшого діаметра, а на заключній стадії розробки можлива експлуатація не​глибоких свердловин безпосередньо по експлуатаційній колоні. У випадку обводнення свердловин проводять заміну ліфтових труб на труби меншого діаметра і спускають їх до нижніх отворів інтервалу перфорації. Діаметр колони ліфтових труб вибирають таким, щоб забезпечити повний і безперервний винос рідини з вибою при мінімальних втратах тиску в стовбурі свердловини. Необгрунтоване зменшення діаметра колони ліфтових труб може стати причиною передчасної зупинки свердловини внаслідок значного росту гідравлічних втрат тиску.
Насосно-компресорні (ліфтові) труби виготовляють за ГОСТ 633-80 у двох виконан​нях: А (довжиною 10 м) і В (довжиною від 5,5 до 8,5 і від 8,5 до 10 м) чотирьох типів: з муфтами - гладкі, з висадженими назовні кінцями (тип В), гладкі високогерметичні (тип НКМ) і безмуфтові — з висадженими назовні кінцями (тип НКБ) умовним діаметром 27-114м. Залежно від типу внутрішній діаметр ліфтових труб змінюється від 20,7 до 100,3мм при товщині стінки 3-8мм. Для виготовлення труб і муфт використовують сталі груп міцності Д, К, Е, А, М і Р з тимчасовим опором 6,5-10,19 МПа і межею текучості 3,8-11,6МПа.
За ТУ 14-3-847-78 випускаються зварні довгомірні насосно-компресорні труби в бунтах довжиною від 800 до 1500 м умовним діаметром 33-73 мм. Внутрішній діаметр труб змінюється від 26,5 до 65 мм при товщині стінки 2,8-5 мм. Вони можуть використовуватися для виносу рідини з вибою обводнених газових свердловин, подачі на вибій робочих рідин при ремонтах і технологічних
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операціях на свердловинах, в ролі безмуфтової колони ліфтових труб, а також при виконанні інших робіт, які вимагають періодичного підіймання і спуску труб. При спуско-підіймальних операціях труби розмотують з барабана чи намоту​ють на ньо-го з допомогою спеціального агрегата з використанням превенторного пристрою, що дає змогу проводити технологічні операції без глушіння свердловини.
Для обладнання свердловин на родовищах із сірководневим газом використовують ви-сокогерметичні корозійностійкі насосно-компресорні труби НКТ-114 зі сталей марок 18Х1ГМФА, 18Х1ММФ групи міцності К умовним діаметром 114мм при товщині стінки 7мм на тиск до 50МПа.
Стосовно умов експлуатації свердловин на родовищах Півночі з багаторічномерзлими породами ВНДІгаз розробив двостінні теплоізольовані насосно-компресорні труби моделі ЛТТ-168x73. Вони складаються із зовнішньої несучої труби 168x1 ІД і внутрішньої труби 73x5,5Д, між якими розміщена теплоізоляція з коефіцієнтом теплопровідності до 0,01163 Вт/(м-К).
Здебільшого газові свердловини експлуатують по ліфтових трубах. При від-сутності ускладнень в роботі для збільшення відборів газу і зменшення втрат тиску в стовбурі свер​дловини можна експлуатувати по затрубному простору або по ліф-тових трубах і затруб-ному простору одночасно. Спільний відбір газу по ліфтових трубах і затрубному простору проводять також на обводнених свердловинах, обла-днаних пригирловими автоматични​ми системами типу "Ластівка". Систему засто-совують на свердловинах, дебіт яких пере​вищує мінімально необхідний для виносу рідини. Вона дає змогу за рахунок перероз​поділу потоків газу по ліфтових трубах і затрубному простору збільшити відбір газу з свердловини при одночасному забезпеченні безперервного чи періодичного виносу рідини по ліфтових трубах.
В умовах багаторічномерзлих порід, аномально високих пластових тисків і при вмісті в газі агресивних компонентів: сірководню, вуглекислого газу, кислот жирного ряду (мура​шиної, пропіонової, щавлевої, масляної), які при наявності пластової мінералізованої чи конденсаційної води, високих тисків і температур викликають інтенсивну корозію газопро-мислового обладнання, свердловини експлуатують тільки по ліфтових трубах. При цьому затрубний простір ізолюється пакером, який встановлюють на ліфтових трубах вище покрівлі пласта, і заповнюється інгібітором корозії, нейтральною рідиною, наприклад, роз​чином хлористого кальцію при АВПТ або рідиною з низьким коефіцієнтом теплопровідності при розміщенні свердловин в районах багаторічномерзлих порід. В окремих випадках кільцевий простір між колоною ліфтових труб і експлуатаційною колоною після установки пакера рідиною не заповнюють. Експлуатацію свердловин по колоні ліфтових труб також проводять при наявності в продукції механічних частинок і рідини.
Для обладнання стовбура газових свердловин розроблені та серійно випускаються комп​лекси обладнання типів КПГ (комплекс підземний для газових свердловин), КСГ ( комп​лекс свердловинний для газових свердловин) і КО (комплекс підземного обладнання для га​зових свердловин).
Комплекс типу КПГ призначений для видобутку газу з об'ємною часткою сірководню і вуглекислого газу до 6 %, комплекс КСГ - для експлуатації газових і газоконденсатних над​глибоких свердловин з нормальним і аномальним пластовим тиском, комплекс КО - для ек​сплуатації газових свердловин на північних родовищах з експлуатаційною колоною умо​вним діаметром 219 мм.
Комплекс КПГ випускається у двох виконаннях (корозійно-стійкому та нормальному) і до нього входить таке свердловинне обладнання [ 1,4]:
гідравлічний пакер типу ПД-ЯГ для відокремлення затрубного простору від пласта і внутрішньої порожнини колони ліфтових труб;
роз'єднувач колони РК для з'єднання та роз'єднання колони ліфтових труб з пакером;
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циркуляційний механічний клапан КЦМ, який служить для сполучення трубного і за-трубного просторів при освоєнні свердловини шляхом прямої чи зворотної промивки, а та​кож може використовуватися для глушіння свердловини;
циркуляційний гідравлічний клапан КЦГ для аварійного глушіння свердловини, коли операція глушіння неможлива через механічний клапан;
інгібіторний клапан КІНГ для подачі інгібіторів різного призначення із затрубного про​стору у внутрішню порожнину колони ліфтових труб;
телескопічне з'єднання СТ для компенсації видовжень колони ліфтових труб при зміні їх середньої температури, захисту труб від спірального згину, а пакера - від додаткового на​вантаження;
клапан-відсікач КА для перекриття колони ліфтових труб при розгерметизації гирла або при відхиленні режиму роботи свердловини від заданих меж;
зрівнювальний клапан КЗМ, який встановлюється на клапані-відсікачі КА і служить для вирівнювання тиску над і під клапаном-відсікачем у випадку необхідності його підйому після закриття;
зрізний клапан пакера або приймальний клапан, які використовуються для гідравлічної посадки пакера;
ніпель для приймального клапана, ніпель для клапана-відсікача і ніпель для опресову​вального клапана.
Клапан-відсікач КА встановлюється в посадочний ніпель інструментами канатної техніки і фіксується в ньому за допомогою замка. Він може розміщуватися в різних місцях колони ліфтових труб (нижче і вище пакера, в тому числі біля гирла свердловини). Цирку​ляційні клапани КЦМ, КЦГ та інгібіторний клапан КІНГ встановлюють на колоні ліфтових труб і виймають разом з нею. Інгібіторний клапан типу КШГС, який застосовують в окре​мих модифікаціях комплексу КПГ, встановлюють в кишеню свердловинної камери і вийма​ють з неї інструментами канатної техніки. Свердловинна камера спускається на колоні ліфтових труб.
В комплексі КСГ з метою зменшення тиску на колону ліфтових труб застосовують змінний дросель зі змінними насадками, який встановлюють разом зі замком в посадочній канавці роз'єднувача колони типу РК.
Наземне обладнання газових свердловин включає колонні головки, фонтанну арматуру, фланцеві котушки, маніфольди, запорні та регулюючі пристрої і пристрої для зміни засувок під тиском.
Колонні головки призначені для обв'язки між собою обсадних колон газових свердло​вин. Галузевим стандартом ОСТ 26-02-775-73 нормалізовано шість типових схем обв'язки обсадних колон, які відрізняються між собою типом колонних головок (однофланцеві, двофланцеві), їх кількістю (одна, дві, три) і наявністю чи відсутністю фланцевої котушки. Однофланцеві колонні головки нижньою частиною корпусу закріплюються на кондукторі, а на фланець верхньої частини корпусу підвішують і герметизують технічну чи експлуа​таційну колони. Однофланцеві колонні головки випускають двох типів: з клиновою підвіскою обсадних труб (три-шість наборів клинів зі зубчастою насічкою) типу ОКК на ро​бочий тиск 21, 35 і 70 МПа за ТУ 26-02-579-74 і ТУ 26-02-728-76 і з муфтовою підвіскою обсадних труб типу ОКМ на робочий тиск 14 МПа за ТУ 26-02-201 -76.
Фонтанна арматура встановлюється на колонній головці та призначена для гермети​зації гирла, контролю і регулювання режиму роботи свердловин. Згідно ГОСТ 13846-84 ус​тановлено шість типових схем фонтанних арматур: чотири — трійникові і дві — хрестові. Залежно від умов експлуатації свердловини фонтанна арматура може виготовлятись:
а) нормальною (температура робочого середовища від —40 до +120 °С);
б)  корозійно-стійкою, в тому числі вуглекислотостійкою К1 (при об'ємному вмісті СО2 не більше 6 %); сірководневостійкою К2 (при об'ємному вмісті СО2 і H2S зокрема не більше 6 %); сірководневостійкою КЗ (при об'ємному вмісті СО2
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і H2S більше 10 %, але не більше 26 % кожного компоненту);
в) термостійкою Г (при температурі робочого середовища понад 120 °С);
г) холодостійкою ХЛ (при температурі навколишнього середовища нижче - 40 °С). Фонтанні арматури випускаються на робочі тиски 7,14, 21, 35, 70і 105 МПа з умовним діаметром стовбура 50, 52, 65, 80, 100 і 150 мм.
Основними елементами арматури є трубна головка і фонтанна ялинка. Трубна головка призначена для підвіски одного або декількох рядів ліфтових труб. У фонтанній арматурі, розрахованій на тиски 21 і 35 МПа, ліфтові труби підвішують на різбі, а за вимогою замов​ника - на муфті. В арматурі на тиск 70 МПа з умовним діаметром стовбура 50 мм застосову​ють тільки різьбову підвіску колони ліфтових труб, в інших типорозмірах — муфтову підвіску.
Ялинка фонтанної арматури трійникового типу може виконуватися одно- або двострунною, хрестового типу - двострунною. Трійникову двострунну ялинку застосовують на свер​дловинах, які небажано перекривати при заміні вузлів і деталей.
Для перекриття потоку робочого середовища в фонтанних арматурах використовують прямоточні засувки ЗСМ-1 з умовним діаметром прохідного отвору 65, 80, 100 і 150мм на робочий тиск 21, 35 МПа і ЗМАД з умовним діаметром прохідного отвору 50, 80 мм на робо​чий тиск 70 МПа з ущільненням "метал по металу" з примусовою або автоматичною пода​чею мастила, а також прохідні пробкові крани типу КППС з умовним діаметром прохідного отвору 65 мм на робочий тиск 14 МПа з ущільнюючим мастилом. Переміщення затвора за​сувок може здійснюватися вручну або за допомогою пневматичного дистанційного чи авто​матичного управління.
Фланцеві котушки, які входять в комплект наземного обладнання гирла, випускаються на робочий тиск 14-70 МПа умовного діаметра 80-250 мм.
Маніфольди призначені для з'єднання викидів фонтанної арматури з трубопроводами і розраховані на робочий тиск 14-35 МПа. Запірними пристроями маніфольдів служать проб​кові прохідні литі крани.
Пристрої для заміни засувок під тиском виготовляються на робочі тиски 21 і 70 МПа. Вони призначені для заміни та встановлення засувок умовним діаметром 50 і 65 мм на боко​вих відводах трубної головки фонтанної арматури і колонних головок.
17.2. Обладнання свердловин при одночасній роздільній експлуатації газових пластів
При одночасному роздільному видобутку газу з декількох пластів свердло-вини обладну​ють установками типу УГП і УГЗ. Установки УГП-168-210 і УГП-168-350 К1 (для газів з об'ємною часткою СО2 до 6 %) з паралельною підвіскою двох рядів ліфтових труб призна​чені для одночасної роздільної експлуатації одні-єю свердловиною двох пластів, а установка УГЗ-219-350 з паралельною підвіскою трьох рядів ліфтових труб — для одночасного роздільного відбору газу з трьох пластів. Установка УГЗ-219-350 дає змогу також експлуа​тувати чотири пласти. При цьому видобуток газу з четвертого (верхнього) пласта здійснюється по затруб-ному простору. Установки УГП оснащені одно- і двопрохідними па-керами, уста-новка УГЗ — одно-, дво- і трипрохідними пакерами. При обладнанні свердло​вин установками УГП і УГЗ освоєння, глушіння і технологічні операції здійснюють з вико​ристанням циркуляційних клапанів, змонтованих на колонах ліфтових труб. Для поперед​ження поглинання рідини пластом в процесі освоєння і глушіння свердловини в башмаках ліфтових труб встановлені кулькові клапани. В цих установках для заміщення об'єму підпакерного простору безпосередньо від фільтрової зони нижнього пласта застосовують глуху підвіску, до якої підвішують колону ліфтових труб малого діаметра.
462
При відсутності в газі агресивних компонентів для одночасної роздільної експлуатації свердловин можуть також використовуватися установки типів УФК (1УФК, 2УФК, ЗУФК) з концентричною підвіскою ліфтових труб, типів УФЕ, УФП і УФП2 з паралель​ною підвіскою двох рядів труб і типу 4УФЕ з паралельною підвіскою трьох рядів труб, які призначені для видобутку газу (нафти) фонтанним способом з двох і трьох пластів однією свердловиною.
При одночасній роздільній експлуатації однією свердловиною декількох пластів засто​совують моноблочну керовану фонтанну арматуру 1АМУ-62х62х50-350 (для установки УГЗ-219-350), моноблочну арматуру АФМ2-50х50-210 (для установки УГП-168-210) і АФМ2-50х50-350 К1 (для установки УГП-168-350 К1).
Установки для одночасної роздільної експлуатації свердловин типів 1УФК, 2УФК і ЗУФК оснащені фонтанною арматурою 2АФТ-65х210, установки типів УФЕ і УФП - мо​ноблочною фонтанною арматурою АФМ-50х50-210 і ЗАФМ-50х40-210, а установки типів УФП2 і 4УФЕ - блочною фонтанною арматурою АФП-62х50-210 і арматурою 1АФ2ТЗП 60x50x50-210.
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Глава   18
Особливості фільтрації газу в пласті та руху в свердловині
18.1. Приплив газу до вибою свердловин за законом Дарсі
Процес розробки газового родовища характеризується нестаціонарністю (неуста​леністю) фільтрації газу в пласті. Нестаціонарна фільтрація реального газу в неоднорідному за колекторськими властивостями пористому середовищі описується нелінійним дифе-ренційним рівнянням в частинних похідних параболічного типу
[image: image4722.png]2 [0 phcx, y) o0 K(x h(x, y) op?]
E[ #oyp)y  ox *’ay[ #P)P) W]




[image: image4723.png]91 o
=2ag(x, Yo, YW, Wz [,(p)]-



 (18.1)
де [image: image4724.png]k,an, Mg, h



— коефіцієнти проникності, газонасиченості, пористості і ефективна газонасичена товщина пласта в точці з координатами х і у; р — тиск в точці пласта з коорди​натами х і у в момент часу[image: image4725.png]


 [image: image4726.png]H#{p)



,[image: image4727.png]


— відповідно коефіцієнти динамічної в"язкості і надстисливості газу при тиску р і пластовій температурі.
Для плоскорадіальної фільтрації реального газу в однорідному пласті рівняння (18.1) запишеться таким чином:
                               [image: image4728.png]12 1 ap% 2w of p
15 [ o) =k a9



 (18.2)
Диференційне рівняння нестаціонарної фільтрації ідеального газу ([image: image4729.png]


= const, [image: image4730.png]


= 1) в однорідному пористому середовищі має вигляд: при двомірній фільтрації газу
                                         [image: image4731.png]


 (18.3)
при шюскорадіальній фільтрації газу
                                      [image: image4732.png]P, _ oMo op
9!) % at’




 (18.4)
або
                                      [image: image4733.png]


 (18.5)
Рівняння (18.3) при [image: image4734.png]


= 1 називають рівнянням Лейбензона.
Диференційні рівняння фільтрації газу є нелінійними рівняннями параболічного типу. Нелінійність, зокрема, рівняння (18.5) пов'язана з наявністю в коефіцієнті перед похідною в часі шуканого тиску р. Нелінійні рівняння не мають точних аналітичних розв'язків, їх мож​на проінтегрувати чисельно за допомогою ЕОМ або розв'язати наближено аналітичними методами після зведення до лінійного вигляду.
Запропоновані різні способи лінеарізації диференційного рівняння нестаціонарної фільтрації газу. Всі вони мають певні погрішності розв'язків порівняно з точним розв'язком на ЕОМ нелінійного диференційного рівняння.
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За невеликі проміжки часу тиск і густина в окремих точках пласта змінюються незнач​но, і приплив газу до свердловини можна розглядати як стаціонарний. Виходячи з цього, процес експлуатації окремих свердловин і розробки газового родовища можна зобразити як послідовну зміну стаціонарних станів.
Диференційні рівняння стаціонарної фільтрації газу в пласті одержують з(18.1)-(18.5), прирівнюючи до нуля похідні від тиску в часі (праві частини рівнянь).
Для розв'язання задач, пов'язаних з проектуванням розробки газового родовища, виз​наченням видобувних можливостей окремих свердловин, оцінкою ефективності обробки привибійної зони пласта тощо, використовують рівняння припливу газу до свердловини. При фільтрації газу за законом Дарсі його одержують в результаті розв'язання дифе​ренційного рівняння стаціонарної плоскорадіальної фільтрації газу при відповідних гранич​них умовах. На відміну від нестисливої рідини при фільтрації газу об'ємна витрата в на​прямі до свердловини безперервно зростає, тобто об'ємна швидкість фільтрації залежить не тільки від градієнта тиску, але і від величини тиску. Тому для газу закон Дарсі доцільно за​писувати через масову швидкість фільтрації ([image: image4735.png]v,



 =[image: image4736.png]vo



(р)):
                                         [image: image4737.png]


 (18.6)
де[image: image4738.png]


— відповідно об'ємна і масова швидкості фільтрації газу,[image: image4739.png]p(p)



— густина газу при тиску р і пластовій температурі.
Масова витрата газу для будь-якого перетину пласта на відстані г від свердловини
                 [image: image4740.png]G =Fin ) =2nrhiyl



 = const,                                  (18.7)
де [image: image4741.png]


— площа фільтрації.
З врахуванням співвідношень (18.6) і (18.7) одержано рівняння для визначення дебіту газової свердловини при фільтрації газу за законом Дарсі:
                             [image: image4742.png]) d
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 (18.8)
де [image: image4743.png]


— тиск на межі питомого об'єму дренування свердловини (контурний тиск); [image: image4744.png]w3



— вибійний тиск; [image: image4745.png]


— радіус зони дренування свердловини; [image: image4746.png]


— радіус свердловини; [image: image4747.png]


— дебіт газу при стандартних умовах (атмосферному тиску [image: image4748.png]Par



- 0,1013 МПа і стандартній температурі [image: image4749.png]


= 293 К); [image: image4750.png]A



— пластова температура; [image: image4751.png]C, G



— коефіцієнти, значення яких наведені у п. 18.2.
Значення всіх величин підставляють у формулу (18.8) в міжнародній системі одиниць або використовують змішану систему одиниць. В останньому випадку дебіт газу визначають за формулами
                           [image: image4752.png]_ 7 kb TP — Phus)
7= 00864 ——— STt —=—

“# 2 puTay(ln Tt G+ 6



 (18.9)
або
                            [image: image4753.png]kh
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 (18.10)
де  [image: image4754.png]£



 ;[image: image4755.png]


[мкм2];[image: image4756.png]


[м];[image: image4757.png]


[мПа• с]; Т [К]; р [МПа];[image: image4758.png]


[м].
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При [image: image4759.png]Pant’ Py



> 0,85 - 0,9 і [image: image4760.png]P/ Peprp



> 3[image: image4761.png]


< 2,5при будь-яких [image: image4762.png]Pons’ D



 (де [image: image4763.png]


 — середньокритичний (псевдокритичний) тиск) зміною коефіцієнтів динамічної в'язкості та надстисливосгі газу від тиску нехтують і значення цих величин беруть при [image: image4764.png]Dy-



 При 0,3 <[image: image4765.png]Dot/ Py



< 0,85 - 0,9 і, [image: image4766.png]


<6 в (18.9) і (18.10) підставляють середні значення коефіцієнтів динамічної в'язкості і надстисливосгі газу, які визначають за формулами
                      [image: image4767.png]_ #Px) + 44(Poas)
Bop=—" g




[image: image4768.png]#pPw) + Z(Paus)
=T 2



               (18.11)
або
                             [image: image4769.png]Kelpmp, + pzly=
= 2




 (18.12)
При фільтрації газу за законом Дарсі тиск в довільній точці пласта на відстані [image: image4770.png]


від свердловини знаходять за формулами
                                  [image: image4771.png]o=/ lnR,\/R‘: InRy/r



 (18.13)
або
                       [image: image4772.png]


 (18.14)
18.2. Приплив газу до вибою свердловини за двочленним законом фільтрації
Під час розробки газових родовищ фільтрація газу за законом Дарсі відбувається по всій області пласта, за винятком привибійних зон, в яких він, як правило, порушується. Це пов'язано зі значним збільшенням швидкості руху газу у привибійних зонах пласта за раху​нок розширення газу при зниженні тиску, що призводить до втрат кінетичної енергії газу. Відхилення від закону Дарсі можуть бути також викликані зміною по шляху фільтрації па​раметрів газу (коефіцієнтів динамічної в'язкості та надстисливості) і колекторських власти​востей пласта (коефіцієнтів проникності та пористості) при створенні значних депресій на пласт. Можливе порушення закону Дарсі і при малих швидкостях фільтрації у випадку низькопроникних заглинизованих пластів з високою водонасиченістю, які характеризують​ся наявністю початкового градієнта тиску.
Запропоновано ряд залежностей, які описують фільтрацію газу в пласті при порушенні закону Дарсі. Найбільш поширена двочленна формула, запропонована вперше Форхгейме-ром:
                                     [image: image4773.png]—’fwrpnvlz.



 (18.15)
де [image: image4774.png]


 — коефіцієнт, який враховує структуру порового простору  (звивистість і не​постійність перетину порових каналів).
Напрактиці замість параметра [image: image4775.png]


 також використовують параметр макрошорсткості [image: image4776.png]=1 /8%




Перший член у правій частині формули (18.15) характеризує втрати тиску на тертя, другий - інерційні втрати тиску, зумовлені зміною траєкторій руху в пористому середовищі окремих частинок флюїду.
Виходячи з двочленної формули фільтрації газу в пласті (18.15), одержано рівняння припливу газу до свердловини при порушенні закону Дарсі:
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                                    [image: image4777.png]P~ Phug = A9 + BE .



 (18.16)
де
                       [image: image4778.png]= KT ¢, +Cy):
A= T MR/R+ €+ C)



 (18.17)
                      [image: image4779.png]


 (18.18)
де А, В - коефіцієнти фільтраційних опорів привибійної зони пласта;[image: image4780.png]Per



- густина газу при стандартних умовах; [image: image4781.png]C,, C;iC4, C,



— коефіцієнти, які характеризують недосконалість свердловини за ступенем і характером розкриття пласта відповідно лінійної і квадратичної частин у двочленній формулі припливу газу.
Коефіцієнти недосконалості за ступенем розкриття пласта[image: image4782.png]Cy



і[image: image4783.png]


визначають за фор​мулами
[image: image4784.png]


[image: image4785.png]“i. 8=160-B); Ro=RsA.



   (18.19)
де [image: image4786.png]B=hy/h



— відносне розкриття пласта свердловиною (відношення розкритої і загальної товщин пласта).
Коефіцієнти недосконалості за характером розкриття пласта [image: image4787.png]


 і [image: image4788.png]C,



 залежать від кількості отворів, типу перфорації, глибини і діаметра каналів і характеристик пористого середовища. У випадку сферичного припливу газу до напівсфери, яка утворилася за цемен​тним каменем, коефіцієнти [image: image4789.png]C,



 і [image: image4790.png]


 можна оцінити за формулами
                            [image: image4791.png]


[image: image4792.png]3n3R3°



                          (18.20)
де п — кількість перфораційних отворів на їм товщини пласта; [image: image4793.png]


— радіус перфо​раційної напівсфери (каверни), який при кульовій перфорації приймають рівним 0,02--0,03 м.
Для визначення структурного коефіцієнта [image: image4794.png]5*



 запропоновано ряд кореляційних залеж​ностей:
залежність Г.О.Зотова
                                            [image: image4795.png]_ Losi107
e



 (18.21)
залежність А.Й.Ширковського
                                        [image: image4796.png]6,3-107

B e



 (18.22)
де [image: image4797.png]


— в м-1; К — в мкм2; [image: image4798.png]


— в частках одиниці.
При фільтрації газу за двочленним законом тиск в пласті розподіляється згідно з рівнянням
[image: image4799.png]- Aq B T _1
() /pzuﬁ-#—lnk‘/&lnr/kc*m(E'T)f-



 (18.23)
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18.3. Температурний режим фільтрації газу в пласті
Згідно з дослідженнями Б.Б.Лапука, процес фільтрації газу в пласті можна вважати ізотермічним, оскільки зміна температури, викликана зміною тиску, компенсується тепло​обміном зі скелетом пористого середовища і навколишніми породами.
Зміна температури у привибійній зоні пласта визначається за формулою
                [image: image4800.png]50.21¢55C, )
(1t cm
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 (18.24)
де [image: image4801.png]fous Byub



— відповідно пластова і вибійна температура, °С; [image: image4802.png]Pyt Peus



 — відповідно контурний (пластовий) і вибійний тиск, Мпа; [image: image4803.png]


— коефіцієнт Джоуля-Томсона в пласті, °С/МПа; [image: image4804.png]


 — відповідно радіус контура і свердловини, м; [image: image4805.png]


— перфорована товщина пласта.м; [image: image4806.png]


 — дебіт газу при стандартних умовах.тис.м3/добу; [image: image4807.png]


— відносна густина газу; [image: image4808.png]


— час робо​ти свердловини з початку експлуатації,год; [image: image4809.png]


 — ізобарна тепломісткість газу в пластових умовах, Дж/кг· с; (ккал/кг · °С); [image: image4810.png]


— об'ємна тепломісткість гірських порід, Дж/мЗ·°С; (ккал/мЗ' · С).
Коефіцієнт Джоуля-Томсона для природних газів знаходиться з виразу
                                          [image: image4811.png]


 (18.25)
де[image: image4812.png]pKp



— псевдокритична температура, К; [image: image4813.png]Pep.ep



- псевдокритичний тиск, МПа; [image: image4814.png]D)



- функція, яка знаходиться з графіка [2, 3] залежно від зведеного тиску [image: image4815.png]- Px* Pous
ZDWJP



 і  зведеної температури [image: image4816.png]


Дж/кмоль°С; (ккал/кмоль°С); [image: image4817.png]


 [Дж/кмоль°С або ккал/кмоль°С]; [image: image4818.png]


[К/МПа].
Ізобарна тепломісткість газу визначається за формулою
                                                 [image: image4819.png]) + AC,,



 (18.26)
де[image: image4820.png]


- ізобарна тепломісткість відповідно суміші газів та і -го компоненту при атмосферному тиску і заданій температурі;. [image: image4821.png]AC,



- поправка на тиск, яка визна​чається у залежності від складу газу за [image: image4822.png]Prp



 і [image: image4823.png]


 або за трьома параметрами [image: image4824.png]Pups Tap



 і ω (де ω - фактор ацентричності молекул).
Тепломісткість сухих порід змінюється від 753,6 до 837,3 Дж/кг °С (від 0,18 до 0,2 ккал/кг °С). Насичення вологою збільшує тепломісткість породи. При практичних розра​хунках з врахуванням насиченості порід вологою Ср приймається рівною 1256 Дж/кг°С; (0,3 ккал/кг °С) або 2,93· 106Дж/м3· °С; (700 ккал/м3 °С).
18.4. Визначення тиску в газовій свердловині
Тиск в газовій свердловині визначають за допомогою глибинного манометра або розра​ховують за відомим тиском на гирлі.
Тиск на вибої зупиненої газової свердловини можна знайти за формулою барометрич​ного нівелювання Лапласа-Бабіне:
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                                           [image: image4825.png]Pame®



 .(18.27)

 де
                            [image: image4826.png]0.03415 pL.
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[image: image4827.png]T Tous — Ty
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[image: image4828.png]


 - тиск на гирлі зупиненої свердловини після його стабілізації (статичний тиск), МПа; [image: image4829.png]


 - відносна густина газу;[image: image4830.png]


- відстань від гирла свердловини до середини інтервалу пер-форації,м; [image: image4831.png]¥

T



— відповідно температура на гирлі свердловини і на вибої, К;[image: image4832.png]


— коефіцієнт   надстисловості   газу   при   середньому   тиску [image: image4833.png]P

+ Pna
Perar



 і   середній температурі [image: image4834.png]


  в  свердловині.
[image: image4835.png]


 знаходиться методом ітерацій. В першому наближенні приймають [image: image4836.png]Pop™Piype




 Тиск на вибої працюючої газової свердловини розраховують за нерухомим стовпом газу в затрубному просторі (аналогічно як і пластовий тиск) або за рухомим стовпом газу у фон​танних трубах, виходячи зі значення тиску на гирлі свердловини відповідно в затрубному просторі та на буфері. В останньому випадку вибійний тиск знаходять за формулою
                                               [image: image4837.png]Dans = VD3 =+ 0 ¢,



 (18.28)
де
                                        [image: image4838.png]0= 0,01331 “"’“"(e




Під час руху газу по загрубному простору у формулі для розрахунку [image: image4839.png]


 замінюють на вираз
                            [image: image4840.png]Dyg — d3)3 (Dyu+ ds)?,




 (18.29)
де [image: image4841.png]D,

d:



— відповідно внутрішній діаметр експлуатаційної колони і зовнішній діаметр фонтанних труб, см.
При цьому для розрахунку числа Рейнольдса за формулою (7.8) замість [image: image4842.png]


 викори​стовують діаметр [image: image4843.png]DD, +d,



а шорсткість беруть за зовнішньою стінкою фонтаних труб.
При наявності муфт до коефіцієнту[image: image4844.png]


необхідно додати додатковий опір [image: image4845.png]


, який на​ближено обчислюють за формулою
                       [image: image4846.png]


 (18.30)
де [image: image4847.png]


- зовнішній діаметр муфти, см;[image: image4848.png]


- довжина однієї фонтанної труби,м; 0,05 - ко​ефіцієнт гідравлічних втрат на звуження струменя газу при проходженні між муфтою й експлуатаційною колоною.
При русі газу по двоступінчастій колоні труб з довжиною секций [image: image4849.png]Ly, Ly



 і внутрішнім  діаметром [image: image4850.png]iy oy



  вибійний тиск розраховують за формулою
                [image: image4851.png]Pans = VPF S T5) + Ky ¥ e2) — (k) — K)oz — K



 (18.31)
 де
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Для оціночних розрахунків і невеликих глибин можна замість [image: image4855.png]Zopy



     [image: image4856.png]


і[image: image4857.png]


[image: image4858.png]5y



 підставляти у формули осереднені значення цих величин по всій довжині колони ліфтових труб [image: image4859.png]


 і [image: image4860.png]



У випадку значного перепаду температур по довжині колони ліфтових труб вибійний тиск можна наближено визначити за формулою
          [image: image4861.png]Pans >



  [image: image4862.png]


       (18.32)
де           [image: image4863.png]¢ = 0,03415-20,
A ZTep



      [image: image4864.png]



При наявності рідини (води і вуглеводневого конденсату) в продукції свердловини для наближеної оцінки вибійного тиску використовують формулу
                     [image: image4865.png]Pants =, /p;ennwmaalﬁ (- 1)dh



 (18.33)
де           [image: image4866.png]- 203415 5epL,
2o Ten




  [image: image4867.png]e d
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          [image: image4868.png]Prp = PPepT o/ (PuT )y




[image: image4869.png]PSP =g/ (Gt Q)



 [image: image4870.png]Orp = Wl o/ (PepTep)s



 [image: image4871.png]Qe = O+ G )



 [image: image4872.png]


 де [image: image4873.png]Pr Ppm



 відповідно густина газу і рідини при стандартних умовах, кг/м3; [image: image4874.png]Prp



 - густина газу при робочих умовах в стовбурі свердловини (.[image: image4875.png]


 і [image: image4876.png]g}



), кг/м3; [image: image4877.png]Grp



 - дебіт газу при робочих умовах, тис.м3/добу; [image: image4878.png]G,

e

GD



- масові витрати газу і рідини, т/добу; [image: image4879.png]Gem+ Fpr 4



- об'ємна витрата газорідинної суміші, рідини і газу відповідно при стандартах умовах, тис.м^добу; [image: image4880.png]p. f



 - відповідно істинний і витратний газовміст газорідинної суміші.
Істинний об'ємний газо вміст [image: image4881.png]


 характеризує відношення фактичного об'єму газу в ліфтових трубах при робочих умовах до об'єму порожнини ліфтових труб. У зв'язку з труд​нощами визначення на практиці фактичного значения[image: image4882.png]


 при проведенні розрахунків замість істинного газо вмісту [image: image4883.png]


 використовують витратний газо вміст [image: image4884.png]


 приймаючи [image: image4885.png]


 Оскільки <р завжди менше [image: image4886.png]


 за рахунок плівки рідини на поверхні труб і можливого утво​рення в трубах висячих (пульсуючих) рідинних пробок, то заміна [image: image4887.png]


 на [image: image4888.png]


 призводить до за​нижения вибійного тиску. Погрішність у розрахунку вибійного тиску зростає зі збільшенням кількості рідини в ліфтових трубах, яка не виноситься потоком газу.
Коефіцієнт гідравлічного опору [image: image4889.png]


в формулі (18.33) необхідно визначати за даними фактичних замірів тиску на вибої і гирлі свердловини і дебіту газу на різних режимах екс​плуатації свердловини з наступним розрахунком за формулою (7.7). При відсутності про​мислових даних оцінку[image: image4890.png]


проводять за формулами для чистого газу.
Для свердловин, в продукції яких міститься рідина і спостерігається значний перепад температур по довжині колони ліфтових труб, вибійний тиск розраховують за формулою
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 (18.34) 
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18.5. Температурний режим газових свердловин
Температура в зупиненій газовій свердловині розподіляється з глибиною згідно з фор​мулою
                                                 [image: image4894.png]=ty -TL-x)



 (18.35)
або
                                    [image: image4895.png]=ty T E(x = Ay,




де [image: image4896.png]


- температура на глибині х, °С; [image: image4897.png]


- температура пласта з глибиною залягання [image: image4898.png]


 °С; [image: image4899.png]


- температура нейтрального шару, °С; [image: image4900.png]


- глибина залягання нейтрального ша​ру, м; Г - середній геотермічний градієнт, °С/м.
При відсутності в розрізі свердловини багаторічномерзлих порід
                           Г=[image: image4901.png](fan — Taw (L — by o)



                    (18.36)
при наявності в розрізі зони багаторічномерзлих порід
                             Г =[image: image4902.png](as — WL — By)s



                         (18.37)
для зони багаторічномерзлих порід
                       [image: image4903.png]=ty — el By = Frun)s



 (18.38)
де [image: image4904.png]


 -   температура    мерзлих    порід,    яка    відповідає   температурі   замер-зання мінералізованих фунтових вод, °С; [image: image4905.png]


- глибина нижньої межі мерзлоти, м.
На території нашої країни глибина залягання нейтрального шару з постійною темпера​турою становить 10-40 м.
При відсутності зони багаторічної мерзлоти температура в працюючій газовій свердло​вині на глибині ж визначається за формулою
     [image: image4906.png]faam r(L_x)_Me—A(L—J)+l-e_‘(L"9 ropPweTP A
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 (18.39)
де         [image: image4907.png]_004xd,
S Kok 5}



       [image: image4908.png]fr) =1 (l + Z:;’,]
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[image: image4910.png]


 - перепад температури у привибійній зоні пласта, який визначається за формулою (18.24), °С; Г - середній геотермічний градієнт на ділянці стовбура свердловини від х до [image: image4911.png]


 °С/м; [image: image4912.png]Py



- тиск на глибині де, МПа;[image: image4913.png]


- диференційний коефіцієнт Джоуля-Томсона на ділянці від х до [image: image4914.png]


 К/МПа; [image: image4915.png]


- середня ізобарна тепломісткість газу на ділянці від х до[image: image4916.png]


 Дж/кг:0С; (ккал/кг°С); А - термічний еквівалент роботи, 9,8Дж/кг-м; (1/427
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ккал/кг-м); [image: image4917.png]


- середньозважений коефіцієнт теплопровідності гірських порід для інтервалу від х до [image: image4918.png]


 Дж/м· год°С; (ккал/м· год· °С); [image: image4919.png]


— теплопровідність окремих типів порід товщиною[image: image4920.png]


Дж/м·год ·°С (ккал/м· год ·°С); [image: image4921.png]


- об'ємна тепломісткість гірских порід, Дж/м3 · °С; ( ккал/м3 • °С); [image: image4922.png]


- дебіт газу при стандартних умовах, тис.м3/добу;[image: image4923.png]Az



-безрозмірна функція часу роботи свердловини г (год) з початку її експлуатації. D{ обчис​люють за значеннями [image: image4924.png]ep

o e T Px



 і [image: image4925.png]b T 1x




 за формулою (18.25) або знахо​дять з номограм.[image: image4926.png]o



використовуючи[image: image4927.png]Pep



і [image: image4928.png]


- за формулою (18.26). Для спрощення розрахунків [image: image4929.png]


 і [image: image4930.png]


 можна наближено знаходити за середніми значеннями тиску і темпе​ратури в стовбурі свердловини [image: image4931.png]


 [image: image4932.png]Iaug T 1).




 Тоді у формулі (18.39)  комплекс [image: image4933.png]


 замінюють на [image: image4934.png]



Теплопровідність сухих порід істотно залежить від їх густини і змінюється від 1256 Дж/м год °С; (0,3 ккал/м год0 С) для кварцевого піску до 22608,72 - 25120,8 Дж/м год°С; (5,4 - 6 ккал/м год0 С) для кам'яної солі. Для глин [image: image4935.png]


 становить 4886,8- 12560,4 Дж/м.год°С (1,17-3 ккал/м· °С), зростаючи з глибиною. Вплив вологості на коефіцієнт тепло​провідності враховується множенням [image: image4936.png]


 на поправочний коефіцієнт, який змінюється від 1 до 3,2 при об'ємній вологості породи 0-40%.
Розподіл температури в працюючій свердловині при наявності в розрізі бага-торічномерзлих порід знаходять для інтервалу від вибою до початку зони багаторічної мерз​лоти за формулою (18.39), в якій геотермічний градієнт Г визначають за формулою (18.37). Щоб розрахувати температуру на вході в зону багаторічної мерзлоти [image: image4937.png]


 в формулу (18.39) замість х і [image: image4938.png]Px



 підставляють відповідно глибину нижньої межі мерзлоти [image: image4939.png]


  і тиск га​зу [image: image4940.png]Pou



 на цій глибині.
У межах зони багаторічномерзлих порід розподіл температури в свердловині описується формулою
   [image: image4941.png]be = Touw ™ Ty (fg— ) +
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де [image: image4947.png]


- геотермічнийградієнт в зоні багаторічноїмерзлоти, який визначається за форму​лою (18.38); [image: image4948.png]


- теплопровідність мерзлих порід, Дж/м год °С; (ккал/м год °С), [image: image4949.png]


-об'ємна тепломісткість мерзлих порід, Дж/м3 °С; (ккал/м3 °С);[image: image4950.png]


- безрозмірний ко​ефіцієнт, який враховує швидкість теплообміну при наявності мінусових температур;[image: image4951.png]


 середня температура мерзлих (талих) порід в зоні багаторічної мерзлоти, °С; [image: image4952.png]


— серед​ньорічна температура поверхні грунту, °С.
Коефіцієнти теплопровідності [image: image4953.png]


і об'ємної тепломісткості [image: image4954.png]


 мерзлих порід зале​жать від їх густини [image: image4955.png]Pn



 В області зміни [image: image4956.png]Pn



 від 1000 до 2200 кг/м3 [image: image4957.png]


= 1674,7 -15072,48Дж/м год °С; (0,4-3,6 ккал/м год°С),[image: image4958.png]


 - 0,837 - 2,512 Дж/м°С (0,2·10-3 -0,6·10-3ккал/м°С).
Температуру газу на гирлі свердловини при наявності зони багаторічної мерзлоти зна​ходять за формулою (18.40) при х=0 і  [image: image4959.png]
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Глава    19
Газогідродинамічні дослідження газових і газоконденсатних свердловин
19.1. Мета, задачі та методи дослідження свердловин
Дослідження газових свердловин проводиться з метою одержання вихідних даних для складання проекту розробки родовища, вибору технологічного режиму експлуатації сверд​ловин, аналізу і контролю за розробкою родовища, а також виявлення окремих факторів, які впливають як на продуктивну характеристику свердловин, так і на умови експлуатації свердловин і родовища в цілому.
Газогідродинамічні методи дослідження свердловин і продуктивних горизонтів основані на залежності процесів перерозподілу в пласті тиску і витрати флюїда від колекторських властивостей пласта і складу продукції свердловини. Одержуючи по свердловинах кількісну характеристику цих процесів і обробляючи експериментальні залежності за допо​могою відповідних аналітичних методів, визначають такі характеристики продуктивного пласта:
середньозважений по всій зоні впливу свердловини параметр провідності пласта[image: image4960.png]TE




ємнісну характеристику пласта m/z;
ступінь неоднорідності пласта;
коефіцієнти фільтраційних опорів, які залежать від умов розкриття пласта, його пара​метрів і т.п.;
максимально допустимий дебіт свердловини з точки зору запобігання руйнування при-вибійної зони пласта і утворення водяного конуса.
Дослідження газових свердловин проводять:
в умовах практично стаціонарного руху газу при різних режимах роботи свердловин;
в умовах нестаціонарного руху газу в пласті, коли знімаються криві наростання тиску на вибої свердловини при її закритті або криві стабілізації тиску і дебіту після пуску сверд​ловини в роботу.
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19.2. Дослідження газових свердловин при стаціонарних режимах фільтрації
Дослідження газових свердловин при стаціонарних режимах фільтрації, яке часто на​зивають методом усталених відборів, базується на зв'язку між усталеними тисками на вибої і дебітами газу при різних режимах роботи свердловини. Ці дослідження дають змогу визна​чити такі параметри:
залежність дебіту газу від депресії на пласт і тиску на гирлі свердловини;
коефіцієнти фільтраційних опорів привибійної зони пласта;
кількість рідких і твердих домішок, які виносяться з газом на різних режимах;
умови руйнування привибійної зони, нагромадження і виносу твердих і рідких частинок;
коефіцієнт гідравлічного опору труб;
ефективність різних ремонтно-профілактичних робіт;
технологічний режим експлуатації свердловин з врахуванням різних факторів.
Інтерпретація результатів дослідження свердловин. За результатами дослідження свердловини будують індикаторну лінію (залежність [image: image4961.png]=



 від [image: image4962.png]


 . Здебільшого індикаторна лінія має форму параболи, що проходить через початок координат (рис. 19.1). Для визначення коефіцієнтів А і В з формули припливу газу з пласта в стовбур свердловини (18.16) існує декілька методів обробки результатів дослідження.
	[image: image4963.png]Pe-Fics




Рис. 19.1. Індикаторна крива для газової свердловини


Графічний метод  визначення А і В  при відомому пластовому тиску. За результатами дослідження свердловини для кожного режиму обчислюють [image: image4964.png]Pi ~ Pins



 а потім буду-ють   графік    залежності [image: image4965.png]Pi ~ Pants
r]

= (@)



 (рис. 19.2). Коефіцієнт А визначається як відрізок, який відтинається одержаною прямою на осі орди​нат, а коефіцієнт В - як тангенс кута нахилу прямої до осі абсцис.
Графічний метод визначення А і В при невідомому пластовому тиску. В тих випадках, коли пластовий тиск з якихось при​чин визначити неможливо (наприклад, коли тиск на
[image: image4966.png]



Рис. 19.2 Графік залежності  [image: image4967.png]


     Рис. 19.3. Графік залежності [image: image4968.png]Pinsi ~ Phutin

", 4




від q                                                                                       від [image: image4969.png]@, +q)
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вибої свердловини відновлюється до пластового дуже довго), результати досліджень оброб​ляють графічним способом в координатах
                       [image: image4970.png]Pl — Bt
]



   від  [image: image4971.png]



Тут і - 1, 2,3, ...,т; п — порядковий номер режиму;т — число режимів.
Результати дослідження, оброблені в цих координатах, розміщуються на прямій (рис.19.3), яка відтинає на осі ординат відрізок, рівний А, і має кут нахилу до осі абсцис з тангенсом, рівним В.
Чисельний метод визначення А і В, коли відомий пластовий тиск. Коефіцієнти А і В обчислюють за формулами:
                              [image: image4972.png]=1

25| 2N
i

5



 (19.1)
                                      [image: image4973.png]


 (19.2)
В формулах (19.1) і (19.2) беруть суму по всіх виміряних при дослідженні сверловини значеннях[image: image4974.png]


і[image: image4975.png]



Чисельний метод визначення А і В, коли невідомий пластовий тиск. В цьому випадку коефіцієнти А і В обчислюють за формулами:
[image: image4976.png]2t (PR, ~ P..s,,)(q..* )

"2 @t @ 2 @+ a.)z

NE o+ 0P - [E (@t 4.)}
i=1




 (19.3)
[image: image4977.png]"eut p}
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 (19.4)
У співвідношеннях (19.3) і (19.4)[image: image4978.png]


— число сполучень, яке визначається за формулою [image: image4979.png]N=3(m-1)




Формули (19.1) і (19.2) можна застосовувати тільки в тих випадках, коли свердловина досліджувалась не менше ніж на 15 режимах. В іншому випадку обчислені коефіцієнти А і В можуть бути далекими від істинного значення, особливо при великому розсіюванні точок.
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Знайшовши коефіцієнти А і В методами, описаними вище, можна далі обчислювати пластовий тиск за формулою
                                            [image: image4980.png]Pr = VBiutn T Ady + B3



 (19.5)
Деякі види аномальних індикаторних кривих та їх інтерпретація. В результаті якісно проведених досліджень встановлюють зв'язок між різницею квадратів пластового і вибійного тисків[image: image4981.png]


і дебітом газу[image: image4982.png]


 який виражається двочленною формулою
(18.16). У деяких випадках одержана залежність відрізняється від двочленної, що може бу​ти викликано неточними визначеннями пластових і вибійних тисків внаслідок їх неповної стабілізації, наявності води на вибої свердловини та іншими причинами. В таких випадках рекомендується використовувати наближені методи обробки результатів дослідження.
При дослідженні свердловини пластовий тиск не повністю відновився. Припустимо, що розрахований за формулою (18.27) пластовий тиск відрізняється від істинного на величину [image: image4983.png]3,



 Тоді
                                   [image: image4984.png]Dy




 (19.6)
де [image: image4985.png]


— розрахований пластовий тиск.
В цьому випадку рівняння припливу газу матиме вигляд
                              [image: image4986.png]' — Phus = Ag + B¢ ~ Ay,



 (19.7)
де   [image: image4987.png]Ay, =2p' 8, + 4.




Залежність[image: image4988.png]


 від [image: image4989.png]


(рис.19.4) не проходить через початок координат, а  відтинає на осі ординат відрізок, рівний [image: image4990.png]



Щоб знайти графічним методом коефіцієнти А і В, на індикаторній кривій (рис.19.4)  визначають відрізок [image: image4991.png]


 і будують графік залежності [image: image4992.png](P'w)® ~ Pous + Ban



 від [image: image4993.png]


 (рис. 19.5, лінія 1). Одержана пряма відтинає на осі ординат відрізок, рівний А. Тангенс кута нахилу цієї прямої до осі абсцис дорівнює коефіцієнту В.
Після цього можна знайти дійсний пластовий тиск за формулою
                                          [image: image4994.png]=Y+ Ay, -



 (19.8)
[image: image4995.png]z
15" 7ag



        [image: image4996.png]



Рис. 19.4. Індикаторна крива при                       Рис. 19.5. Графіки залежностей:
неточному визначенні пластового тиску   [image: image4997.png]
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Звідси випливає практично важливий висновок. Якщо пластовий тиск невідомий, то можна взяти довільну величину [image: image4998.png]Py



 і обробити дані дослідження свердловини за описаною вище методикою.
При дослідженні свердловини тиск на її вибої не стабілізувався. Якщо ми впевнені в тому, що пластовий тиск заміряний точно, а індикаторна лінія має фор​му, показану на рис. 19.6, то це означає, що тиск на вибої свердловини на кожному режимі завищений. Припустимо, що тиск на вибої свердловини відрізняється від дійсного на вели​чину [image: image4999.png]O3,



 тобто
                                      [image: image5000.png]


 (19.9)
Тоді рівняння припливу газу буде мати вигляд
             [image: image5001.png]Pi— (Puns) = Ag+ Bg' — Bgyss



 (19.10)
де         [image: image5002.png]



Результати дослідження свердловини обробляють таким чином:
1.  Будують індикаторну криву в координатах [image: image5003.png]07 — (Ps)



 і [image: image5004.png]


 і визначають [image: image5005.png]Apso



 як відрізок, що відтинається на осі ординат при [image: image5006.png]


= 0 (рис. 19.б);
                                     [image: image5007.png]Apuso ™ 20, 83 + &3



 (19.11)
2. Знаючи [image: image5008.png]e+



 можна відшукати [image: image5009.png]3y




                                    [image: image5010.png]6o — Px-

8=



 (19.12)
3. За знайденим [image: image5011.png]61



 і формулою (19.10) визначають величину [image: image5012.png]Agnss



 для кожного режи​му. Представляючи результати досліджень в координатах [image: image5013.png]Pr — (Pews) + Aons
q



  від [image: image5014.png]


 одер​жують пряму лінію (рис. 19.7, лінія 1), яка відтинає на осі ординат відрізок, рівний ко​ефіцієнту А. Тангенс кута нахилу цієї прямої до осі абсцис рівний коефіцієнту В.
В свердловині є рідина, яка надходить у пласт при зупинці свердловини. В цьому випадку тиск на вибої свердловини, обчислений за величиною нерухомого сто​впа газу, буде занижений на величину [image: image5015.png]d,,



 тобто
                                       [image: image5016.png]Pous ™ P'ent ¥ 03



 (19.13)
[image: image5017.png]At ﬂ;z I &‘%‘J‘Au
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Рис. 19.6. Індикаторна крива при неточ-   Рисю19.7. Графік залежностей:
ному визначенні вибійних тисків  [image: image5018.png](o)t
. L TR ™.
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Індикаторна крива в цьому випадку має вигляд, показаний на рис. 19.8, і описується рівнянням
                                          [image: image5019.png]PE = (Pans)* = AQ + B@ + C,



 (19.14)
 де С =[image: image5020.png]20 s 8y + 35,




Індикаторна крива відтинає на осі ординат відрізок [image: image5021.png]12
Co = 20, 33 + &3



 Вимірявши на  графіку величину цього відрізка, знаходять поправку  [image: image5022.png]



                                              [image: image5023.png]


 (19.15) 
За [image: image5024.png]&y



 за допомогою (19.14) шукають поправку С для кожного режиму. Результати дослідження свердловини зображають у вигляді графічної залежності [image: image5025.png]P~ Pan)’ ~ €



 від [image: image5026.png]


  за якою знаходять коефіцієнти фільтраційних опорів А і В (рис. 19.9, лінія 2).
Методика обробки результатів дослідження свердловини з урахуванням зміни реаль​них властивостей газу залежно від тиску. У наведених вище формулах для обробки ре​зультатів дослідження при стаціонарних режимах фільтрації коефіцієнти динамічно! в'яз​кості[image: image5027.png]


і надстисливості газу[image: image5028.png]


прийняті постійними. Для газових родовищ з пластовим тис​ком менше 10-12 МПа і невеликими депресіями ([image: image5029.png]Pans /Py &



0,9) таке припущення не приводить до великих похибок. В усіх інших випадках індикаторну криву потрібно обробля​ти, користуючись формулою, яка враховує зміну μ і Z від тиску:
                                [image: image5030.png]


 (19.16) 
ле       [image: image5031.png]


  [image: image5032.png]


    [image: image5033.png]


   [image: image5034.png]



[image: image5035.png]_HaPanTon Ry PabuTud” (1
= TaknT, R Frra





[image: image5036.png]Hane



 — коефіцієнт динамічної в'язкості газу при ,[image: image5037.png]


 і [image: image5038.png]


- коефіцієнт динамічної в'язкості газу при [image: image5039.png]Py



 і '[image: image5040.png]


; [image: image5041.png]Hay



 - коефіцієнт динамічної в'язкості газу при  [image: image5042.png]


 і [image: image5043.png]


;
                        [image: image5044.png](Pps Toa)s



[image: image5045.png]= f (Pynt+ Tan)-




[image: image5046.png]B 04l



       [image: image5047.png]B Alaal™t
7 7.

N2




Рис. 19.8. Індикаторна крива при заниже-              Рис. 19.9. Графік залежностей:
них значеннях вибійних тисків                   [image: image5048.png]2~ ¢ 'we)” [l G i
1S g2 g
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19.3. Особливості дослідження свердловин, пробурених на пласти з низькою продуктивною характеристикою
При дослідженні свердловин, пробурених на пласти з низькими колекторськими вла​стивостями, період стабілізації дебіту і тиску на вибої свердловини вимагає багато часу (іноді до 30 днів). Для скорочення часу дослідження запропоновані прискорені методи.
Ізохронний метод. Порядок проведення дослідження такий. На кожному режимі свердловина працює один і той самий час [image: image5049.png]


(30—60 хв), в кінці якого вимірюють дебіт газу [image: image5050.png]q ()



 і вибійний тиск [image: image5051.png]Pyus (o)



 після чого свердловину закривають до повного відновлення статичного тиску. Результати дослідження обробляють за формулою
                                  [image: image5052.png]7 — Plnslty)

L= Al) By



 (19.17)
При цьому із залежності  [image: image5053.png]Pi — Phusltp)
T“‘)‘l’- £t



  визначається дійсне значення коефіцієнта В і значення кофіцієнта А [image: image5054.png]


 характерне для часу стабілізації [image: image5055.png]



Далі на одному з режимів свердловину пускають в роботу до повної стабілізації дебіту [image: image5056.png]Qycr



 і тиску на вибої [image: image5057.png](Peatiyer):



 Дійсне значення коефіцієнта А знаходять за формулою
                                       [image: image5058.png]nsyer ~ Bfer




 (19.18)
Експрес-метод. Часто закриття свердловини між зміною режимів до повного відновлення статичного тиску приводить до великого простою свердловини. В таких випад​ках застосовують експрес-метод, при якому час роботи свердловини на кожному режимі і час простою між змінами режимів один і той самий [image: image5059.png]


 -. 20—ЗОхв). Результати дослідження обробляють за формулою
                                   [image: image5060.png]PE = Phsi ~ BC;

= A+ By,



 (19.19)
де[image: image5061.png]


— коефіцієнт, який визначають при обробці кривої відновлення пластового тиску для випадку нескінченного пласта, [image: image5062.png]i



— коефіцієнт на і-му режимі. Значення [image: image5063.png]


 знаходять за формулами:
[image: image5064.png]


 = 0;   [image: image5065.png]Cy



= 0,176,[image: image5066.png]


;   [image: image5067.png]


= 0,097[image: image5068.png]


+ 0,176[image: image5069.png]


;       [image: image5070.png]


= 0,067[image: image5071.png]N



+ 0,097[image: image5072.png]


+ 0,176[image: image5073.png]



[image: image5074.png]


 = 0,051[image: image5075.png]a4



+ ...; [image: image5076.png]


=0,041[image: image5077.png]&



+ ...;           [image: image5078.png]


=0,034м + ...;  [image: image5079.png]


 =0,03[image: image5080.png]


   + ...;
           [image: image5081.png]


 = 0,026[image: image5082.png]gy



 + ...;   [image: image5083.png]Cxo



=0,024[image: image5084.png]2



 + ...;            [image: image5085.png]Cll



=0,021[image: image5086.png]


+ ... .
З графіка залежності [image: image5087.png]7~ Prunilfo)
G(1,)



 від [image: image5088.png]%i(p)



 визначають дійсне значення коефіцієнта В. Значення коефіцієнта А знаходять за формулою (19.18).
Метод монотонно-ступінчастої зміни дебітів. На відміну від прискорених методів дослідження газових свердловин, описаних раніше, метод монотонно-ступінчастої зміни дебітів не потребує зупинки свердловини між режимами. Суть методу монотонно-ступінчастої зміни дебітів полягає в тому, що перед дослідженням свердловина працює на одному з режимів до повної стабілізації тиску [image: image5089.png]Pycr



 і дебіту [image: image5090.png]


 Подальший порядок дослідження залежить від необхідності вимірювання статичного тиску, [image: image5091.png]Per-




Якщо [image: image5092.png]Per



вимірювати не потрібно, то після досягнення повної стабілізації на одному ре​жимі свердловину зупиняють на час [image: image5093.png]


 якого явно недостатньо для відновлення тиску до
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пластового (на гирлі свердловини до статичного [image: image5094.png]Pere



). Величину[image: image5095.png]


приймають рівною в ме​жах[image: image5096.png]


4—10 год. В момент часу[image: image5097.png]


вимірюють вибійний тиск [image: image5098.png]


 і температуру. Потім свердловину пускають в роботу на першому режимі з дебітом [image: image5099.png]d;-



 Час роботи свердловини на цьому і подальших режимах з дебітами [image: image5100.png]


<[image: image5101.png]


<[image: image5102.png]qy



<... <[image: image5103.png]dn



 один і той же, який можна оцінити за формулою
                                              [image: image5104.png]©.08-02) 1,




 (19.20)
Перехід з одного режиму до іншого необхідно проводити практично без зупинки сверд​ловини або зі зупинкою не більше ніж на 2-3 хв.
Якщо після роботи свердловини з дебітом [image: image5105.png]ver



 її закривають для вимірювання статичного тиску [image: image5106.png]DPery



 то після вимірювання [image: image5107.png]


 свердловину вводять в роботу з дебітом[image: image5108.png]@



= 0,5[image: image5109.png]N



 на час [image: image5110.png]


 Подальше дослідження свердловини проводять так, як це описано раніше.
Обробку результатів дослідження свердловини методом монотонно-ступінчастої зміни дебітів проводять за двочленною формулою, в якій замість пластового тиску приймають тиск на вибої свердловини [image: image5111.png]Danto



 в момент [image: image5112.png]



Якщо свердловину досліджували без зупинки для вимірювання статичного тиску, то об​робкурезультатів дослідження проводять в координатах [image: image5113.png](Piuso — Dintp) — Gp



 і  [image: image5114.png]~ Do _
Pvso

-




В результаті обробки одержують пряму, яка відтинає на осі [image: image5115.png]ap*/gy



 відрізок, рівний А[image: image5116.png]()



 і має кут нахилу до осі [image: image5117.png]dp:



 тангенс якого рівний В.
Якщо перед дослідженням свердловину зупиняли для вимірювання статичного тиску, то обробку результатів дослідження проводять згідно з формулою
                               [image: image5118.png]0 = A (1g, + B + C*,



 (19.21)
де  [image: image5119.png]C* = A(t)), + B



= const.
Далі будують графік залежності [image: image5120.png]-3 —-C*
Pinso ~ Biutip = €

= A(fp) + By,
ap



, з якого визначають коефіцієнти А[image: image5121.png])



 і В.
Дійсне значення коефіцієнта А знаходять за формулою (19.18).
19.4. Дослідження газових свердловин при нестаціонарних режимах фільтрації
Існують такі види дослідження свердловини при нестаціонарних режимах фільтрації:
1. Зняття кривих відновлення тиску на вибої свердловини після її зупинки.
2.  Зняття кривих зменшення в часі дебіту газу при підтриманні постійного тиску на гирлі свердловини.
3.  Зняття кривих зменшення в часі тиску на гирлі свердловини при підтриманні постійного дебіту.
4. Зняття кривих стабілізації вибійного тиску і дебіту при пуску свердловини в роботу на певному режимі.
Найбільш поширений в промисловій практиці перший спосіб.
Методика зняття та обробки стандартних кривих відновлення вибійного тиску (КВТ). Перед зняттям кривої відновлення вибійного тиску свердловину пускають в роботу до повної стабілізації дебіту, тиску і температури. Після цього її закривають і записують зміну в часі
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тиску і температури на гирлі та в затрубному просторі. Одержані результати обробляють за​лежно від умов на межі пласта.
Методика обробки КВТ в умовах  "нескінченного" пласта. Якщо час роботи свердловини Т до зняття КВТ значно більший від часу t, необхідного для відновлення
тиску (T[image: image5122.png]


20f), то застосовують формулу
                                   [image: image5123.png]Phs(y=a +plgt,



 (19.22)
де
                     [image: image5124.png]a-p=...q,,+ﬂns’,:;’+ne::



 (19.23)
                      [image: image5125.png]L1331 104, aaTorZusber
RERT, ’

B=



 (19.24)
де [image: image5126.png]


— поточний вибійний тиск після закриття свердловини, МПа; [image: image5127.png]


— вибійний  тиск перед закриттям свердловини, МПа; [image: image5128.png]


— коефіцієнт п'єзопровідності пласта, м2/с; [image: image5129.png]Regp



 — зведений радіус свердловини, м; В — коефіцієнт фільтраційного опору при квадратичному члені двочленної формули припливу газу до свердловини[image: image5130.png]()



  [image: image5131.png]'



 — дебіт свердловини перед її закриттям, тис.мЗ/добу; [image: image5132.png]


— ефективна товщина пласта, м; [image: image5133.png]


 — коефіцієнт динамічної в' язкості газу в пластових умовах, мПа • с; К [мкм2];[image: image5134.png]


[МПа]. За КВТ, побудованою в координатах [image: image5135.png]


 від [image: image5136.png]


 визначають коефіцієнти [image: image5137.png]


 і [image: image5138.png]


 (рис. 19.10), а потім провідність пласта за формулою
                                                        [image: image5139.png]kh _ P%TnaZna
W

e =



 (19.25)
де [image: image5140.png]


- розмірний коефіцієнт.
Якщо відомий коефіцієнт В, то можна обчислити параметр  [image: image5141.png]



              [image: image5142.png]& = Pinso ~ Ba,
RE;.L. ~0ddsexp (23— g )



       (19.26)
Враховуючи, що [image: image5143.png]AP

QMg

k=




 з формули (19.26) можна знайти місткісний параметр [image: image5144.png]Gaihpht




[image: image5145.png]


           (19.27)
Якщо відомий коефіцієнт п'єзопровідності, то можна визначити зведений радіус сверд​ловини:
[image: image5146.png]


        (19.28)
Якщо час роботисвердловини Т перед її зупинкою невеликий (Т < 20[image: image5147.png]


), то обробка КВТ проводиться згідно з формулою
                                            [image: image5148.png]s = ot - prs L.



 (19.29)
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[image: image5149.png]


        [image: image5150.png]



     Рис. 19.10. Обробка КВТ при Т[image: image5151.png]


20[image: image5152.png]


      Рис. 19.11. Обробка КВТ при Т < 20[image: image5153.png]



У даному випадку при застосуванні формули (19.22) кінцева частина КВТ ви​дозмінюється, що призводить до помилкових висновків про параметри пласта та його од​норідність. Коефіцієнт [image: image5154.png]


 визначають як відрізок, який відтинає на осі ординат прямолінійна частина залежності [image: image5155.png]Pens(D)



 від lg [(Т +[image: image5156.png]/1)



 (рис. 19.11).
Параметр [image: image5157.png]kh/p



 обчислюють за формулою (19.25).
Методика обробки КВТ в умовах обмежених розмірів пласта. В цьо​му випадку використовують формулу
                                     [image: image5158.png]1g (P} — PLus(®)) = o ~ Byts



 (19.30)
де
                                       [image: image5159.png]118
I,

g

ay -




 (19.31)
                                                    [image: image5160.png]=25 £




 (19.32)
З   прямолінійної  частини   кривої  відновлення  тиску,   побудованої   в   координатах [image: image5161.png]18 (P — Rs(D)



 від[image: image5162.png]


(рис. 19.12), знаходять коефіцієнти [image: image5163.png]a



 і [image: image5164.png]


 За [image: image5165.png]ay



 визначають[image: image5166.png]


а потім за формулами (19.25) — (19.28) відповідні параметри пласта. З формули (19.32) можна знайти [image: image5167.png]



                                             [image: image5168.png]


 (19.33)
За [image: image5169.png]


 можна відшукати об'єм зони дренування свердловини (в м3):
                       [image: image5170.png]V= xazmh RE



 = 7,88·10-3[image: image5171.png];{s
£



(19.34)
К [мкм2]; [image: image5172.png]


[м]; [image: image5173.png]


[мПа·с]. Місткісний параметр
                            [image: image5174.png]171073 ¢, Ty 2

o = R T



 (19.35)
Вплив різних факторів на форму КВТ та їх врахування при обробці результатів дослідження свердловини. Розглянуті методи обробки КВТ придатні для умов миттєвого закриття свердловини, розміщеної в однорідному пласті, і при ізотермічному процесі відновлення тиску. В реальних свердловинах ці умови не витримуються. В результаті оброб​ка КВТ за описаними вище методами не завжди дає надійні результати. Розглянемо деякі фактори, які впливають на форму КВТ.
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[image: image5175.png]li(ﬂ-ib(tll




           [image: image5176.png]Lt




Рис. 19.12. Обробка КВТ для кінцевих              Рис. 19.13. Вплив припливу газу в
                розмірів пласта                         стовбур свердловини після її закриття
                                                                              на графік залежності, [image: image5177.png]


 від  [image: image5178.png]


 

Врахування  припливу  газу  в  свердловину  після її зупинки. Не​обхідність врахування припливу газу виникає тоді, коли газ продовжує надходити в сверд​ловину тривалий час після її закриття, що, як правило, спостерігається в пластах з низькою проникністю (рис. 19.13).
Для обробки КВТ з врахуванням припливу газу запропоновано декілька диференційних та інтегральних методів. Наведемо для прикладу один з цих методів (диференційний). Об​робка КВТ проводиться за формулою
                                [image: image5179.png]Bis(®) — Owsio

= e =aq+BIgeQr).



 (19.36)
де
                                     [image: image5180.png]


 (19.37)
                                        [image: image5181.png]() =

- Ve,
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 (19.38) 
                               [image: image5182.png]v = 5 - Bols

TS
ZTt,p



 (19.39)
                                  [image: image5183.png]«")

L Taf 45,
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 (19.40)
                                       [image: image5184.png]H= Pens() + PAD)



 (19.41)
де [image: image5185.png]Vi



— об'єм газу, який надійшов у свердловину за час [image: image5186.png]


м3; [image: image5187.png]


— приплив (дебіт) га​зу в свердловину в момент часу [image: image5188.png]


 м3/с; [image: image5189.png]


— середній тиск в стовбурі свердловини відповідно в моменти часу [image: image5190.png]


 і [image: image5191.png]


= 0, МПа; [image: image5192.png]Pawcll)s P (1}



— відповідно тиск на вибої і на гирлі свердловини в момент часу[image: image5193.png]


 МПа; [image: image5194.png]


— дебіт свердловини перед її зупинкою, м3/с; [image: image5195.png]


— об'єм стовбура свердловини,
При наявності фонтанних труб [image: image5196.png]


 визначається як сума об'ємів затрубного простору і фонтанних труб.
Для свердловини, яка експлуатується тільки по фонтанних трубах, об'єм газу, який надійшов у свердловину за час t, знаходять за формулою
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 (19.42)
Приплив газу в момент часу[image: image5198.png]



                      [image: image5199.png]Tolbha  Bunlt) | Talp ()
PaZepsarTcpaa Gt PunZepaplepap Gt

=



 (19.43)
Величина[image: image5200.png]dp/dt



  визначається наближено за формулою
[image: image5201.png]


 (19.44)
Інтервал часу [image: image5202.png]


 вибирається таким, щоб точка t була посередині інтервалу, тобто [image: image5203.png]At=

Boh



 Залежно від темпу відновлення тиску значення
	[image: image5204.png]



Рис. 19.14. Характер КВТ в нео​днорідних пластах


величини[image: image5205.png]


можна вибрати від декількох секунд (на початковій ділянці кривої) до декількох хвилин. Обробляючи одер​жані результати графічно в координатах [image: image5206.png]Pius(f) — s




 від [image: image5207.png]


з прямолінійної ділянки визначають [image: image5208.png]


 і[image: image5209.png]


 після чого знаходять інші пара​метри за формулами (19.25)—(19.28).
Характер і обробка КВТ у нео​днорідних пластах. Одним з основних фак​торів, які впливають на форму КВТ, є нео​днорідність пласта по площі, пов'язана з на​явністю зон погіршеної провідності, тектонічних та літологічних порушень, нафтової облямівки, газоводяного контакту, випадіння конденсату в пласті тощо.
В пластах з різко вираженою неоднорідністю залежно від розмірів і кількості екранів при об​робці КВТ за формулою (19.22) одержують на
графіку декілька прямих ліній (рис. 19.14). Якщо пласт, який досліджується, має один ек​ран безмежної довжини, то на КВТ відзначаються дві прямі лінії з кутовими коефіцієнтами [image: image5210.png]


 причому [image: image5211.png]


 У випадку непроникного екрану [image: image5212.png]By =~ 26,



 Якщо близько від свердловини проходять два екрани, що перетинаються, то [image: image5213.png]


>[image: image5214.png]



Інтерпретацію КВТ в пластах з різко вираженою неоднорідністю по площі проводять в такому порядку.
Коефіцієнт гідро провідності [image: image5215.png]kh/



 і параметр [image: image5216.png]&2/R},



 у всіх випадках визначають, використовуючи перший прямолінійний відрізок, за описаною раніше методикою. Відстань від свердловини до екрану можна знайти за формулою
                                           [image: image5217.png]


 (19.45)
де [image: image5218.png]


— час, який відповідає точці перетину двох прямих ліній, с;[image: image5219.png]


— п'єзопровідність пласта, м2/с; [image: image5220.png]


— відстань до екрану, м.
19.5. Дослідження родовищ на газоконденсатність
Дослідження родовищ на газоконденсатність проводять з метою визначення параметрів вуглеводневої суміші, необхідних для підрахунку запасів газу, конденсату і окремих компонентів, визначення прогнозних показників розробки
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газоконденсатного родовища і проекту​вання системи промислової обробки вуглеводневої продукції. При наявності нафтової об​лямівки для дослідження на газоконденсатність вибирають три свердловини, розташовані на куполі структури, поблизу нафтової облямівки і в проміжній ділянці. Якщо родовище ха​рактеризується великою товщиною продуктивного розрізу (понад 300 м), то вибирають по одній свердловині для дослідження на кожні 300 м розрізу.
Багатопластові газоконденсатні родовища досліджуються такою кількістю смердловин, щоб були охоплені всі поклади, в яких знаходяться запаси газу і конденсату.
Методика промислових досліджень свердловин на газоконденсатність. Залежно від стадії освоєння родовища і характеристики газоконденсатної системи вибирається методика дослідження свердловин на газоконденсатність.
У період розвідки родовища при підготовці вихідних даних для підрахунку запасів газу і конденсату використовується методика одноступінчастого розділення.
В процесі дослідно-промислової експлуатації родовища для отримання вихідних даних, необхідних для проектування розробки родовища, застосовують двоступінчасту сепарацію газу, принципова схема якої показана на рис. 19.15. Газ зі свердловини надходить спочатку в теплообмінник 1, після чого направляється в перемішувач 2, звідки основна частина суміші розділяється на газ і конденсат в сепараторах 3 і JІ і II ступенів сепарації. Решта га​зоконденсатної суміші направляється на дослідну апаратуру, яка складається з великої се​параційної установки б (ВСУ) і малогабаритного сепаратора 8, в якому за допомогою тер​моелементів 14 можна підтримувати постійну температуру при різних тисках сепарації. Перший сепаратор виконує роль І ступеня сепарації, а малогабаритний сепаратор - роль П ступеня сепарації. Між ВСУ і малогабаритним сепаратором установлений регулюючий штуцер 7, за допомогою якого тиск газу можна понижувати до атмосферного. Температуру газу знижують за рахунок розширення газу високого тиску.
Після встановлення в сепараторі наміченої температури і тиску продувають газом збірник конденсату і приступають до досліджень.
[image: image5221.png]



Рис. 19.15. Схема двоступінчастої сепарації газу при дослідженні свердловини на газо​конденсатність:
1 -теплообмінник; 2-змішувач; 3-селаратор І ступеня технологічної лінії; 4,7-штуцери; 5-сепаратор II ступеня технологічної лінії; 6-дослідницький сепаратор; 5-малогабаритний термостатований сепаратор; 9-ротаційний газовий лічильник; 10,11, 12-крани для зливу конденсату; 13-зашрні крании , 14-електронагрівачі (термоелементи)
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Рис. 19.16. Залежність коефіцієнта конден-сатовіддачі пласта від співвідношення
[image: image5223.png]+Cy3+ C,
Copn



 при розробці газаконденсат-ного покладу на виснаження
[image: image5224.png]



Рис.19.17. Ізотерма пластових втрат конденсату



Сирий конденсат, який нагромад​жується в нижній частині термостатовано-го сепаратора, заміряють за допомогою кранів 13, вмонтованих в стінку сепарато​ра.
За кількістю пройдених через лічильник 9 газу і нагромадженого в збірнику конденсату визначають вміст конденсату в газі (в см3/м3).
Лабораторні дослідження газокон​денсатних систем. При розробці газокон​денсатного родовища без підтримання пластового тиску важкі вуглеводні [image: image5225.png]


в конденсуються в пласті і практично не ви​добуваються. Кількість втраченого в пласті конденсату залежить від його вмісту в газі і властивостей газоконденсатної суміші, а також термодинамічних умов пласта.
Для визначення коефіцієнта конден-сатовідцачі потрібно знати пластові втрати конденсату. Залежно від вмісту конденса​ту в пластовому газі застосовують різні способи оцінки пластових втрат конденса​ту. Якщо вміст[image: image5226.png]Cavp



< 30 г/м3, коефіцієнт конденсатовіддачі можна визначити з графіка (рис. 19.16) або за допомогою де​що вдосконаленої установки УГК-3. В то​му випадку, коли вміст[image: image5227.png]


> 30 г/м3 пластові втрати конденсату визначають у лабораторних умовах на установках УГК-3 або УФР-2. Робота проводиться в тако​му порядку. Бомбу PVT установки запов​нюють рекомбінованою пробою (сумішшю газу і конденсату, яка відповідає суміші вуглеводнів). В бомбі створюють пластовий тиск і температуру. Встановлюють фазову рівновагу. Здійснюють диференційний процес конден​сації до наміченого тиску і визначають кількість конденсату, що випав у бомбі. На основі ла​бораторних дослідів будують криву пластових втрат конденсату (рис. 19.17).
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Глава   20 
Ускладнення при експлуатації газових свердловин
20.1. Експлуатація газових свердловин в пластах з підошовною водою
Експлуатація газових свердловин на масивних газових покладах з підошовною водою і в приконтурній частиш родовищ пластового типу з крайовою водою супроводжується дефор​мацією поверхні газоводяного контакту з утворенням конусу води, вершина якого лежить на осі свердловини (рис. 20.1). При досягненні граничних значень депресії і дебіту вода проривається на вибій свердловин. Тому в пластах з підошовною водою відбір газу зі сверд​ловин обмежують допустимою депресією на пласт (граничним безводним дебітом). Згідно з дослідженнями Б.Б.Лапука, граничний безводний дебіт, при якому відсутнє надходження підошовної води на вибій свердловини, можна оцінити за формулою
                                  [image: image5228.png]


 (20.1)
де  [image: image5229.png]


  [image: image5230.png]p* = WL



 [image: image5231.png]


[image: image5232.png]


 -   граничний   безводний  дебіт   газу, тис.м3/добу;[image: image5233.png]


- товщинагазоносної частини пласта від покрівлі до контакту газ-вода, м; [image: image5234.png]


 - розкрита товщина пласта, м; [image: image5235.png]Pa



- густина води в пластових умовах, кг/м3;[image: image5236.png]


 коефіцієнт проникності пласта відповідно в горизонтальному і вертикальному напрямках, мкм2; [image: image5237.png]P



- пластовий тиск, МПа; [image: image5238.png]


- радіус контура живлення, м;[image: image5239.png]


- коефіцієнт надстис-ливості газу у пластових умовах [image: image5240.png]oy



- коефіцієнт динамічної в'язкості газу в пластових умо​вах, мПа-с; [image: image5241.png]


- безрозмірний граничний безводний дебіт, який знаходиться залежно від величини [image: image5242.png]


і ступеня розкриття пласта[image: image5243.png]


(рис.20.2.).
За [image: image5244.png]drp



 визначають гранично допустиму депресію:
[image: image5245.png]Ape, = puy — VPE, — Ay, — Bahy.



 (20.2)
[image: image5246.png]2758
10N




                  [image: image5247.png]



Рис.20.1. Схема для визначення граничного без-   Рис.20.2. Графік для визначення водного дебіту свердловини при відсутності        безрозмірного граничного безвод-

І (І) наявності (2) перегородки                                  ного дебіту свердловини
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Згідно з І.А.Чарним, максимальну висоту підйому фронту води [image: image5248.png][



 допустиму де​пресію на пласт [image: image5249.png]Ay



 і безводний дебіт [image: image5250.png]drp



 знаходять за формулами:
                                 [image: image5251.png]Vip < 0,4(h — hyo)s



 (20.3) 
[image: image5252.png]04107 (h — hoor)op = 1)

ApPrp = Pox — Pans S W



 (20.4)
            [image: image5253.png]Pong = 0,16:1076¢ (h ~ hyo Mo, = p)[5Ppy —



 (20.5)
                                [image: image5254.png]— 105g(h = hyos)(py ~ P/ 03




або                            [image: image5255.png]



                [image: image5256.png]


 (20.6)
де [image: image5257.png]


 [image: image5258.png]


  [image: image5259.png]Pr



 - густина газу в пластових умовах, кг/м3; [image: image5260.png]


-функція, яка залежить від [image: image5261.png]= Rpg/h



 і [image: image5262.png]


[3,13].
Для анізотропного пласта допустиму депресію на пласт визначають з виразу
[image: image5263.png]Ay 10— xh’aca.— P.)[ L— T”]/% +0,42:1078 ghip,~ p,).



 (20.7)
З.С.Алієвим запропоновані такі формули для визначення допустимо! депресії на пласт і граничного безводного дебіту:
Або   [image: image5264.png]Arky = 1076 20 ~ by )ps = P [ 2Pag = 107 £k ~ hpea)los — 1))



 (20.8)
             [image: image5265.png]Apt, = 2:107%p,, 5(h — Ao Xpy — o) = DXL — B);



 (20.9)
для ізотропного пласта
                    [image: image5266.png]kol ~ %)
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 (20.10)
для анізотропного пласта__
             [image: image5267.png]


 (20.11)
де  [image: image5268.png]


  [image: image5269.png]ko = 4BD(oRY.
A3 z‘



 С = 1 -[image: image5270.png]


    [image: image5271.png]v = V& 7k,



; [image: image5272.png]Du2-107° Py, gh(pa— pr)



;
Уформулах(20.4)-(20.11)Р [МПа];[image: image5273.png]


[м];[image: image5274.png]


[кг/м3];  [image: image5275.png]



Результати розрахунків граничного безводного дебіту дляумов експлуатації свердловин на конкретних родовищах та іх зіставлення з промисловими даними показують, що за фор​мулою (20.1) одержують завищені значення[image: image5276.png]I



, Експлуатація свердловин при таких дебітах приведе до їх швидкого обводнення.
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Дещо нижчі значення [image: image5277.png]rp



 одержують за (20.5),(20.6.) і мінімальні, близькі до фактич​них величин, -за (20.10).
Формули (20.8Ы20.11) дають змогу розрахувати допустиму депресію і граничний безводний дебіт для фіксованого положення контакту газ-вода. В процесі розробки родови​ща в міру відбору газу і зниження пластового тиску контакт газ-вода піднімається. Пе​реміщення газоводяного контакту враховується шляхом заміни в наведених формулах [image: image5278.png]


 на [image: image5279.png](),



[image: image5280.png]


 на [image: image5281.png]


 на [image: image5282.png]20



і[image: image5283.png]Pr



 на [image: image5284.png]2.



 Відповідно перемінними будуть [image: image5285.png]


[image: image5286.png]


  [image: image5287.png]



Орієнтовно для прогнозних розрахунків різницю між початковим і поточним значення​ми газонасиченої товщини можна визначати за формулою
                     [image: image5288.png]- VT AAE X
2 o
hy hD) = AbH) = 5 74




                             [image: image5289.png]xmwz*m+zu—{\/ﬁ+4,‘?"



 (20.12)
де .[image: image5290.png]


 [image: image5291.png]


 [image: image5292.png]


- коефіцієнт абсолютної проникності, мкм2; к -коефіцієнт п'єзопровідності водоносної частини пласта, м2/с;[image: image5293.png]Hy



- коефіцієнт динамічної в'язкості води в пластових умовах, мПа-с;[image: image5294.png]


- час розробки, доби;[image: image5295.png]


- дебіт свердловини, тис.м3/добу; [image: image5296.png]


- коефіцієнт початкової газонасиченості;[image: image5297.png]


- коефіцієнт відкритої пори​стості;[image: image5298.png]


початковий об'єм пор в газонасиченій частині пласта, м3;[image: image5299.png]Ter Tan



- відповідно стандартна і пластова температури, К; [image: image5300.png]


 [м]; [image: image5301.png]Par



=0,1013 МПа.
Якщо середню газонасичену товщину пласта, через яку фільтрується газ, в області [image: image5302.png]R.srsR,



 прийняти рівною[image: image5303.png](h + Aoy )



/2, а допустиму депресію на пласт - згідно з формулою (20.9), то оптимальну величину розкриття пласта можна наближено визначити за залежністю
                        [image: image5304.png]o = 0,56 ([0.6 + ~L‘z)] -

B*ppa8(Py — Po)




                          [image: image5305.png]C1084%2 2
-l/ foh+ g AT - 000



 (20.13)
де  [image: image5306.png]


 [image: image5307.png]Pna



[МПа]; [image: image5308.png]


[кг/м3];[image: image5309.png]


[м]; А[image: image5310.png]wead



; В[image: image5311.png]&=zl



 [image: image5312.png]


 відповідає максимальний безводний дебіт. Йогообчислюють за формулою (20.6), в якій [image: image5313.png]


 знаходять згідно з співвідношенням (20.9), а замість А і В підставляють нові зна​чення цих параметрів:
                                [image: image5314.png]4= 24 48*
T gy P17
™ (B + by



 (20.14)
Підвищення продуктивності газових свердловин в пластах з підошовною водою досяга​ється створенням штучної перегородки (бар'єру) нижче інтервалу перфорації шляхом зака​чування безпосередньо в пласт або в тріщину, утворену напрямленим гідророзривом, хімічних реагентів (рідких смол фенол-формальдегіду, алкіду, вінілу, сечовино-формаль-дегіду та ін), цементного розчину тощо. Штучна перегородка повинна встановлюватися на пласта буде відповідати максимальному безводному дебіту. такій відстані від контакту газ-вода,
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при якій залишкова розкрита частина товщини. Товщина штучної перегородки не обме​жується і може становити від часток метра аж до поверхні контакту газ-вода. Чим більший радіус перегородки, тим вищий гранично безводний дебіт свердловини. Проте надто великі розміри перегородки приводять до істотних втрат пластової енергії у межах створеної пере​городки і відповідно до зменшення вибійного тиску. Найбільш прийнятним з точки зору техніки і технології варіантом є перегородка з радіусом до 10 м.
Граничний безводний дебіт свердловини з перегородкою можна наближено оцінити за формулою
                   [image: image5315.png]G =
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 (20.15)
де  [image: image5316.png]4D
= anz,




 [image: image5317.png]A% =

TRR



.[image: image5318.png]


   [image: image5319.png]


 - радіус перегородки, м; [image: image5320.png]


 визначається за формулою (20.9).
Згідно з дослідженнями С.М.Бузінова і Г.Назджанова, збільшити дебіт і продовжити період безводної експлуатації газових свердловин в пластах а підошовною водою можна створенням у привибійній зоні пласта підземних резервуаров великого діаметра, тобто експ​луатацією свердловин за схемою "Сепаратор". Другим напрямом підвищення ефективності розробки газових родовищ з підошовною водою, запропонованим вказаними авторами, є здійснення спільного відбору газу і води з моменту уведення свердловини в експлуатацію. Для цього газонасичена частина пласта розкривається в свердловинах на всю товщину, а башмак ліфтових труб спускається до нижніх отворів інтервалу перфорації. При такій сис​темі розкриття пласта практично відсутнє конусоутворення у зв'язку з виносом на поверхню всієї води, яка надходить на вибій свердловини, і одночасно істотно зростає дебіт газу за ра​хунок збільшення інтервалу припливу його в свердловину. Збільшення продуктивності газо​вих свердловин забезпечує стабільну роботу їх з водою протягом тривалого періоду і створює умови для форсованої розробки газового родовища. У міру виснаження пластової енергії слід застосовувати механізовані методи для виносу рідини на поверхню.
При надходженні на вибій підошовної води свердловини періодично зупиняють для осідання конуса води. З метою збільшення швидкості осідання конуса доцільно проводити закачування в свердловину після її зупинки газу високого тиску з облямівкою водного роз​чину ПАР, а також зупиняти за заданою програмою навколишні свердловини , щоб усуну​ти вплив депресійних воронок від їх роботи на процес осідання підошовної води.
20.2. Експлуатація газових свердловин в умовах обводнения
Причини обводнення газових свердловин. Розробка газових родовищ при водо​напірному режимі супроводжується поступовим обводненням видобувних свердловин підошовними чи крайовими водами.
Поява води в продукції свердловин може бути також викликана рядом інщих причин. В свердловини можуть надходити проміжні води з водонасичених пропластків, розміщених в продуктивному розрізі, залишкова вода з окремих защемлених лінз або зв'язана вода гли​нистих відкладів, яка відтискується зі зниженнням пластового тиску. При створенні знач​них депресій на пласт можливий рух або перенос газом в дисперсному стані частини за​лишкової води, особливо у випадку пластів з низькою газонасиченістю. При неякісному це​ментуванні експлуатаційної колони відбуваються перетоки "чужих" вод верхніх і нижніх
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водоносних горизонтів. Обводнения свердловин може бути також зумовлене тріщинно-( жильними водами, які заповнюють водопровідні тектонічні розломи чи надходять по них з більш глибоких стратиграфічних горизонтів, а також припливом води з верхніх водоносних горизонтів по тектонічних порушеннях. На останній стадії розробки газових родовищ в умо​вах низьких дебітів газу можливе скупчення на вибоях конденсаційної води, яка випадає в стовбурі свердловини в результаті зменшення температури по шляху руху газу. При роз​робці газоконденсатних родовищ на режимі виснаження пластової енергії в умовах ретрог​радної конденсації вуглеводневої суміші на вибоях свердловин може скупчуватися вуглевод​невий конденсат, який випадає з газу в стовбурі свердловин і надходить у рідинному стані разом з газом з пласта (за рахунок його руху при насиченостях, більших від критичного значення, або витіснення газом чи водою).
З появою рідини (води і конденсату) в продукції свердловин знижуються дебіти газу, що пов'язано зі зменшенням фазової проникності пористого середовища для газу, обводнен​ням частини газовіддаючих інтервалів, зростанням втрат тиску у привибійній зоні пласта, стовбурі свердловин і системі збору газу при русі двофазної газорідинної суміші. При змен​шенні дебіту газу нижче мінімально необхідного значення для виносу рідини відбувається нагромадження води і вуглеводневого конденсату на вибої й у привибійній зоні і свердлови​на поступово зупняється.
Методи боротьби з обводнениям газових свердловин. Всі методи боротьби з обводнен​ням свердловин можна розділити на три групи. Методи першої групи основані на поперед​женні надходження води на вибій свердловини і включають:
селективне розкриття газоносних пластів;
ізоляційні роботи для від'єднання обводнених пропластків, установки екранів в пластах з підошовною водою, ліквідації заколонних перетоків води і негерметичності експлуа​таційної колони;
експлуатацію свердловин зі заниженими дебітами газу, при яких виключається надход​ження на вибій пластової води;
обробку привибійної зони газовіддаючих пластів з метою зменшення робочих депресій на пласт.
До другої групи належать методи звільнення стовбура свердловини від рідини без підйому її на поверхню:
періодичні зупинки свердловини для поглинання пластом рідини, яка нагромадилась на вибої;
проведення внутрішньосвердловинної сепарації води від газу з наступним перепуском її під дією гідростатичного напору або закачуванням за допомогою насосних агрегатів у розміщені нижче по розрізу водопоглинальні пласти, без додатку ПАР або з додатковим уведенням у воду ПАР для збільшення швидкості фільтрації її в пласті.
До третьої групи належать методи звільнення стовбура свердловини від рідини шляхом підйому її на поверхню.
При ізоляції в газових свердловинах обводнених пропластків виключається можливість регулювання просування в поклад пластової води і видобутку защемленого газу з обводне​них зон. В умовах тонкошарової будови пластів ізоляційні роботи можуть призвести до від'єднання частини газонасиченої товщини продуктивного розрізу. Обводнені пропластки в ряді випадків є також основними каналами надходження газу в свердловину. Тому їх ізоляція призводить до істотного зменшення дебітів газу.
Застосування методів другої групи з перепуском води можливе при наявності в розрізі родовища виснажених газових покладів або водопоглинальних горизонтів, в які можна було б утигізувати пластову воду. Інститутом ВолгоградНДШнафта розроблені три технології ви​добутку газу з внутрішньосвердловинною сепарацією і безперервним чи періодичним відводом води в поглинальні горизонти, розміщені нижче або вище газового пласта. При перепуску води у верхній горизонт колона насосно-компресорних
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труб обладнується пакером, вище якого встановлюється зворотний клапан. У схемі з пе-ріодичним відводом води в нижній горизонт додатково до попередньої схеми застосо-вується башмачний зворотний клапан, газ відбирається по затрубному простору, а вода нагромаджується в колоні ліфтових труб і потім ручним чи автоматичним переключе-ниям засувок на обладнанні гир​ла витісняється тиском газу в поглиналюьний горизонт.
В зв'язку з обмеженою областю застосування перших двох груп методів боротьби з об​водненням свердловин в даний час найбільше поширення одержали методи виносу рідини зі свердловин на поверхню. Відомі методи експлуатації обводнених газових свердловин поділяються на газогідродинамічні, фізико-хімічні та механізовані.
Газогідродинамічні методи основані на використанні природної енергії пластового газу для виносу рідини зі свердловин шляхом підтримання необхідних швидкостей руху газу на вході в ліфтові труби (за рахунок зменшення тиску на гирлі або діаметра ліфтових труб чи збільшення витрати газу) і зниження втрат тиску в стовбурі свердловини (за рахунок ство​рення в ліфтових трубах однорідної структури газорідинного потоку).
До них належать:
вибір раціональної конструкції колони ліфтових труб (діаметра і глибини спуску);
застосування комбінованої (ступінчастої) колони ліфтових труб різного діаметра;
зниження тиску на гирлі свердловини за рахунок уведення в експлуатацію компресор​ної станції або застосування ежекторних пристроїв;
періодичні продувки свердловин у викидну лінію за допомогою автоматичних комп​лексів типу "Вибій-1" та інших, призначених для повного чи часткового припинення відбору газу з метою нагромадження енергії для підйому рідини з вибою на поверхню. Ос​новним елементом комплексу є запірний клапан, який монтується на викидній лінії сверд​ловини і закривається чи відкривається по команді блоку управління при досягненні заданої різниці тисків у затрубному просторі та викидній лінії після клапана;
періодичні продувки свердловин в газопровід низького тиску чи в атмосферу по фа​кельній лінії за допомогою змонтованих на гирлі або на вибої автоматичних пристроїв. Ав​томати, встановлені на гирлі, спрацьовують при досягненні заданої різниці тисків в затруб​ному просторі та ліфтових трубах. При скупченні рідини на вибої свердловини тиск на бу​фері зменшується при майже незмінному тиску в затрубному просторі, що фіксується датчиком різниці тисків, і після досягнення порогу спрацьовування датчик видає сигнал че​рез блок управління на відкриття запірного клапана. Вибійні автомати спрацьовують при досягненні певної висоти стовпа рідини в ліфтових трубах і представляють собою один кла​пан на вході в труби або декілька пускових газліфтних клапанів в нижній частині труб;
обладнання свердловин, які працюють з дебітами газу, більшими від мінімально не​обхідного, автоматичними системами типу "Ластівка" для безперервного виносу рідини по ліфтових трубах і відбору решти газу по затрубному простору або відбору всього чи більшої частини газу по затрубному простору та періодичного виносу рідини по ліфтових трубах шляхом перерозподілу потоків газу в стовбурі свердловини за рахунок повного чи частково​го закриття клапана на викиді із затрубного простору. Застосування автоматичних систем "Ластівка" дає змогу мінімізувати втрати тиску в стовбурі свердловини і тим самим збільшити дебіти газу;
застосування сифонних трубок умовним діаметром 25 мм або 32 і 42 мм (дрвгомірні в бунтах), які спускаються в колону ліфтових труб, для періодичного чи безперервного вино​су рідини;
обладнання колони фонтанних труб вибійним і ліфтовими диспергаторами для створен​ня однорідного високодисперсного газорідинного потоку шляхом механічного й акустичного диспергування рідини.
492
Фізико-хімічні методи основані на штучному продовженні періоду природного фонта​нування свердловини за рахунок дії на газорідинний потік в ліфтових трубах фізичними по​лями, температурного впливу з подачі в поверхні спінюючих ПАР і різних хімреагентів, які взаємодіють між собою або з пластовою водою. До даної групи належать такі способи вино​су рідини з вибою газових свердловин:
періодичне чи безперервне введення твердих або рідких спінюючих ПАР у затрубний простір чи в ліфтові труби;
подача на вибій свердловини сухого льоду (твердого СО2) і наступний видобуток газо-ваної діоксидом вуглецю рідини;
введення в свердловину декількох реагентів, наприклад, крейдяної пасти, змішаної зі спінюючим ПАР, і соляної кислоти, при взаємодії яких виділяється велика кількість газу, достатня для спінювання і виносу з свердловини рідини;
винос рідини зі свердловини за допомогою трифазних пін, що досягається, наприклад, подачею на вибій розчину спінюючого ПАР в електроліті, хімічно несумісного з пластовою водою. При їх взаємодії випадає твердий осад. Це призводить до перетворення двофазної піни в трифазну, що сприяє підвищенню стабільності піни і ефективності виносу рідини;
випаровування рідини, яка скупчується на вибої свердловини і у привибійній зоні, за допомогою циркулюючої в свердловині перегрітої пари чи вибійних електронагрівачів;
температурне диспергування рідини шляхом нагріву її за допомогою вибійних електро​нагрівачів до температури, при якій за рахунок зменшення в'язкості та поверхневого натягу на межі з газом відбувається інтенсивне дроблення крапель рідини;
диспергування рідини шляхом дії на газорідинний потік фізичними полями, наприклад, магнітним, яке призводить до зменшення поверхневого натягу рідини на межі з газом;
електроліз води на вибої свердловини за допомогою спеціальних вибійних пристроїв, який супроводжується виділенням газу.
Механізовані методи експлуатації обводнених свердловин основані на використанні для виносу рідини додаткової енергії, яка вводиться з поверхні (енергії стисненого газу - при газліфтному способі, потенціальної і кінетичної енергій - при насосних способах) або облад​нанні колони ліфтових труб спеціальними пристроями, які приводяться в дію тільки за ра​хунок енергії пластового газу (пневмоагрегати, плунжери). Останні слід розглядати як пе​рехідні до механізованих методів. Дана група включає такі способи експлуатації обводне​них свердловин:
періодичним і безперервним газліфтом;
плунжерним ліфтом;
заглибними свердловинними насосами (штанговими, електровідцентровими, гідропоршневими, гідроімпульсними, водо- і газоструминними);
пневмопоршневимн агрегатами з використанням енергії пластового газу;
пристроями, які працюють за принципом свабу.
Запропоновані різні поєднання перелічених вище методів і технічні засоби для їх ре​алізації.
Умови стабільної роботи обводнених газових свердловин. Для продовження періоду стабільної роботи газових свердловин в умовах обводнення і ретроградної конденсації вугле​водневої суміші за рахунок використання енергії пластового газу потрібно забезпечити по​вний і безперервний винос з вибою на поверхню всієї рідини, яка надходить з пласта і випа​дає в стовбурі свердловини, при мінімальних втратах тиску в ліфтових трубах.
Початковий період обводнення газових свердловин переважно характеризується досить високими дебітами газу і відповідно швидкостями його руху в башмаку ліфтових труб, які забезпечують повний винос з свердловини пластової і конденсаційної води. Зі зниженням пластового тиску і дебітів газу швидкість руху газорідинного потоку на вході ліфтових труб стає менше допустимої, що призводить до скупчення на вибої рідини і створення додатково
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протитиску на пласт. Внаслідок цього зменшується приплив газу з пласта і порушується стійка робота свердловини аж до припинення фонтанування. У процесі зниження дебіту свердловини відбувається нагромадження рідини в ліфтових трубах, а газу - в затрубному просторі доти, поки тиск газу стане достатнім для викиду через ліфтові труби нагромадже​ної рідини. В цей момент також різко зростає дебіт газу. Тобто протягом певного часу сверд​ловина працює з перемінним в часі дебітом газу і періодичним виносом рідини. Якщо в період нагромадження рідини і газу вибійний тиск дорівнює пластовому, то свердловина зу​пиняється (глушиться).
Згідно з промисловими даними, критична швидкість руху газу в башмаку ліфтових труб для виносу води зі свердловин залежно від діаметра труб становить 5-Ю м/с. Для виносу конденсату потрібна менша швидкість руху газу. Так, за даними Д.О.Дуггана, критична швидкість руху газу на гирлі свердловини для виносу конденсату дорівнює 1,5-1,8 м/с. Б.М.Лістергартеном і Ч.А.Султановим виявлено, що стійкий винос конденсату з свердловин Карадазького родовища забезпечується при швидкості газового потоку на гирлі 1,5 м/с. Для свердловин Оренбурзького родовища одержано, що при швидкостях руху газу в клапані-відсікачі більше 2 м/с відбувається повний винос зі свердловин інгібіторної суміші. При дослідженні свердловин родовища Камбей А.Й.Ширковським одержана критична швидкість руху газу на гирлі 2,6 м/с. За даними М.М.Дурицького і С.М.Лютомського кри​тична швидкість руху газу в башмаку ліфтових труб газоконденсатних свердловин стано​вить 1,4-2,3 м/с, а за даними П.І.Манжоса для свердловин ряду газоконденсатних родовищ України змінюється від 2 до 5 м/с.
У промисловій практиці як критерій стійкої роботи обводнених газових свердловин найчастіше використовують мінімально необхідний дебіт газу [image: image5321.png]Ly~



 Запропоновано ряд за​лежностей для визначення [image: image5322.png]


Однією з перших і широко застосовуваних в інженерних розрахунках є формула ПівнКавНДІгазу
                     [image: image5323.png]
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- тиск на вході в башмак ліфтових труб (вибійний тиск), МПа;[image: image5325.png]7,
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- температура на вході в башмак ліфтових труб (вибійна температура), К;[image: image5326.png]


- внутрішній діаметр ліфтових труб, м; [image: image5327.png]


- коефіцієнт надстисливості газу при [image: image5328.png]Dyys
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[тис.м3/добу]
Формула (2О.16) одержана Ю.К.Ігнатенком виходячи зі залежності максимально мож​ливого діаметра краплі рідини, яка рухається в потоці газу без дробления, від числа Вебера і наступної кореляції одержаного виразу за промисловими даними. Вона не відповідає умові мінімальних втрат тиску в стовбурі свердловини.
Мінімально необхідний дебіт газу, при якому втрати тиску в стовбурі свердловини мінімальні, можна визначити за формулою, одержаною у ВНДІгаз
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- густина рідини, кг/м3;  [image: image5332.png]


- відносна густина газу.
Формули (20.16) і. (20.17) не враховують один з важливих параметрів газорідинного потоку - дебіт рідини.
В ІФДТУНГу стосовно умов Оренбурзького газоконденсатного родовища одержана формула для розрахунку [image: image5333.png]


 яка враховує дебіт рідини і відповідає умові мінімальних втрат тиску в ліфтових трубах:
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де [image: image5335.png]9



- дебіт рідини, м3/добу.
Розрахунки показують, що при низьких дебітах рідини значення[image: image5336.png]


за формулами (20.16) і (20.17) завищуються, причому більш істотно у випадку застосування формули (20.16). При високих дебітах рідини результати визначення[image: image5337.png]


занижуються: за формулою (20.17), починаючи з дебіту рідини 0,22-0,83 м3/добу для труб з внутрішнім діаметром 0,0503-0,076 м і приблизно з 1-5 м3/добу - при використанні формули (20.16).
Робота свердловини в області мінімально необхідного дебіту газу характеризується мінімальними втратами тиску в колоні ліфтових труб. Використовуючи залежність (20.18), можна за значеннями параметрів роботи свердловини вибрати оптимальний діаметр колони ліфтових труб, при якому забезпечуються мінімальні втрати тиску в стовбурі і тим самим продовжується період її стійкої роботи за рахунок використання природної енергії пластово​го газу. При зниженні дебіту газу до мінімально необхідного слід застосовувати заходи щодо інтенсифікації виносу рідини з вибою свердловини на поверхню.
Для характеристики умов роботи обводнених газових свердловин і вибору ефективних методів виносу рідини на поверхню також застосовують інші параметри, зокрема параметр Фруда і його модифікації. Параметр Фруда характеризує співвідношення інерційних сил і сил ваги і визначається за такими формулами:
параметр Фруда для газу і рідини
                                [image: image5338.png]


 (20.19)
параметр Фруда для газорідинної суміші
                                   [image: image5339.png]_Onr wy
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 (20.20)
модифіковані параметри Фруда для газового і рідинного потоків
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зведений параметр Фруда для газового потоку
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 (20.22)
де
          [image: image5343.png]W, = 5,1-10~6 GrZant Tonts |

Oantlon



[image: image5344.png]



[image: image5345.png]= __Paub
pe = 3485340 5— 7,




[image: image5346.png]‘7""=§(p'"6+P.m+Py);



[image: image5347.png]Tas — Ty

To = w1, o7,



  (20.23)
[image: image5348.png]q



 - дебіт газу при стандартних умовах [image: image5349.png](Pae § Ty)



, тис. м3/добу ;[image: image5350.png]o



- дебіт рідини, м3/добу; [image: image5351.png]Pouts, Py» Pep



 - відповідно вибійний тиск, тиск на гирлі і середній тиск в стовбурі свердлови​ни, МПа; [image: image5352.png]B>



  [image: image5353.png]


  [image: image5354.png]


- відповідно вибійна температура, температура на гирлі і середня температура в стовбурі свердловини, К;[image: image5355.png]


, - внутрішній діаметр ліфтових труб, м; [image: image5356.png]Prr Pp



 - відповідно відносна густина газу (за повітрям) і рідини (за водою);[image: image5357.png]Pe



- густина газу при  [image: image5358.png]Pans



 і [image: image5359.png]Pans



 кг/м3;  [image: image5360.png]Zut> Zep



-
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коефіцієнт надстисливості газу відповідно при [image: image5361.png]w6 Tant




 і [image: image5362.png]Popr



[image: image5363.png]o



 [image: image5364.png]Wi



-відповідно швидкості руху газу і рідини, зведені до умов башмака ліфтових труб [image: image5365.png]


, м/с; [image: image5366.png]Par



= 0,1013 МПа; [image: image5367.png]


=293К; [image: image5368.png]


= 9,81 м/с2.
Згідно з промисловими даними, область стабільної роботи обводнених свердловин Орен​бурзького газоконденсатного родовища характеризується, залежно від дебіту рідини, зна​ченнями параметра Фруда для суміші на вході в башмак ліфтових труб [image: image5369.png]z



15-30.
При досліжденні свердловин Гадяцького газоконденсатного родовища одержано, що стійкий винос з них вуглеводневого конденсату забезпечується при значеннях параметра Фруда для суміші [image: image5370.png]=



 8-15, а область їх роботи з мінімальними втратами тиску в ліфтових трубах обмежена значеннями наведеного параметра Фруда для газового потоку [image: image5371.png]


 що дорівнюють 1280-1900. їм відповідають значення параметра Фруда для рідини [image: image5372.png]


 = 0,95·10-2-9,7·10-2 ([image: image5373.png]%



=5,3 - 38 м3/добу) і швидкості руху газу на вході в башмак ліфтових труб[image: image5374.png]


= 1,95 - 3,76 м/с. Робота свердловин при значеннях [image: image5375.png]


< (1280-1900) є нестійкою внаслідок скупчення рідини в стовбурі з утворенням рідинних пробок. При [image: image5376.png]


> (1280-1900) відбувається повний винос рідини на поверхню, однак зростають втрати тиску в ліфтових трубах через великі швидкості руху газу.
Згідно з дослідженнями Г.Уолліса, для значень модифікованого параметра Фруда для рідини [image: image5377.png]


= 1 ·10~8 - 1,4·10-2 область стабільної роботи свердловини з мінімальними втратамитиску в ліфтових трубах характеризується значеннями модифікованого параметра Фруда для газового потоку [image: image5378.png]


1,2 -1,7. При [image: image5379.png]


0,4-0,64 відбувається тільки низхідний рух рідини в ліфтових трубах і свердловина після продувки по факельній лінії і переклю​чення в роботу на установку комплексної підготовки газу швидко зупиняється (самоглу-шиться). В області (0,4-0,64) [image: image5380.png]


(1,2-1,7) спостерігається одночасно як висхідний, так і низхідний рух рідини в ліфтових трубах, внаслідок цього робота свердловини є нестійкою. При появі води в продукції газової свердловини потрібно, використовуючи наведені за​лежності для мінімально необхідного дебіту газу і параметра Фруда, оцінити можливість її стабільної роботи за рахунок використання природної енергії пластового газу і стосовно кон​кретних умов завчасно вибрати методи інтенсифікації виносу рідини і послідовність їх впро​вадження.
Технологія і техніка експлуатації обводнених газових свердловин. В початковий період обводнення газових свердловин в умовах достатньо високих пластових тисків і дебітів газу переважно використовують газогідродинамічні методи виносу рідини з вибою на по​верхню, надалі можна перейти на фізико-хімічні методи, а на кінцевій стадії розробки ро​довища при значному обводненні продукції свердловин і низьких пластових тисках слід за​стосовувати механізовані способи.
Основними напрямами інтенсифікації виносу рідини на ранній стадії обводнення сверд​ловин є застосування технологічних заходів, пов'язаних з підтриманням необхідних швид​костей руху газу на вході в башмак ліфтових труб, і зменшення втрат тиску в трубах за ра​хунок створення однорідного високодисперсного газорідинного потоку.
З метою попередження скупчення рідини на вибої свердловини слід допустити башмак ліфтових труб до нижних отворів інтервалу перфорації і розглянути можливість зменшення діаметра НКТ (підпакерних хвостовиків) чи застосування комбінованої колони труб різного діаметра. При переході на менший діаметр труб збільшуються гідравлічні втрати тиску. То-
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му необгрунтоване зменшення діаметра труб може призвести до передчасної зупнки сверд​ловини.
При дебітах газу, більших від мінімально необхідного для виносу води, і відсутності в продукції твердих домішок і корозійнонебезпечних компонентів рекомендується застосову​вати автоматичні системи типу "Ластівка" для одночасної експлуатації свердловини по ліфтових трубах і затрубному просторі та періодичного чи безперервного виносу води по ліфтових трубах.
У випадку низьких дебітів води можливі періодичні продувки свердловин у викидну лінію чи газопровід низького тиску. Продувки свердловин в атмосферу технологічно й еко​номічно не прийнятні.
Вони супроводжуються значними втратами газу, забрудненням навколишнь-ого середо​вища і не забезпечують повну очистку стовбура свердловини від рідини, а у випадку низь​ких пластових тисків не дозволяють ввести свердловину в експлу-атацію. При продувках свердловин в атмосферу і в газопровід низького тиску можливе руйнування привибійної зо​ни і підтягування конуса підошовної води.
Високоефективним є зниження тиску на гирлі обводненої свердловини шляхом введен​ня в експлуатацію дотискуючої компресорної станції або застосування ежекторів. В остан​ньому випадку зниження тиску на гирлі свердловини здійснюється за рахунок використан​ня енергії газу високого тиску від наявних на родовищі високонапірних свердловин, розміщених поряд інших родовищ, підземних газосховищ і магістральних газопроводів. Ежекторна установка встановлюється безпосередньо на гирлі свердловини, якщо поруч на​явне джерело газу високого тиску, або монтується на установці комплексної підготовки газу після сепаратора першого ступеня сепарації і теплообмінника. Газ високого тиску надхо​дить у центральне сопло ежектора, а продукція обводненої низьконапірної свердловини - в приймальну камеру ежекторної установки. Розрахунок конструктивних розмірів ежектора проводиться за залежностями, які наведені в роботі [12]. Величина зниження тиску на гирлі обводненої газової свердловини вибирається з умови забезпечення необхідної швид​кості руху газу на вході в башмак труб для виносу рідини з вибою. Розрахунок тиску на гирлі свердловини[image: image5381.png]


проводиться в такій послідовності. Задаються рядом значень вибійного тиску [image: image5382.png]Pans:



 для яких з двочленної формули припливу газу до свердло-вини (18.16) знаходять дебіт газу [image: image5383.png]Fre



 що надходить з пласта, а за формулою (20.18) - мінімально необхідний дебіт газу [image: image5384.png]Tun



 для виносу рідини. Будують графічні залежності [image: image5385.png]e = K(Oyuts)



і[image: image5386.png]G = APors)



 За точкою їх перетину знаходять максимальний вибійний тиск [image: image5387.png]


 за допомогою якого, використовуючи формулу Адамова (18.28), - максимальний тиск на гирлі [image: image5388.png]Py



 при яких можлива стабільна робота свердловини для даного значення пластового тиску [image: image5389.png]


 Зі змен​шенням рпл в процесі відбору газу необхідно також знижувати [image: image5390.png]Dents



 і відповідно[image: image5391.png]



Продовжити період фонтанування обводнених газових свердловин можна зменшенням втрат тиску в ліфтових трубах, що досягається створенням однорідної високодисперсної структури газорідинної суміші. Для цього використовують диспергатори, методи фізико-хімічної дії на газорідинний потік та їх поєднання.
Диспергуючі пристрої сприяють дробленню рідини в потоці газу на окремі краплі за ра​хунок місцевого звуження газорідинного потоку і тим самим збільшен-ню швидкості його ру​ху, а також інтенсивній турбулізації. При обладнанні диспер-гатора вихровими камерами (резонансними порожнинами) додатково створюється акустичне поле, яке підвищує ступінь диспергування рідини в газі і турбулізує пристінний шар рідини в ліфтових трубах, перешкоджаючи утворенню рідинних пробок. Одночасно акустичне поле діє на привибійну зону пласта, що сприяє змен-шенню насиченості пористого середовища рідкою фазою. В ре​зультаті застосу-вання диспергаторів зменшується товщина пристінного шару рідини в ліфтових
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трубах, попереджується утворення висячих (пульсуючих) рідинних пробок і фор​мується дисперсно-кільцева структура руху газорідинної суміші, яка характеризується найбільш високим витратним газовмістом і є найсприятливішою з точки зору мінімізації втрат тиску в стовбурі свердловини.
Розроблено ряд конструкции диспергаторів. Вони характеризуються такими особливо​стями виконання:
у вигляді штуцера (діафрагми) чи набору штуцерів (діафрагм), які закріплюють в кор​пусі на певній відстані між собою;
у вигляді пластини з осьовим і боковим (кільцевим) каналами;
у вигляді ежектора з соплом кільцевого типу або осьовим соплом, з одним або декількома соплами, з центральною або кільцеподібною камерою інжекції, з розміщенням камери інжекції із зовнішньої або внутрішньої сторони сопла чи між соплами, з гвинто​подібними каналами різного напряму на зовнішній поверхні сопла і камери змішування, з , подачею активного середовища (газу) або пасивного середовища (рідини) безперервно чи періодично, в пульсаційному режимі;
поєднанням ежектора з сепаратором на вході, виконаним, наприклад, у вигляді втулки з внутрішньою гвинтоподібною поверхнею;
у вигляді декількох послідовно встановлених втулок з різним діаметром прохідного ка​налу, внутрішні поверхні яких мають гвинтоподібну форму з різним напрямом гвинта;
різним виконанням прохідного каналу: осьовим або кільцевим та їх поєднанням; циліндричним або гвинтовим; розміщеним паралельно осі пристрою або під кутом до неї; постійного чи перемінного перетину по довжині; з постійним або регульованим розміром перетину залежно від швидкісного напору газорідинного потоку;
додатковим обладнанням поверхні прохідного каналу (диспергуючого елементу) аеро​динамічними і гідродинамічними випромінювачами, наприклад, однією або декількома вихровими камерами;
у вигляді двох діафрагм з гофрованою центральною частиною у верхній діафрагмі;
із стаціонарною або знімальною посадкою, закріпленням в муфтовому з'єднанні, в поса​дочному ніпелі або в гладкій частині колони ліфтових труб за допомогою спеціальних при​строїв;
з нерухомим вузлом диспергування або диспергуючими та іншими елементами конст​рукції, які під дією швидкісного напору газорідинного потоку переміщуються (обертово, зворотно-поступально);
нерухомі (стаціонарно закріплені в колоні ліфтових труб) або рухомі (пересувні), які переміщуються в трубах в процесі роботи свердловини;
пересувні з механічним приводом або з переміщенням під дією енергії газорідинного по​току, з рухом по всій довжині колони ліфтових труб чи тільки на ділянках обмеженої до​вжини.
Найбільш ефективні пересувні диспергатори. Вони дають змогу підтримувати од​норідну високодисперсну структуру газорідинної суміші по всій довжині колони ліфтових труб, але складні, в експлуатації, а у випадку механічного привода з поверхні - недостатньо надійні. При застосуванні нерухомих диспергаторів перший з них встановлюють в башмаку ліфтових труб. У процесі підйому газорідинної суміші в ліфтових трубах відбувається ук​рупнення крапель рідини і часткове розділення компонент потоку.
Тому для забезпечення однорідної структури газорідинної суміші на всьому шляху її ру​ху від вибою до гирла свердловини через певні інтервали по довжині колони ліфтових труб додатково встановлюють ліфтові диспергатори.
Згідно з результатами лабораторних експериментів і промислових випробувань на об​воднених газових свердловинах ряду родовищ України і Російської Федерації, диспергато​ри можуть самостійно використовуватись в області значень параметра Фруда для суміші
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[image: image5392.png]=



 15-30 і модифікованого параметра Фруда для газового потоку [image: image5393.png]


0,4-0,64, тобто при дебітах газу, близьких до мінімально необхідного. При цьому меншим значенням кри-теріальних параметрів відповідає нижня межа застосування пересувних диспергаторів, а більшим значенням - нижня межа для нерухомих диспергаторів.
Розмір прохідного каналу диспергатора знаходять, виходячи з умови, щоб швидкість руху газу у вузлі диспергування перевищувала критичну швидкість, необхідну для дроблен​ня крапель рідини (> ЗО м/с). Відстань між диспергаторами визначають за даними глибин​них вимірів розподілу тиску в працюючій свердловині або за наближеними залежностями, наприклад, запропонованими ПівнКавНДІгазом. З метою підвищення ефективності засто​сування диспергаторів доцільно додатково подавати в газорідинний потік ПАР з високою поверхневою активністю і стабілізуючою здатністю. ПАР поліпшує диспергування рідини внаслідок зниження її поверхневого натягу на межі з газом і, адсорбуючись на поверхні кра​пель рідини, перешкоджає їх механічному злиттю. В результаті зменшується потрібна кількість ліфтових диспергаторів, а в окремих випадках відпадає потреба в їх застосуванні.
Найбільш широко в промисловій практиці застосовується метод виносу рідини з газових свердловин за допомогою спінюючих ПАР. Суть його в тому, що при введенні ПАР у пла​стову рідину в стовбурі свердловини і проходженні через неї газу утворюється піна. Для ви​носу її потрібна значно менша швидкість руху газу, ніж для виносу води. При проектуванні технології експлуатації обводнених газових свердловин із застосуванням спінюючих ПАР вибирають тип піноутворювача, спосіб введення його в свердловину й оптимальну концент​рацію у спінюваній рідині.
Тип ПАР залежить від загальної мінералізації і складу пластової води, вибійної температу​ри, вмісту у спінюваній рідині вуглеводневого конденсату і його фізико-хімічних властивостей (фракційного складу, будови вуглеводнів, їх полярності і молярного об'єму, вмісту домішок ге-тероатомних (наприклад, сірчистих) з'єднань і природних ПАР). Зростання мінералізації пла​стової води, зокрема вмісту в ній солей кальцію і магнію, збільшення пластової температури і наявність в системі вуглеводневого конденсату негативно впливають на процес ціноутворення і зменшують стабільність піни. Встановлено, що піноутворюючі властивості ПАР погіршуються залежно від типу конденсату в такій послідовності: метановий > метано-нафгеновий > метано-ароматичний > ароматико-нафтеновий.
Спінюючі ПАР повинні характеризуватися високими поверхнево активними, стабілізуючими і диспергуючими властивостями, мати температуру помутніння більшу від максимально можливої температури в стовбурі свердловини, не утворювати осаду при змішуванні з пластовою рідиною, не прискорювати процеси корозії газопромислового об​ладнання, гідратоутворення і солевідкладень в ліфтових трубах, не розкладатися протягом тривалого строку зберігання, бути дешевими і доступними. До цього часу відсутня уніфікована методика оцінки піноутворюючих властивостей ПАР. Мірою активності кож​ного ПАР є його гідрофільно-ліпофільний баланс (ГЛБ).
Максимальною піноутворюючою властивістю характеризуються ПАР з ГЛБ 9-15 умовних одиниць. Однак система ГЛБ є трудомісткою і недостатньо надійною у визначенні і не дає змо​гу здійснювати кількісні розрахунки. Тому на практиці тип ПАР і їх оптимальну концентра​цию у спінюваній рідині вибирають за даними лабораторних експериментів, в яких визнача​ють кратность піни К (відношення об'єму піни до об'єму рідини, з якої вона утворилася) та її стійкість[image: image5394.png]


(величину , зворотну об'ємній швидкості виділення 50 % рідини, пов'язаної в піну) або кількість рідини, винесеної з моделі свердловини за певний час.
Досліди проводять з використанням пластової рідини (води, вуглеводневого конденса​ту) при відповідній температурі на вертикальній скляній колонці з фильтром у нижній час​тині. В колонку заливають певний об'єм пластової рідини з досліджуваним ПАР і термоста-тують її, після чого пропускають знизу вгору газ і визначають характеристики процесу піноутворення чи об'єм винесеної рідини. З досліджуваних
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вибирають ті ПАР, які характе​ризуються найбільшою піноутворюючою здатністю (значеннями К і[image: image5395.png]


') або питомим вино​сом рідини. Оптимальна концентрація ПАР відповідає максимальним кратності та стійкості піни і питомого виносу рідини або тим значенням цих величин, вище яких подальше підвищення концентрації ПАР в спінюваній рідині не дає помітного ефекту.
Вважається, що для забезпечення ефективного піноутворення концентрація ПАР в спінюваній рідині повинна відповідати критичній концентрації міцелоутворення [image: image5396.png]


 Для визначення [image: image5397.png]


 знімається ізотерма поверхневого натягу розчину ПАР на границі з газом при заданій температурі (залежність поверхневого натягу [image: image5398.png]


 від концентрації піноутворювача С в рідині). В напівлогарифмічній системі координат [image: image5399.png]


 вона має три характерні ділянки (в напрямі осі "lg С"): криволінійну, похилу прямолінійну і горизон​тальну (рис.20.3). Точці перетину криволінійної і прямолінійної ділянок відповідає гранич​на адсорбція ПАР на межі розділу фаз  [image: image5400.png]Cas



 при якій ПАР починає проявляти стабілізуючі властивості. В точці переходу від похилої прямолінійної до горизонтальної ділянок наступає критична концентрація міцелоутворення [image: image5401.png]


 Подальше розчинення ПАР в рідині не приводить до зниження поверхневого натягу. Як піноутворювач вибирають з досліджуваних ту речовину, яка забезпечує найбільше зниження поверхневого натягу пластової рідини при заданій вибійній температурі. Однак ізотерма [image: image5402.png]


 не завжди має горизонтальну ділянку, особливо при розчиненні у воді інгібіторів гідратоутворення і корозії, а при наяв​ності в системі вуглеводневого конденсату розглянутий метод взагалі не дозволяє знайти [image: image5403.png]


 Тому його доповнюють методом "спінювання" .
У випадку застосування водорозчинних ПАР для спінювання води і вуглеводневого кон​денсату спочатку утворюється емульсія, яка потім переходить в піну. Тому витрата піноутворювача для системи "вода-вугдеводневий конденсат" в декілька разів більша, ніж для води.
Для спінювання газового конденсату можуть застосовуватися ПАР з дуже низьким поверхневим натягом (< 20 мН/м), наприклад, речовини, одержані на основі фтор-похідних сполук, силіконових полімерів тощо, а також речовини із специфічною хімічною структурою, яка сприяє адсорбції ПАР на поверхні розділу між конденсатом і газом. Такими властивостями характеризуються деякі четвертинні сполуки, які пред​ставляють собою катіонні ПАР.
При невисокій мінералізації пластової води, низькій вибійній температурі та відсутності в системі вуглеводневого конденсату для спінювання пластової рідини можуть застосовува​тися аніонактивні ПАР ([image: image5404.png]


 -олефінсульфонати фракції [image: image5405.png]C;s-Ciy



, сульфам, сульфанол, діталан, ДС-РАС, ДНС-А1013-Зтаін.). При мінералізації води > 100 г/м3, вибійній температурі > 6О °С і наявності вуглеводневого
	[image: image5406.png][
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Рис.20.3. Типові ізотерми поверхневого на​тягу в координатах [image: image5407.png]


 (а) і [image: image5408.png]


 (б) 


конденсату слід застосовувати неіоногенні ПАР (неонол АФ-09-8, АФ-09-10, АФ-09-12, синтанол ДТ-7, блоксополімери ок​сидів пропілену і етилену та ін.), а також їх суміші з аніонактивними ПАР. Залежно від характеристик пластової рідини, вибійної температури і типу піноутво​рювача масова концентрація ПАР у спінюваній рідині може змінюватися від 0,01 до 1 %. В зимовий період для попе​редження замерзання у водні розчини ПАР уводять антифріз (метанол, діетилен-гліколь, хлористий кальцій).
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Найбільш раціональна технологія централізованого закачування ПАР в свердловини з УКПГ по інгібіторопроводах, яка забезпечує високу надійність подачі і точність дозування реагента-ггіноутворювача.
У випадку необхідності разом з розчином спінюючого ПАР можуть закачуватися в свер​дловину інгібітори корозії, гідратоутворення і солевідкладень. Кількість ПАР для виносу пластової рідини і розчинника (технічної води) для приготування робочого розчину визна​чаються за формулами
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де [image: image5413.png]


- кількість ПАР, кг/добу; [image: image5414.png]


- дебіт пластової рідини (води і вуглеводневого конден​сату) , м3/добу; [image: image5415.png]9



- добова витрата розчинника (технічної води) для приготування робо​чого розчину, м3/добу;[image: image5416.png]a, 4



— кількість активної маси ПАР відповідно в частках одиниці і %; [image: image5417.png]Pp



- густина розчинника (технічної води) ,кг/м3; [image: image5418.png]P



- густина пластової рідини (води і вуглеводневого конденсату), кг/м3;[image: image5419.png]


- масові концентрації ПАР у розчиннику відповідно в кг/кг і %; [image: image5420.png]


- оптимальна масова концентрація ПАР у спінюваній рідині (суміші пластової води, вуглеводневого конденсату і технічної води) відповідно в кг/кг і %.
На практиці при обробках свердловин переважно використовують водні розчини з ма​совою концентрацією ПАР 5-30%.
При відсутності інгібіторопроводів оптимізувати процес закачування ПАР в свердлови​ну можна за допомогою пригирлових дозуючих пристроїв типу "Лотос". Вони забезпечують циклічну подачу в затрубний простір свердловини фіксованих об'ємів розчину ПАР по за​даній програмі або при збільшенні різниці між тисками в затрубному просторі і в колекторі чи зменшенні дебіту газу (перепаду тиску в штуцері на викиді фонтанної арматури) внаслідок нагромадження рідини на вибої більше заданої величини. Як розчинник ПАР в пригирлових дозаторах використовується технічна або пластова вода, яку виділяють з га​зорідинного потоку за допомогою сепаратора, розміщеного біля свердловини.
Для виносу води з свердловин, які не обладнані інгібіторопроводами і пригирловими до​зуючими пристроями, проводять періодичне закачування в затрубний^ простір або в ліфтові труби за допомогою пересувних насосних агрегатів розведених або в'язких розчинів ПАР. При застосуванні розведених розчинів ПАР масовою концентрацією 5-30% потрібно прово​дити часті обробки свердловин малими порціями піноутворювача, оскільки необгрунтоване збільшення об'єму закачування ПАР може призвести до самоглушіння свердловини або до утворення піни підвищеної стійкості, яка не повністю руйнується і вловлюється в сепарато​рах. В'язкий (висококонцентрований) розчин ПАР, розподіляючись у вигляді плівки на зовнішній поверхні ліфтових труб і внутрішній поверхні експлуатаційної колони, поступово стікає на вибій свердловини, що дає змогу збільшити об'єм піноутворювача, який вводиться
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в свердловину за одне закачування, і тривалість міжопераційного періоду. Залежно від в'яз​кості вихідного розчину ПАР для обробок свердловин можуть застосовуватися товарні роз​чини реагентів-піноутворювачів, частково розбавлені розчини або загущені розчини, на​приклад, карбоксиметилцелюлозою чи поліакриламідом. Реагенти-піноутворювачі, які в природних умовах знаходяться у вигляді пасти, перед застосуванням підігрівають.
З метою прискорення надходження розчину ПАР до вибою після закачування в сверд​ловину і витіснення його зі з'єднувального трубопроводу, за допомогою якого насосний аг​регат гад'еднується до фонтанної арматури, слідом за розчином піноутворювача закачують технічну воду. Згідно з дослідними даними, об'єм закачування розчину ПАР-превоцелу для свердловин глибиною 800-1500 м становить 0,05-0,08 м3, при глибині свердловини 1500-2500 м — 0,08-0,12 м3, об'єм продавлюваної води - 0,015-0,1м3, тривалість міжоперацій​ного періоду — 10-30 діб.
Стосовно періодичного закачування ПАР у свердловину запропоновано ряд техно​логічних схем введення піноутворювача в газорідинний потік, які характеризуються такими особливостями:
обладнання колони ліфтових труб пакером з метою створення місткості для нагромад​ження ПАР і дозована подача піноутворювача зі затрубного простору в ліфтові труби через перепускні отвори, клапан чи за допомогою ежекторного пристрою;
обладнання колони ліфтових труб пакером з дросельним клапаном, вище яко-го в за-трубний простір спускається трубка малого діаметра для періодичного зака-чування розчину ПАР, і дозована подача піноутворювача через дросельний клапан безпосередньо на вибій свердловини шляхом витіснення його із затрубного простору закачуванням з поверхні інертної незамерзаючої рідини з низькою густиною;
обладнання колони ліфтових труб башмачною воронкою, циркуляційним патрубком з розтрубом, козирком над ними і соплом з отворами, які служать для спінювання в затрубно-му просторі пластової рідини з розчиненим у ній піноутворювачем за рахунок ежекторного ефекту, внаслідок чого пластова рідина надходить на вхід ліфтових труб в аерованому (спіненому) стані; використання колони ліфтових труб у ролі контейнера для зберігання ПАР, для чого башмак ліфтових труб спускають нижче інтервалу перфорації з метою створення гідравлічного затвора на їх вході, свердловину експлуатують по затрубному простору, а до​зоване введення ПАР в газорідинний потік здійснюють шляхом регульованого перепуску на поверхні частини потоку газу із затрубного простору в ліфтові труби.
У тих випадках, коли подача рідких ПАР в свердловину утруднена (кліматичні умови, складність дозування, неможливість під'їзду насосних агрегатів та ін), використовують тверді піноутворюючі речовини, які вводять в ліфтові труби або в затрубний простір. При цьому ліфтові труби спускають до підошви продуктивного пласта і перфорують по його тов​щині, а башмак обладнують заглушкою або сітчастою манжетою, розміщеною зі зовнішнього боку, на яких утримуються тверді ПАР. Можливий варіант подачі твердих ПАР безпосередньо на вибій свердловини. Тверді ПАР виготовляють у вигляді стержнів, кульок та іншої форми з композицій, до яких входять водорозчинні ПАР з різними додатка​ми (сечовиною, КМЦ та ін.). З метою підвищення ефективності використання і продовжен​ня строку дії твердих ПАР запропоновано перед введенням у свердловину поміщати їх у ба​гатокамерну місткість з поплавковою частиною, виготовленою з водорозчинного матеріалу. В свердловині така місткість за рахунок поплавкової частини утримується на поверхні рідини. В міру розчинення оболонки окремих камер ПАР поступово змішується з рідиною. Тверді ПАР вводять в свердловину вручну через спеціальні лубрікатори або за допомогою гирлових дозаторів.
Згідно з результатами проведених досліджень, область ефективного застосування ПАР обмежена значеннями параметра Фруда для суміші на вході в башмак ліфтових труб 5<[image: image5421.png]


45. При  [image: image5422.png]Tone



= 5 утворюється піна з мінімальними
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значеннями кратності та стійкості. При збільшенні параметра Фруда для суміші від 5 до 45 кратність і стійкість піни зростають і досягають максимальних значень при [image: image5423.png]


— 45, після чого зменшуються. В об​ласті [image: image5424.png]T



> 45 застосування ПАР недоцільне, оскільки утворена піна швидко руйнується внаслідок високих швидкостей руху газорідинного потоку. В області [image: image5425.png]


< 5 зі зменшенням пара-метра Фруда для суміші кратність піни зростає і стає набагато більшою, ніж при [image: image5426.png]o



=45. Однак при цьому утворюється піна низької стійкості. Тому застосовувати ПАР в області [image: image5427.png]


 < 5 можна тільки в свердловинах з невеликими дебітами води, оскільки високократна піна характеризується низькою транспортуючою здатністю по рідині. Для збільшення стійкості піни в робочі розчини піноутворювача слід додавати стабілізатор (КМЦ, гіпан, силікат натрію та ін.).
Для підвищення ефективності застосування спінюючих ПАР рекомендується додатково обладнувати ліфтові труби вибійним диспергатором. Диспергування прискорює процес спінювання рідини за рахунок її турбулізації та дроблення і поліпшує характеристики про​цесу піноутворення. Згідно з експериментальними даними, у випадку застосування вибійного диспергатора в області значень параметра Фруда для суміші [image: image5428.png]o



> 2 досягається більш висока кратність піни К, а на залежності К =[image: image5429.png]AF,,



 відсутні мінімум (при [image: image5430.png]


= 5) і максимум (при [image: image5431.png]


= 45), які спостерігаються без попереднього диспергування газорідинної суміші. В області [image: image5432.png]


< 2 диспергування призводить до зниження кратності піни внаслідок її низької стійкості в даній області.
При використанні ПАР для інтенсифікації роботи обводнених газових свердловин мож​ливе інтенсивне піноутворення в системі обробки газу (УКПГ), яке супроводжується по​траплянням спіненої рідини за межі УКПГ. В результаті погіршується якість підготовки газу і виникають ускладнення в роботі газотранспортних систем. Боротьбу зі спінюванням рідини на УКПГ проводять механічним і хімічним способами та їх поєднанням. При ме​ханічному способі піногасіння руйнування піни здійснюють шляхом механічної дії на газові пухирці. Стосовно до УКПГ механічне руйнування піни можна проводити за допомогою сіток та інших насадок, які встановлюють у сепараторах на шляху руху спіненого га​зорідинного потоку, а також використанням різного роду пристроїв (нерухомих або оберто​вих), змонтованих на вході або всередині сепаратора. Хімічний метод боротьби з піною ос​нований на застосуванні піногасників, які сприяють витісненню з поверхневого шару моле​кули піноутворювача. Піногасники можна подавати у спінений газорідинний потік до або після сепаратора першого ступеня, по окремій технологічній лінії чи разом з інгібітором гідратоутворення. Можливим варіантом комбінованого способу піногасіння є установка в се​параторі однієї або декількох сіток і подача піногасника на кожну сітку або в простір між ними. Як піногасники застосовують кремнійорганічні сполуки (поліметилполісилоксанові рідини ПМС-200, ПМС-1000А, кремнійорганічний полімер "Антиадгезив АС", емульсії 21-2А, КЕ-10-Оі, КЕ-10-21,"ВНДІгаз-1", кремнійорганічну рідину 131-86 та ін.), інгібітор ко​розії "ІФАНГАЗ-1", технічний оксидат, а також відходи різних виробництв (наприклад,со-апсток, кубові залишки виробництва окисленого парафіну, вищих жирних спиртів тощо).
При низьких пластових тисках і дебітах газу ефективність застосування ПАР істотно зменшується внаслідок утворення при [image: image5433.png][



< 5 нестабільної піни і порівняно високого проти​тиску стовпа піни на пласт, що при значних глибинах може призвести до зупинки сверд​ловини. В цих умовах продовжити період фонтанування обводнених газових свердловин можна за допомогою плунжерного ліфта. Типова конструкція плунжерного підйомника
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включає колону ліфтових труб з верхнім і нижнім амортизаторами і розміщеним між ними плунжером, який циклічно переміщується в колоні труб вверх і вниз, виносячи при русі вверх рідину з вибою свердловини.
При швидкостях руху газу в башмаку труб понад 2м/с застосовують плунжерний ліфт безперервної дії, при менших швидкостях - періодичний плунжерний ліфт. У плунжерних ліфтах використовують плунжери двох видів: із зазором між тілом плунжера і внутрішньою стінкою колони ліфтових труб і з ущільненням між ними. Плунжерний ліфт з плунжером із зазором вимагає строгої калібровки ліфтових труб для попередження застрявання в них плунжера і характеризується значним витоком рідини через зазор під час руху плунжера вверх, що істотно знижує ефективність його роботи. Для герметизації кільцевого зазору за​стосовують нейлонові щітки, тефлонове турбулентне ущільнення, ущільнюючі гумові та пластмасові кільця, підпружинені плашки і сегменти, розпірні втулки з термобіметалу та ін. Однак плунжери з ущільненням вимагають частої (в міру спрацювання) заміни ущільнюючих елементів.
З метою зменшення витоку рідини при використанні плунжерів зі зазором запропонова​но додатково вводити спінюючі ПАР у газорідинний потік. В процесі підйому плунжера' вверх пластова рідина з розчиненим у ній піноутворювачем переводиться в зазорі висхідним потоком газу в піну, яка створює своєрідний гідравлічний затвор для стікання рідини. Розмір кільцевого зазору в "пінопакерному" плунжері вибирається з умови забезпечення оп​тимальних умов процесу піноутворення (значення параметра Фруда для суміші = 45). Уп​равління роботою плунжерного ліфта здійснюється за допомогою пригирлових автоматич​них комплексів типу "Вибій-1" та ін.
При значних дебітах рідини свердловини експлуатують газліфтним чи глибиннонасос-ним способами. При застосуванні свердловинних штангових і електровідцентрових насосів рідину відбирають по ліфтових трубах, а газ - по затрубному простору. Серед механізованих способів експлуатації обводнених свердловин значний інтерес становить використання газо-і водоструменевих насосів. Порівняно з іншими свердловинними насосами вони простіші за конструкцією, не мають рухомих частин і забезпечують найбільше зниження вибійного ти​ску (аж до нуля), що дає змогу повніше виробляти продуктивні пласти.
20.3. Особливості експлуатації газоконденсатних свердловин
в умовах ретроградної конденсації вуглеводневої суміш}
Розробка газоконденсатних родовищ в режимі виснаження пластової енергії супровод​жується ретроградним випадінням в пласті та стовбурі свердловин, а при відповідних термо​динамічних умовах також у промислових комунікаціях вуглеводневого конденсату. Ретрог​радна конденсація вуглеводневої суміші призводить до зниження фазової проникності пори​стого середовища для газу. В результаті погіршується продуктивна характеристика свердловин аж до їх зупинок, коли дебіт газу стає нижчим від мінімально необхідного для виносу конденсату з вибою на поверхню. Наслідком передчасного відключення видобувних свердловин є зменшення не тільки конденсатовіддачі, але і газовіддачі пластів.
Для збільшення продуктивності газоконденсатних свердловин і підвищення вуглевод-невіддачі пластів необхідно зменшити негативний вплив ретроградних процесів на фазову проникність пористого середовища для газу і забезпечити повний і безперервний винос на поверхню всього конденсату, який надходить з пласта і випадає в стовбурі свердловини.
Відомі методи підвищення продуктивності газоконденсатних свердловин в умовах випа​дання і скупчення конденсату у привибійній зоні пласта можна розділити на дві групи:
методи очищення привибійної зони пласта від конденсату, що випав;
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методи, які попереджують скупчення конденсату у привибійній зоні пласта або змен​шують насиченість породи рідкими вуглеводнями.
Для очищення пористого середовища від вуглеводневого конденсату запропоновано здійснювати періодичне закачування у привибійну зону пласта сухого газу. При закачу​ванні сухого газу конденсат, що випав, в основному відтісняється вглиб пласта за рахунок створення високих репресій на пласт і тільки незначна частина його переходить у газову фазу. Даний спосіб доцільно застосовувати при незначному вмісті конденсату в газі, а зака​чування сухого газу необхідно проводити при високих тисках з метою створення значних репресій на пласт. Істотним обмеженням у застосуванні даного методу є наявність на про​мислі джерела сухого газу високого тиску.
Зниження тиску і об'ємів закачування газу у привибійну зону пласта досягається вико​ристанням збагаченого газу, який характеризується підвищеним вмістом етану, пропану і бутану. Встановлено, що для поліпшення очищення привибійної зони пласта від рідких вуг​леводнів склад збагаченого газу належить вибирати, виходячи зі складу конденсату, що випав.
Ефективність застосування сухого і збагаченого газу для очищення привибійної зони пласта від конденсату може бути підвищена шляхом їх попереднього підігріву, При цьому збільшується кількість конденсату, який випаровується в газову фазу, і зменшується його в'язкість. Для нагріву газу можна використовувати гирлові і вибійні нагрівачі. а також теп​ло, яке одержують в результаті екзотермічної реакції різних хімречовин.
Очищення привибійної зони від конденсату, що випгв, можна також проводити шляхом періодичного закачування в газоконденсатні пласти міцелярного розчину, діоксиду вуглецю і різних вуглеводневих розчинників, які повністю змішуються з конденсатом, наприклад, скраплених нафггових газів, широкої фракції легких вуглеводнів та ін. з наступним продав​люванням їх у пласт сухим газом. Результати дослідно-промислових випробувань на сверд​ловинах Вуктильського газоконденсатного родовища показали, що обробка привибійної зо​ни широкою фракцією легких вуглеводнів дає змогу при відновленні роботи свердловини відібрати з привибійної зони пласта 12-15 % конденсату, що випав, а при застосуванні зба​гаченого газу - до 35 % зконденсованих вуглеводнів.
Загальним недоліком методів першої групи є необхідність проведення чадних обробок свердловин, оскільки в процесі відбору газу привибійна зона знову насичується конденса​том. Тому методи першої групи рекомендується застосовувати тільки при невеликому вмісті конденсату в газі.
Методи другої групи основані на тепловій дії на привибійну зону пласта і регулюванні характеру змочування пористого середовища.
Теплову обробку привибійної зони пласта запропоновано здійснювати зд допомогою стаціонарних нагрівальних пристроїв, встановлених на колоні ліфтових труб|Чнаприклад, вибійного газового пальника, в якому, як правило, використовують пластовий газ, мікрохвильового розігріву привибійної зони пласта і конденсату, який в ній наявний, дії на привибійну зону електромагнітним полем радіочастоти та ін. В результаті підвищення вибійної температури попереджується конденсація вуглеводнів у пласті або зменшується кількість конденсату, що випав, знижується його в'язкість і густина та збільшується ру​хомість. Однак запропоновані конструкції пристроїв для теплової дії на привцбійну зону пласта складні в обслуговуванні та недостатньо надійні.
Одним з напрямів підвищення продуктивності газоконденсатних свердловин є гідрофілізація пористого середовища. Суть її полягає у створенні в привибійній зоні пласта області штучної гідрофільності шляхом закачування гідрофільної рідини. Розмір її повинен відповідати радіусу зони рівноважної конденсатонасиченості, величина якої на кінець роз​робки родовища досягає ЗО-35м. Кількість гідрофільної рідини вибирається такою, щоб вміст її в порах пласта дорівнював рівноважній конденсатонасиченості. В гідрофільному пористому
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середовищі конденсат, як гідрофобна рідина, займає центральну частину пор, яка характеризується найменшим фільтраційним опором. В результаті збільшується фазова проникність для конденсату і відповідно зменшується насиченість конденсатом привибійної зони. Ефект від гідрофілізації пористого середовища досягається як за рахунок попереджен​ня скупчення конденсату у привибійній зоні (зменшення конденсатонасиченості), так і збільшення його рухомості. Як гідрофільну рідину запропоновано використовувати прісну воду, метанол, соляну кислоту, водні розчини гідроксиду натрію, аміаку та ін. Для поліпшення змочуючих властивостей в робочі рідини можуть додатково вводитися ПАР ма​совою концентрацією 3-5%, наприклад, боксополімери оксидів етилену і пропилену.
В процесі гідрофілізації пористого середовища закачують у привибійну зону робочий розчин, витримують його протягом 8-24 год, після чого свердловину пускають в експлуа​тацію. Об'єм робочого розчину вибирають з розрахунку 0,6-1,5 м3 на Іп.м товщини пласта. У випадку забруднення привибійної зони рідкими і твердими вуглеводнями, які сприяють гідрофілізації породи, попередньо проводять очистку від них пористого середовища шляхом закачування вуглеводневого розчинника, наприклад, широкої фракції легких вуглеводнів в кількості 0,6-0,8 м3 на Іп.м товщини пласта. Вуглеводневий розчинник і робочий розчин продавлюють у пласт газом високого тиску, а при його відсутності - конденсатом або водним розчином ПАР. У випадку низьконапірних свердловин для поліпшення умов пуску їх в ро​боту після обробки вуглеводневий розчинник, робочий розчин і продавлювальну рідину за​качують в аерованому вигляді.
20.4. Гідроутворення при експлуатації газових свердловин
Вологовміст природного газу. В пластових умовах природний газ контактує зі зв'яза​ною (залишковою) водою і повністю насичений парами води. В процесі розробки родовища в результаті зміни термодинамічних умов по шляху руху газу з пласта до споживача части​на води конденсується. При певних умовах вода з газом утворює тверді кристалічні сполу-ки-гідрати, які можуть спричинити повне припинення подачі газу споживачеві. Для про​гнозування місць утворення газогідратів у різних частинах систем видобутку газу та проек​тування технологічної схеми промислової обробки газу необхідно знати вологовміст газу.
Основними характеристиками вологого природного газу є його абсолютна і відносна вологість і точка роси. Абсолютна вологість показує скільки водяних парів міститься в оди​ниці об'єму газу, зведеному до стандартних умов (20°С і 0,01013 МПа), вимірюється в г/м3 або в кг/1000 м3. Відносна вологість є відношенням фактичного вмісту парів води в газі при даних тиску і температурі (абсолютної вологості) до його вологовмісту, яка характеризує максимальний вміст водяних парів в одиниці об"єму газу при повному його насиченні за тих же умов, вимірюється в частках одиниці або у відсотках. Відносна вологість може бути та​кож виражена як відношення парціального тиску водяної пари в газі до тиску насичення во​дяної пари при тій же температурі. Точкою роси по волозі називається найвища температу​ра, при якій у газовій суміші починається утворення крапель води при даному тиску.
Вологовміст газу залежить від тиску, температури, складу газу і складу води, яка кон​тактує з газом. Вміст водяних парів в газі збільшується з ростом температури і зменшується з ростом тиску, молекулярної маси (відносної густини) газу і мінералізації води. Наявність в складі газу СО2 і H2S збільшує його вологовміст, а присутність N2 - зменшує. Вплив молеку​лярної маси газу на його вологовміст зростає з підвищенням температури.
Вологовміст природних газів знаходять експериментальне, за аналітичними рівняннями або з номограм, складених за результатами обробки експерементальних чи розрахункових даних. На рис. 20.4 показана номограма для визначення рівноважного вмісту парів води в природному газі відносною густиною 0,6 при відсутності в ньому азоту і контакті з прісною водою. На номограмі нанесена також рівноважна крива гідратоутворення, нижче якої дані
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значення вологості газу для умов метастабільної рівноваги парів води над переохолодженою водою. Якщо відносна густина газу більша 0,6, а вміст солей у воді понад 5%Т(50 г/л), то в значення вологості газу, знайдене за номограмою,[image: image5434.png]Woes



 вносять поправки на густину газу  [image: image5435.png]


 і солоність води [image: image5436.png]
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 беруть з додаткових графіків (рис.20.4).
З аналітичних методів визначення вологовмісту можна використовувати рівняння Р.Ф. Бюкачека, яке придатне в діапазоні тисків 0,1 ° 70 МПа і температур від -40 до +230 С:
[image: image5440.png]A
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 (20.26)
де А - коефіцієнт, що дорівнює вологовмісту ідеального газу, г/ (м3 • МПа); В - коефіцієнт, який залежить від складу газу, г/м3. Р [МПа]; W [г/м3]. Значення коефіцієнтів А і В на​ведені в [8].
Характеристика і умови утворення гідратів. Газові гідрати - це кристалічне тверді з'єднання (клатрати). їх кристалічна решітка утворюється молекулами води, які утриму​ються за допомогою міцного водневого зв'язку. У внутрішніх порожнинах цієї решітки розмішуються молекули газу - гідроутворювача. Гідрати утворюють гази, розмір молекул яких не перевищує 0,69 нм (0,69·10-9 м). Експериментально одержані гідрати практично всіх відомих природних і штучних газів, за винятком водню, гелію і неону. З вуглеводнів па​рафінового ряду гідрати утворюють метан, етан, пропан і ізобутан. Нормальний бутан і більш важкі
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Рис.20.4. Номограма для визначення воло​говмісту природного газу при різних тис​ках і температурах


вуглеводні гідратів не дають.
Гідрати індивідуальних газів характери​зуються структурами І і II. Кожна елемен​тарна комірка гідрату І складається з 46 мо​лекул води, які утворюють дві малі порожни​ни з внутрішнім діаметром 0,52 нм і шість ве​ликих порожнин з внутрішнім діаметром 0,59 нм. Якщо розмір молекул газу-гідрато-утворювача не перевищує 0,52 нм (метан СН4, аргон Аг, сірководень H2S, азот N2 та ін.), то заповнюються повністю малі та ве​ликі порожнини. Склад такого гідрату вира​жається формулою 8G46H2O або G · 5,75H2O (де G- молекула газу-гідратоутворювача). Гази з розмірами моле​кул 0,52-0,59 нм заповнюють тільки великі порожнини (етилен CiHg, хлор СІ, діоксид вуглецю СО2 , діоксид сірки SO2 та ін). Склад гідрату відповідає формулі 6G46H2O або G · 7,67Н2О.
У структурі II 136 молекул води утворю​ють 16 малих порожнин з внутрішнім діаметром 0,48 нм і 8 великих порожнин з внутрішнім діаметром 0,69 нм. Криста​логідрати структури II утворюють гази або легколеткі рідини, розмір молекул яких пе​ребуває в межах 0,59-0,69 нм (пропан С3H8, ізобутан і С4Н10, хлористий метилен СН2С12, йодистий
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Рис.20.5. Рівноважні криві
гідратоутворення природних
газів різної густини



метил CH3J та ін.). При наявності окремо-го компоненту заповнюються тільки вели-кі порожнини, а склад гідрату вира​жається формулою 8G • 136Н2О або G • 17Н2О.
Деякі гази можуть залежно від тиску і температури давати гідрати структури І або П.
При наявності суміші газу з різним діаметром молекул утворюються подвійні гідрати, в яких заповнюються як малі, так і ве​ликі порожнини. Наприклад, в гідраті струк​тури І в малих порожнинах можуть розміщуватись молекули метану, у великих— молекули етану.
В практичних умовах видобутку і транс​порту газу в більшості випадків утворюються змішані гідрати, до складу яких входять подвійні гідрати структури П, великі порож​нини яких заповнені пропаном та ізобутаном, а малі метаном, сірководнем, вуглекислотою та іншими газами, а також прості гідрати структури І, які складаються з метану, етану, сірководню, вуглекислоти тощо - при їх надлишку.
У загальному випадку для утворення гідратів потрібно, щоб парціальний тиск парів во​ди над гідратом був вищий від парів у складі гідрату.
На процес гідратоутворення впливають склад газу, фазовий стан і склад води, темпера​тура і тиск. На рис.20.5 показані рівноважні криві гідратоутворення для газів різної густини в діапазоні тисків і температур, які зустрічаються на практиці. Область існування гідратів на цьому графіку розміщується лівіше і вище кривих. З підвищенням тиску і густини газу зро​стає температура утворення гідратів. Так, при тиску 6 МПа температура гідратоутворення для природного газу різної'густини дорівнює: 
[image: image5443.wmf]p

= 0,55 (метан) - t = +9°С; 0,6 - +15°С; 1-+19°С. Навіть незначна присутність в газі більш важких вуглеводневих компонентів (етан, пропан, ізобутан) підвищує температуру гідратоутворення. Всі інші вуглеводні, включаючи нормальний бутан і вище, діють негативно на процес гідратоутворення. Чим більше в газі сірководню і вуглекислоти, тим вища рівноважна температура гідратоутворення. Тому очи​щення газу від H2S і СО2 має практичне значення як з точки зору боротьби з корозією газо-промислового обладнання, так і з утворенням гідратів. Природні гази, в складі яких знахо​диться азот, мають більш низьку температуру гідратоутворення, а при об'ємному змісті азо​ту понад 50% гідрати не утворюються. Аналогічно впливають водень і аргон.
Процес формування гідратів завжди проходить на поверхні розділу газ-вода (вільного контакту води і газу або скрапленого газу; краплинно-шіівкової води, що конденсувалася в об'ємі газу; газових пухирців, що виділяються в об'ємі води; крапель диспергованого зрідженого газу, що випаровується в об'ємі вільного газу; контакту вода-метан, на якому відбувається адсорбція молекул газу, розчиненого у воді) за умови повного насичення газу «одою. Швидкість нагромадження гідрату зростає зі збільшенням кількості розчиненого у воді газу, тиску, ступеня переохолодження води і турбулентності газорідинного потоку. Зі зростанням мінералізації води зменшується рівноважна температура утворення гідратів. Згідно з експериментальними даними різних авторів, збільшення масової концентрації солі NaCl на 1 % (в межах 0-20 %) призводить до зниження рівноважної температури гідратоутворення на 0,5-0,6 °С. В області мінусових температур при підвищенні тиску
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гідрати утворюються з води в твердому стані (льоду) і газу, а при високих тисках і темпера​турах - з рідкої води і газу-гідратоутворювача в рідкому стані. При цьому в області мінусових температур перегрупування решітки льоду в решітку гідрату відбувається за схе​мою: лід-рідка вода-гідрат, а розкладання гідрату - в послідовності: гідрат-рідка вода-лід.
За певних термодинамічних умов в земній корі газ з'єднується з водою і переходить у твердий гідратний стан з утворенням газогідратних покладів (ГГП). ГГП виявлені в осадко-вих відкладах материків і в придонних осадках морів та океанів. Залежно від стадії форму​вання об'ємів газу і води газ в ГГП може частково або повністю перебувати в гідратному стані. Знизу ГГП можуть контактувати з газовим, газоконденсатним чи нафтовим покла​дом; зверху - з газовим покладом, газонепроникними пластами, а в акваторії океану - з во​дою. Глибина поширення ГГП досягає 800-2500 м, а товщина зони ГГП в придонних осад​ках океанів - декількох сотень метрів. Запаси газу в ГГП орієнтовно становлять близько 100 • 101Z м3 на материках і 1,5 • 106 м3 — в акваторії океану.
Методи попередження і ліквідації гідратних пробок. Залежно від тиску, температури, складу газу і води газові гідрати можуть утворюватися на різних ділянках технологічної схе​ми руху газу з пласта до споживача: у привибійній зоні пласта, в стовбурі свердловин, у.ви​кидних лініях, на УКПГ і в магістральному газопроводі. Для проектування заходів боротьби з гідратами необхідно знати умови і зони гідратоутворення. Умови утворення газових гідратів визначають такими методами [8]: з рівноважних кривих гідратоутворення природ​них газів різної густини; за емпіричними формулами для газів різного складу; за константа​ми рівноваги; графоаналітичним методом за рівнянням Баррера-Стюарта; експерименталь-но на установках. Найбільш простим є перший метод, найточнішим — останній.
Для встановлення інтервалу зони гідратоутворення в зупиненій або працюючій свердло​винах необхідно мати фактичні криві зміни тиску і температури по стовбуру свердловини, їх одержують шляхом проведення глибинних замірів тиску і температури або розраховують з використанням залежностей (див. 18.4 і 18.5). Для кожного значення тиску знаходять од​ним з методів рівноважну температуру гідратоутворення. Нижній межі гідратоутворення відповідає точка перетину фактичної температурної кривої і кривої рівноважної температу​ри гідратоутворення. Аналогічним чином визначають місце утворення гідратів у системі збору і підготовки газу . Для визначення місця утворення гідратів у магістральному газопро​воді, в який надходить осушений (недонасичений вологою) газ після його підготовки на УКПГ, необхідно додатково знати точку роси осушеного газу на виході з УКПГ і мати за​лежність вологовмісту газу від тиску і температури (криву зміни по довжині газопроводу точки роси). Якщо точка роси розміщується нижче рівноважної кривої гідратоутворення і нижче кривої зміни температури в газопроводі, то гідрати не утворюються. Якщо точка ро​си лежить вище кривої гідратоутворення, то гідрати утворюються в точці перетину фактич​ної температурної кривої і кривої рівноважної температури гідратоутворення. За умови, ко​ли точка роси лежить нижче рівноважної кривої гідратоутворення, але вище мінімальної температури в газопроводі, гідрати утворюються в точці перетину кривої вологовмісту газу (точки роси) з фактичною температурною кривою.
На практиці застосовують такі методи боротьби з гідратами.
1.  Підтримання тиску газового потоку нижче тиску гідратоутворення при заданій тем​пературі.
2. Підтримання температури газового потоку вище температури гідратоутворення.
3. Осушка газу від вологи на УКПГ до точки роси по воді нижче мінімальної температу​ри по шляху руху газу до споживача.
4.  Введення в газоводяний потік інгібіторів гідратоутворення — спиртів та елект​ролітів.
Підтримання тиску нижче рівноважного технологічно і економічно недоцільне. Його в основному використовують для розкладання гідратів, які утворилися, шляхом проду-
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вання свердловини в атмосферу або відключення окремих ділянок газопроводу і технологічних апаратів з наступним випуском з них газу і зниженням тиску до атмосферного. Однак при низьких температурах можливий перехід гідрату в лід, який усунути значно складніше.
Метод підтримання температури газового потоку вище рівноважної застосовують при утворенні гідратів на дросельних пристроях, у викидних лініях і в стовбурі свердловин, а та​кож в газоігідвідних трубопроводах при газліфтній експлуатації нафтових свердловин. Для підігріву газу в промислових комунікаціях випускають підігрівачі типу ПГА-5, ПГА-10, ПГА-15, ПГ-500, П/Н 001 полуменевий типу "Водяна баня" та інші з радіаційними і кон-вективними змійовиками. Для підігріву газу в стовбурі свердловини можна використовува​ти стаціонарні вибійні газові пальники, в яких паливом служить пластовий газ, і малогаба​ритні електронагрівачі різної конструкції. Попередження утворення гідратів досягається та​кож теплоізоляцією обсадних колон, ліфтових труб і шлейфів свердловин. Товщина теплоізоляційного шару пінополіуретану на шлейфах з врахуванням запасу становить 1-1,5 см. Найбільш ефективна вакуумна теплоізоляція, яка дозволяє практично усунути втрати тепла при транспорті газу.
Теплові методи ліквідації гідратів у стовбурі свердловини включають: розмив суцільної гідратної пробки гарячим теплоносієм (парою, водою, розчином хлористого кальцію, наф​тою тощо); розкладання гідратів у верхній частині ліфтових труб, обладнаних пакером, за рахунок тепла конденсації легких вуглеводнів, наприклад пропану, який при закачуванні в затрубний простір закипає в нижній високотемпературній частині стовбура свердловини, і пари його, піднімаючись у гору, конденсуються, передаючи своє тепло через стінки ліфтових труб гідрату; використання для розкладання гідрату тепла, що виділяється при взаємодії з гідратом твердого реагенту (наприклад, п'ятихлористого фосфору PQs або фос​форного ангідриду Р2О5, поміщеного в металічну капсулу з магнієвої фольги), який вво​диться в свердловину через лубрікатор. Гарячі теплоносії (вода, пара) використовують та​кож для ліквідації гідратних пробок у промислових комунікаціях і в окремих вузлах систе​ми підготовки газу.
Осушування газу є основним і найбільш прийнятним методом попередження гідратоутворення при магістральному транспорті газу. Тому на промислі перед подачею споживачеві газ осушують на УКПГ.
Для боротьби з гідратоутворенням в стовбурі свердловин, промислових газозбірних тру​бопроводах і на УКПГ найбільш ефективним є застосування антигідратних інгібіторів по замкнутому циклу з наступною їх регенерацією. Антигідратні інгібітори, розчиняючись у воді, зменшують парціальний тиск парів води. Тому гідрати утворюються при більш низь​ких температурах. Уведення інгібіторів у систему з гідратом також знижує парціальний тиск парів води, рівновага гідрат-вода порушується, пружність парів води над гідратом стає більшою, ніж над водним розчином, що призводить до розкладання гідратів. Як антигідратні інгібітори можуть використовуватися водні розчини спиртів, електролітів та їх суміші. На практиці в основному застосовують метанол, гліколі і водні (30-35 %) розчини хлористого кальцію густиною 1270-1300 кг/м3. Деякі фізико-хімічні властивості метанолу і гліколів на​ведені в табл.20.1.
Таблиця 20.1
	Показники
	Метанол
	ЕГ
	ДЕГ
	ТЕГ

	Молекулярна маса
	32,04
	62,07
	106,12
	150,17

	Густина при температурі 20 °С, кг/м3
	793,1
	1115,1
	1118,4
	1125,4

	В'язкість при температурі 20 °С, мПа-с
	0,6
	20,9
	35,7
	47,8


510
Продовження табл. 20.1
	Показники
	Метанол
	ЕГ
	ДЕГ
	ТЕГ

	Температа киніння, °С
	64,5
	197,3
	244,8
	287,4

	Температура замерзання, °С
	-97,7
	-13
	-8
	-7,2

	Температура розкладання, °С
	
	164
	164,5
	206

	Значення константи К в рівнянні (20.28)
	1295
	1220
	2430
	-


Високоефективним інгібітором гідратоутворення є метанол. Він характеризується здатністю значно знижувати температуру гідратоутворення і швидко розкладати*гідратні пробки, змішується з водою в будь-яких співвідношеннях, має малу в'язкість і низьку тем​пературу замерзання, що дає змогу успішно використовувати його на родовищах у північних кліматичних умовах. Обмеженнями застосування метанолу для боротьби з гідратоутворенням є його високотоксичні властивості, а також значні втрати від випарову​вання в газ і розчинення в конденсаті.

Гліколі (етиленгліколь (ЕГ), діетиленгліколь (ДЕГ) і триетиленгліколь (ТЕГ)) в основ​ному використовують для осушуванням газу і боротьби з гідратоутворенням на УКПГ. Найбільш низькі температури замерзання мають розчини з масбвим вмістом гліколів 60-70%, який є оптимальним у випадку застосування гліколів як антигідратних інгібіторів. Гліколі характеризуються низькою леткістю, тому при введенні в трубопровід практично повністю залишаються в рідкій фазі. Втрати від розчинності гліколів у рідких вуглеводнях невеликі, однак вони зростають при вмісті в конденсаті ароматичних вуглеводнів. В цьо​му випадку при великих швидкостях руху газу гліколі утворюють піну і емульсії, що не​гативно впливає на роботу сепараторів і збільшує втрати інгібіторів. Для зменшення втрат гліколів з сухим газом застосовують антиспінювачі (триакілфосфат, октиловий спирт, силікони, триоктил- і трикрезилфосфати та ін.). У зв'язку з високою леткістю етіленгліколю на промислах для осушування газу і боротьби з гідратоутворенням викори​стовують діетиленгліколь і триетиленгліколь.
Хлористий кальцій є найбільш доступним і дешевим інгібітором гідратоутво-рення. До його недоліків належать випадіння в твердий осадок солей кальцію при масових концент​раціях понад 30-35 % і висока корозійна здатність розчину в при-сутності повітря (кисню). Тому розчини хлористого кальцію зберігають під шаром нафтопродукту товщиною не мен​ше 3 см, а перед застосуванням продувають природним газом для виведення кисню або нагрівають до кипіння змійовиком.
Для боротьби з утворенням гідратів деколи використовують мінералізовану пластову во​ду, рідкі вуглеводні (нафту, конденсат), водні розчини ПАР. Гідрати водних розчинів ПАР не прилипають до стінок труб, а нафтопродукти утворюють на стінках труб захисну плівку, внаслідок чого гідрати легко транспортуються потоком газу.
Як антигідратні інгібітори можна також застосовувати етилкарбітол - побічний продукт виробництва ефірів гліколів, метанол-сирець і метанольну фракцію - побічні продукти ви​робництва метанолу й очистки етилового спирту-сирцю (метанольна фракція), ефіро-альдегідну фракцію - побічний продукт виробництва синтетичного етанолу з етилену, роз​чини кухонноїі солі, хлористого літію, хлористого алюмінію, аміаку тощо.
Добову витрату метанолу для попередження гідратоутворення знаходять за формулою
[image: image5444.png]W - WGy
G-C

+ 0,001 Cya( 4y



 (20.27)
511
	[image: image5445.png]e
'<1f
74
S
N\
b
Y

020 47 &0 L%




Рис.20.6. Залежності зниження темпера​тури гідратоутворення і температури за​мерзання водних розчинів інгібіторів від їх масової конденсації в розчині:
1-AICI3;2-90% СаСІ2+Ю% СН3ОН; 3-СаСІ2; 4-СН3ОН; 5-ЕК; 6-ЕГ; 7-ДЕГ
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Рис.20.7. Залежності рівноважної кон​центрації метанолу в паровій фазі від ти​ску і температури (в г/1000 м3 на кожний відсоток метанолу в рідкій фазі)
де [image: image5447.png]R



- витрата інгібітора, кг/добу;[image: image5448.png]L'



- дебіт газу при стандартних умовах, тис м3/добу; [image: image5449.png]w,



 - вологовміст газу до введення інгібітора (в пластових умовах або на виході з сепара​тора), кг/1000 м3;[image: image5450.png]W,



- вологовміст газу в кінцевій точці, в якій утворюються гідрати (на вході в УКПГ, після теплообмінника, після штуцера і т.д.), кг/1000 м3; [image: image5451.png]


-масова концентра-ція свіжого (регенерова​ного) і відпра-цьованого (насиченого воло​гою) інгібітора, %; а - відношення вмісту метанолу в газі, який потрібний для насичення газу, до концентрації метанолу в рідині.
Для слаболетких інгібіторів (гліколів, водного розчину хлористого кальцію) другим чле​ном в формулі (20.27), який враховує втрати інгібітора від випаровування в газову фазу, можна нехтувати в зв'язку з його малим значенням. У випадку газоконденсатних родовищ необхідно додатково враховувати втрати від розчинення метанолу в конденсаті, які зроста​ють зі збільшенням вмісту ароматичних вуглеводнів у конденсаті та концентрації водомета-нольного розчину. Так, для [image: image5452.png]Cy



- 100 % і концентрації ароматичних вуглеводнів в конденсаті 0-50 % розчинність метанолу в конденсаті становить 18-60 г/кг. Для гліколів і водного роз​чину хлористого кальцію втратами інгібітора від його розчинення в конденсаті можна не​хтувати.
Для попередження утворення гідратів через нерівномірну подачу інгібітора та інших при​чин нормативну витрату його встановлюють на 10-15 % вище розрахункового значення.
Масова концентрація відпрацьованого інгібітора [image: image5453.png]Cy



 знаходиться залежно від величини необхідного зниження температури гідратоутворення [image: image5454.png]


 (різниці між рівноважною темпе​ратурою гідратоутворення і фактичною температурою в кінцевій точці (рис.20.6). Для ме​танолу, етиленгліколю і діетиленгліколю [image: image5455.png](6%



 визначають з рівняння Гаммершмідта:
[image: image5456.png]MAL
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 (20.28)
де М - молекулярна маса інгібітора; К- константа (знаходять за табл. 20.1).
Для водного розчину хлористого кальцію С2 можна визначити з емпіричного рівняння
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При масовій концентрації відпрацьованого інгібітора [image: image5458.png]C,



> 20 % інгібітори розміщуються в такому порядку в напрямі зменшення[image: image5459.png]


хлористий кальцій > метанол > етилкарбітол > діетиленгліколь > етиленгліколь.
Значення коефіцієнта а у формулі (2О.27) знаходять з графіка залежно від тиску і тем​ператури (рис.20.7).
Для введення інгібітора в газорідинний потік застосовують такі схеми: безнасосну з ви​користанням метанольних бачків, насосну з індивідуальною подачею і централізовану на​сосну схему групової подачі.
Відпрацьовані розчини інгібіторів гідратоутворення відділяють в сепараторах і потім ре​генерують з метою подальшого використання. Регенерація насичених гліколових розчинів здійснюється підігрівом їх до температури, при якій випаровується вода, але не відбувається розкладання гліколів. Для ДЕГу це 164 °С, ТЕГу - 206°С. Регенерація гліколів при атмос​ферному тиску дає змогу підвищити концентрацію розчину до 96-97 %. Для досягнення більш високих концентрацій застосовують спеціальні способи регенерації: під вакуумом, з використанням відпарного газу й азеотропну. Регенерація насиченого розчину хлористого кальцію може проводитися в промислових умовах шляхом упарювання до концентрації свіжого розчину (у місткостях зі змійовиком для теплоносія або в спеціальних випарних апаратах заглибного горіння конструкції УкрНДІхіммашу). Розроблена також технологія одержання гранульованого зневодженого хлористого кальцію шляхом упарювання насиче​ного розчину до концентрації 37-42 %, подальшого прожарювання на алюмінієвих листах в муфельних печах і дроблення в металічних барабанах. Регенерацію метанолу здійснюють у ректифікаційних колонах шляхом його випаровування з водного розчину. Тиск в колоні дорівнює 0,07 МПа, температура низу колони - 105-110°С, температура верху - 65-70°С.
Розглянуті методи боротьби з гідратоутворенням можна також використовувати для ви​добутку газу з газогідратних покладів. Розробка материкових ГГП основана на переведенні газу з гідратного у вільний стан з подальшим відбором газу. Розкладання гідрату може здійснюватися за рахунок зниження пластового тиску шляхом відбору частини вільного газу при його наявності в пласті, термохімічної і електроакустичної дії на ГГП.
Крім негативного впливу на процеси видобутку газу, властивості гідратів дають змогу накреслити такі можливі напрями їх промислового використання: одержання надвисоких тисків у замкнутих об'ємах при розкладанні гідрата; розділення суміші вуглеводнів шляхом послідовного переведення через гідрат окремих компонентів в заданому режимі; одержання холоду за рахунок поглинання тепла при утворенні гідрата; ліквідація відкритого газового фонтану створенням гідратної пробки в стовбурі фонтануючої свердловини; опріснення морської води, яке основане на властивості гідрата пов'язувати в твердий стан тільки моле​кули води; очистка стічних вод; зберігання газу в гідратному стані; розсіювання високотем​пературних туманів і хмар за допомогою гідратів; закачування у вигляді водогідратної емульсії в продуктивні пласти для збільшення коефіцієнта нафтовіддачі; одержання холоду на УКПГ з метою охолодження газу та ін.
20.5. Корозія газрпромислового обладнання. Захист свердловинного і наземного обладнання від корозії
Причини і характер корозії. Корозія газопромислового обладнання пов'язана з на​явністю в пластовому газі агресивних компонентів: сірководню, вуглекислого газу, кислот жирного ряду (мурашиної, пропіонової, щавлевої, масляної). Агресивні компоненти в при​сутності води (підошовної, крайової, конденсаційної) вступають з металами в хімічну ре​акцію і викликають корозію внутрішньої поверхні свердловинного і наземного обладнання.
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Трубопроводи в процесі експлуатації додатково зазнають зовнішньої корозії під дією ґрунто​вого електроліту.
Розрізняють хімічну та електрохімічну корозію. Під хімічною корозією розуміють про​цес взаємодії металу з корозійно-агресивними компонентами пластової продукції та експлу​атаційними матеріалами і реагентами, які призводять до руйнування металу без виникнен​ня в ньому електричного струму. Для попередження цього виду корозії в робочі рідини, як правило, вводять присадки. Електрохімічна корозія пов'язана з процесами, які відбуваються на поверхні металу в присутності електроліту, і супроводжується протіканням в металі електричного струму. Для захисту від електрохімічної корозії необхідно впливати або на метал, або на середовище, що досягається, наприклад, застосуванням інгібіторів ко​розії, присадок, покриттям металічної поверхні. Крім основних видів корозії, спо​стерігається також біокорозія металічної поверхні.
Свердловини, трубопроводи і обладнання газових промислів піддаються переважно електрохімічній корозії під дією атмосфери, пластових і фунтових вод, зовнішнього джере​ла струму і блукаючих струмів. Хімічна корозія характерна для трубопроводів і обладнання газопереробних заводів при перекачуванні та переробці сірчистих конденсатів. Прикладами газової хімічної корозії є руйнування лопаток газових турбін газоперекачувальних агрегатів і димогарних труб котельних установок.
За характером корозійноого руйнування розрізняють суцільну корозію - рівномірну і нерівномірну, залежно від швидкості корозії на різних ділянках поверхні, і місцеву корозію - точкову, плямами (виразкову), щілинну (у фланцевих і різьбових з'єднаннях), корозійне розтріскування за рахунок одночасної дії агресивного середовища і розтягуючих напруг. У випадку високих швидкостей руху газорідинного потоку і наявності в продукції механічних домішок корозія посилюється за рахунок ерозії (абразивного стирання) металічної поверхні і зриву з неї захисної плівки рідини.
Найбільш інтенсивна корозія спостерігається в місцях руху електроліту. Корозією в па​ровій фазі в більшості випадків можна нехтувати.
Інтенсивність і характер корозії окремих елементів газопромислового обладнання зале​жить від умов його роботи. Узагальнення даних з вуглекислотної корозії на газоконденсат​них родовищах Краснодарського краю засвідчує, що корозія фонтанних труб починається з глибини 800-1200 м, зростаючи у напрямі гирла. Однак при високій температурі та мінералізації пластової води кородіює практично вся колона труб. Швидкість корозії гладкої частини труб становить 0,2 —1 мм/рік, нижніх кінців труб і різьбових з'єднань — близько 4 мм/рік. У фонтанній арматурі найбільша корозія спостерігається у місцях різкої зміни на​прямку руху газорідинного потоку (поворотах, виступах) і носить в основному виразковий характер. Швидкість корозії ущільнюючих кілець фонтанної арматури становить 7-8 мм/рік, трійників, котушок, засувок - 4-7 мм/рік.
У промислових газопроводах максимально кородіює нижня частина труб, в місцях руху електроліту. У верхній частині труб швидкість корозії значно менша. Характер корозії пере​важно рівномірний, проте на окремих ділянках спостерігається точкова і виразкова корозія. Швидкість корозії не перевищує 1-2 мм/рік. Обладнання УКПГ кородіює рівномірно зі швидкістю до 0,04 мм/рік. У місцях повороту і понижених місцях можлива точкова і вираз​кова корозія.
Контроль за процесом корозії проводиться шляхом візуального огляду засувок, трійників, труб, сепараторів при їх ремонті; визначення швидкості корозії за контрольними зразками, які встановлюються безпосередньо у вузлах обладнання (за втратою маси ма​теріалу за час випробування); аналізу продуктів корозії, відібраних з внутрішньої поверхні обладнання і контрольних зразків; аналізу проб пластової рідини на вміст іонів заліза, а та​кож за даними моделювання процесу корозії на стендах в лабораторних умовах чи змонто​ваних безпосередньо на свердловині або на ККПГ.
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Одним з найбільш агресивних компонентів у складі природного газу, який викликає інтенсивну корозію промислового обладнання, є сірководень. Взаємодія металу з сірководнем у водному середовищі призводить до утворення сульфіду заліза та атомарного водню. Частина атомарного водню не з'єднується в молекули і проникає в метал, внаслідок чого він стає крихким і неміцним. Встановлено, що небезпека сульфідного розтріскування металу збільшується з ростом міцності металу на плинність і розрив. При одночасному вмісті в газі H2S і СО2 основний вплив на корозію чинить H2S. Інтенсивність корозії зале​жить від концентрації агресивних компонентів у газі, тиску і температури, кількості води в продукції свердловини, ступеня і характеру її мінералізації, кількості та складу конденсату, швидкості та режиму руху газорідинного потоку, характеристики металу обладнання.
При інших рівних умовах швидкість корозії збільшується зі зростанням концентрації і парціального тиску H2S і СО2 в газі, загального тиску і температури, вмісту органічних кис​лот, мінералізації (кислотності) води, турбулентності і швидкості руху газорідинного пото​ку, розтягуючих напруг в колоні ліфтових труб, вмісту абразивних компонентів у потоці. При заданій концентрації H2S і СО2 в газі збільшення об'єму води вище певного значення помітно знижує інтенсивність корозії внаслідок зменшення кількості агресивного компонен​ту, розчиненого у воді. Швидкість вуглекислотної корозії в жорсткій воді більша, ніж у лужній. Для сірководневої корозії характерна протилежна залежність. У присутності вугле​водневого конденсату швидкість корозії зменшується внаслідок змочування вуглеводнями поверхні металу з утворенням захисної плівки.
Методи захисту газопромислового обладнання від корозії. На практиці застосовують такі методи боротьби з корозією свердловинного і наземного обладнання.
1. Використання корозійно-стійких сталей і сплавів. Для виготовлення газопромислово​го обладнання використовують термооброблені нержавіючі вуглецеві, низьколеговані та ви-соколеговані сталі марок Х13, 2X13, Х8, Х9М, 12Х1МФ, 1Х18Н9Т, 18Х1ГШФ та ін, імпортні сталі марок С-75, АР-10М4, АФ-2205, Sonicro 28 та ін., сплав ХН4ОМДТЮ (ЕП-5439-НД), алюмінієві сплави Д16Т, Д16АТ та ін. Обмеженнями в широкому застосуванні цього високонадійного методу боротьби з корозією є дефіцит і висока вартість нержавіючих сталей.
2.  Застосування металічних і неметалічних покрить. Для покриття внутрішньої по​верхні газопромислового обладнання використовують металічні та неметалічні покриття. Стосовно корозійної дії металічні покриття діляться на анодні й катодні. У катодних покрит​тях метал покриття (хром, нікель, свинець, мідь та інші метали, більш благородні, ніж залізо) в можливому корозійному процесі є катодом, а сталь - анодом. В анодних покриттях метал покриття (цинк, кадмій, алюміній та інші метали, менш благородні, ніж залізо) в можливому корозійному процесі є анодом, а сталь- катодом. До неметалічних покрить на​лежать органічні матеріали: пластмаси, епоксидні смоли, бакелітовий лак, епоксидно-ба​келітові лакофарбові композиції гарячого твердіння БЕЛ-50, БЕЛ-70, ФЛ-777, матеріали на основі каучука, бітумно-асфальтові композиції і неорганічні матеріали, сплави різних силікатів,  скляні покриття,   які  одержують на  поверхні  металу  хімічною або елект​рохімічною обробкою тощо.
Для захисту зовнішньої поверхні заглибних газопроводів від фунтової корозії застосову​ють ізоляційні покриття на основі бітумно-гумових і бітумно-полімерних мастик, зверху яких наноситься шар обгорткового матеріалу (склополотно, шлімерно-дьогтьобітумні або полімерно-гумо-дьогтьобітумні обгортки, брізол, гідроізол, руберойд, склоруберойд,.. обгор​ткова толь); полімерні липкі стрічки з полівінілхлориду або поліетилену; імпортні стрічки "Плайкофлекс 340-20", "Плайкофлекс 340-30", "Полікен 980-20", кам'яновугільний пек (важкий залишок від перегонки кам'яновугільного дьогтю); епоксидні та інші смоли (поліефірні, вінілові); обгорткові неткані матеріали та ін.
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3.  Застосування інгібіторів корозії. Антикорозійні інгібітори створюють захисну плівку на поверхні металу, яка перешкоджає контакту металу з електролітом. За розчинністю в пластовій рідині (воді і вуглеводнях - газовому конденсаті, нафті) розрізняють водорозчинні інгібітори; нафторозчинні інгібітори; інгібітори, які розчиняються у воді та диспергуються у вуглеводневих рідинах; інгібітори, які розчиняються у вуглеводневих рідинах і диспергу​ються у воді; інгібітори, які диспергуються у воді та вуглеводневих рідинах. За характером захисної дії виділяють три види інгібіторів корозії.
Інгібітори першого виду реагують з продуктами корозії металу (іонами заліза Fe2+ і гідроксильною групою ОН-) і утворюють на його поверхні захисну плівку анодного, катод​ного чи змішаного типу. До інгібіторів першого типу відносяться неорганічні (мінеральні) солі Na3PO4 (аноднийтип); MgCL2 (катодний тип); Са(НСО3)2 (змішаний тип) та ін.
Інгібітори другого виду забезпечують захист металів утворенням або збільшен-ням ок​сидної плівки даного металу на його поверхні, яка перешкоджає подальшому протіканню процесу корозії. До них відносяться такі окислювачі, як хромати, нітрити, молібдати, ман-ганати, концентровані розчини лугу, в які добавлені MnO2 NaNO2 та ін.
До третього виду відносяться інгібітори органічного походження, які забезпечують за​хист металу від корозії за рахунок адсорбції інгібітора поверхнею металу. Органічні плівкоутворюючі інгібітори третього типу в основному застосовують у промисловій прак​тиці. До них відносяться водорозчинні інгібітори І-1-В, АНП-2, ВЖС, І-25-Д, ІКШГ, КІ-1, катапін Б-300; нафторозчинні 1-1 -А, АНПО, Донбас, АзНДПІ-72, ІКСГ-1, КО, ІФХАНГаз, КХО, імпортні "Додіген-214" (ФРН), "Севро" (Нідерланди), "Віско-94" (Японія); водонаф-торозчинні - ІНГАР, ПСІ; вододиспергуючі ІКБ-4, ГКАР-1 та ін.
Для боротьби з вуглекислотною корозією застосовують інгібітори ІКС-1, ВЖС, КХО, КО та ін., при сірководневій корозії - інгібітори АНПО, І-1-А, І-1-В, І-25-Д та ін,. для захи​сту від сірководневої корозії в середовищах, заражених сульфатовідновлюючими бак​теріями,— АНП-2.
Інгібірування свердловин здійснюється такими способами: дозованою подачею рідких інгібіторів з УКПГ за системою інгібіторопроводів у затрубний простір, з якого інгібітор над​ходить через інгібіторний або циркуляційний клапан у колону насоснокомпресорних труб, а при відсутності пакера - безпосередньо на вибій свердловини; дозованою подачею рідких інгібіторів у затрубний простір за допомогою пригирлових інгібіторних установок; періодичною порційною закачкою рідких інгібіторів пересувними насосними агрегатами через затрубний простір або насосно-компресорні труби на вибій свердловини; періодичним закачуванням інгібіторів у рідкому або пароподібному (аерозольному) стані у привибійну зону пласта; введенням у свердловину через спеціальний лубрікатор твердих інгібіторів.
Для попередження корозії агресивними компонентами промислових трубо-проводів інгібіторну плівку наносять на внутрішню поверхню трубопроводів шляхом їх поршнювання або здійснюють дозовану подачу інгібіторів корозії на гирлі свердловини чи в інших точках системи збору і внутрішньопромислового транспорту газу.
У випадку необхідності одночасної боротьби з корозією газопромислового обладнання, гідратоутворенням і відкладами солей застосовують суміші інгібіторів (комплексний інгібітор). Одна з таких композицій, запропонована до умов Оренбурзького родовища, містить метанол, інгібітор солевідкладень НТФ та інгібітор корозїї'І-25-Д.
4.  Технологічні методи захисту газопромислового обладнання від корозії. Технологічні методи боротьби з корозією свердловинного обладнання основані на встановленні такого ре​жиму експлуатації свердловини і виборі відповідної конструкції колони ліфтових труб, при яких  швидкість потоку  газу  менша  від  критичної по  всьому  стовбуру  свердловини, мінімальні напруження в колоні ліфтових труб і відсутні абразивні компоненти в пластовій продукції, різкі зміни швидкості руху і турбулізація газорідинної суміші. Вони включають обладнання колони ліфтових труб розвантажувальними пристроями для зняття напружень;
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обмеження швидкості руху газу на гирлі свердловини величиною 11 м/с, при якій, згідно з промисловими дослідженнями на родовищах Краснодарського краю, не відбувається зриву з поверхні труби захисної плівки інгібітора корозії; установку ущільнюючих кілець у зазорі муфтових з'єднань; застосування безмуфтових труб і комбінованої колони труб- різного діаметру та ін.
5.  Катодний і протекторний захисти застосовуються для захисту від ґрунтової (елект​рохімічної) корозії обсадних колон, заглибних трубопроводів і промислових споруд одночас​но з пасивним захистом (покриттями).
При катодному захисті мінусовий полюс джерела постійного струму підключають до стальної конструкції, яку захищають, а плюсовий полюс - до штучно створеного аноду. Як анод використовують заземлювачі з рейок стального профіля, відходів труб або заземлювачі зі залізокрем'янистого чавуну і стального сердечника з коксовими та іншими наповнювача​ми, які спеціально випускаються промисловістю. При катодному захисті газопроводів мінімальний захисний потенціал між трубою і грунтом повинен становити (-0,55)-(-0,85)В, а при анаеробній біокорозії - (-0,95)В. Станції катодного захисту з номінальною по​тужністю від 150 до 3000 Вт розміщують з інтервалом 20-40 км залежно від корозійної ак​тивності грунтів.
При протекторному захисті спеціальне джерело постійного струму відсутнє, катодом служить поверхня металу, який захищають, анод виготовляють зі сплавів цинку, магнію, алюмінію.
6.  Захист газопроводів від корозії блукаючими струмами здійснюється застосуванням електродренажних поляризованих установок.
20.6. Солевідкладення при експлуатації газових свердловин, методи боротьби з ними
У процесі експлуатації газових і газоконденсатних родовищ з появою в продукції сверд​ловин пластової мінералізованої води виникають ускладнення, пов'язані з утворенням і відкладенням неорганічних солей у стовбурах видобувних свердловин, трубопроводах і про​мисловому обладнанні.
Відклади солей, звичайно тверді, мають добре зчеплення з поверхнею металу і важко піддаються видаленню.
Склад солевих відкладень різноманітний і представлений сульфатами і карбонатами кальцію, хлористим натрієм, сульфатами барію і магнію, хлоридами кальцію, магнію, калію, бікарбонатом кальцію та іншими елементами. В солевих відкладеннях присутні та​кож органічні компоненти і продукти корозії металоконструкцій.
Основними причинами відкладення солей є такі фактори:
контакт хімічно несумісних вод (змішування пластових вод різних горизонтів або пла​стових вод з конденсаційною водою);
зміна термодинамічних умов (температури і тиску);
зміна гідродинамічних умов (зниження швидкості руху газорідинного потоку в ліфтових трубах і промислових комунікаціях).
На процес солевідкладення впливають також електричне поле; органічні складові; харак​тер емульсії в свердловині; природа поверхні обладнання і пристінні шари рідини; хімічні реа​генти, які використовуються при видобутку газу (метанол, соляна кислота тощо).
Всі відомі методи боротьби з солевідкладеннями спрямовані або на запобігання відкладення солей, або на видалення осаду, який відклався. Методи попередження со-левідкладень можна розділити на три основні групи: технологічні, фізичні та хімічні.
До технологічних методів належать:
правильний вибір джерел водопостачання для підтримання пластового тиску;
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селективна ізоляція обводнених пластів у видобувних свердловинах;
гомогенізація газоводоконденсатного потоку в ліфтових трубах;
збільшення швидкості руху газорідинного потоку в ліфтових трубах;
використання газопромислового обладнання зі захисним покриттям внутрішньої по​верхні (скло, емалі, лаки, епоксидна смола, фторопласт, поліамід, пінопласт з графітом або алюмінієм, стабілізований поліетилен високої густини, вініпласт, поліхлорвініл, поліметафторетилен).
Фізичні методи запобігання солевідкладень грунтуються на обробці продукції свердло​вини магнітними, акустичними та електричними полями, а також їх комбінаціями. Тепер на основі фізичних методів розроблені та застосовуються різноманітні пристрої, які спуска​ються в свердловини. Фізичні методи запобігання солевідкладень мають локальний харак​тер і пов'язані зі створенням додаткових пристроїв і споживанням електроенергії.
Хімічний метод запобігання солевідкладень, заснований на застосуванні хімічних реа-гентів-інгібіторів солевідкладень, найпоширеніший. Він є найбільш ефективним і техно​логічним з відомих способів запобігання солевідкладення.
При правильному виборі інгібіторів і відповідної технології їх використання можна за​безпечити запобігання солевідкладень на всьому шляху руху продукції свердловини від ви​бою до установки комплексної підготовки газу.
Інгібітори солевідкладення поділяються в основному на три типи залежно від механізму їх фізико-хімічної дії:
комплексони (хелати) і похідні амінополікарбонових кислот - речовини, які здатні "зв'язувати" іони кальцію або заліза і перешкоджають їх реакції з іонами сульфату або кар​бонату (наприклад, трилон Б);
комплексони з фосфоновими групами - речовини, які мають "пороговий" ефект. Інгібітори цього типу утворюють з осадкоутворюючими іонами стійкі водорозчинні комп​лекси або адсорбуються на зачатках (центрах) кристалізації;
кристалоруйнівні інгібітори, які не перешкоджають кристалізації солей, а тільки ви​дозмінюють форму кристалів і перешкоджають їх подальшому росту.
Широко застосовуються композиції інгібіторів, які вміщують ряд речовин (комплексо​ни, ПАР, полімери і т.д.) і мають комплексоутворюючі та кристалоруйнівні властивості.
За хімічною будовою інгібітори солевідкладення діляться на дві групи: однокомпонентні та багатокомпонентні, залежно від кількості хімічних з'єднань. У свою чергу однокомпо​нентні інгібітори діляться на аніонні та катіонні.
До аніонних інгібіторів належать: похідні карбонових кислот (полімерні з'єднання ак​рилового ряду, сополімери на основі малеїнового ангідриду); похідні сульфокислот; фосфо-ропохідні (неорганічні поліфосфати, органічні фосфати). Серед фосфороорганіч-них похідних виділяють ефіри фосфорної кислоти, фосфати, амінофосфати.
До катіонних інгібіторів належать поліалкіленаміни, моноаміни, четвертинні амонієві основи, поліетоксиловані аміни.
Багатокомпонентні інгібіруючі композиції готуються з двох і більше компонентів і умо​вно поділяються на дві підгрупи:
композиції, в яких один з компонентів не є інгібітором солевідкладення. Крім інгібітора, такі композиції вміщують неіоногенні ПАР, які або підсилюють дію інгібітора, або мають друге самостійне значення, але не погіршують при цьому дію інгібіруючого компонента;
композиції, в яких усі компоненти є інгібіторами солевідкладення. При змішуванні їх одержують синергетичний ефект інгібіруючої дії.
Найчастіше застосовують інгібітори солевідкладення, які належать до аніонних фосфо​рорганічних інгібіторів фосфонових кислот. До них належать нітрилотриметил-фосфонова кислота (НТФ) і одержані на її основі композиції (ІСБ-279, ІСБ-281, ІСБ-382, НТФ-ЕГ, НТФ-ПАА), оксиетилідендифосфонова кислота (ОЕДФ), 1,3 даамінопропанол-2-N, N, N1,
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 -гетраметилфосфонова кислота (ПАФ). На основі НТФ, ОЕДФ, ДПФ і ПАФ з додат​ком води, етиленгліколю та інших компонентів одержані інгібітори солевідкладення ПАФ-1,13,41, ДПФ-1, СНПХ-5301, інкредол-1, ІСТ-1, фосфонол (ДПФ-1Н).
До другої групи інгібіторів солевідкладення належать аніонні неорганічні поліфосфати: поліфосфат натрію (ПФН), триполіфосфат натрію (ТПФН), гексаметафосфат натрію (ГМФН), тринатрійфосфат (ТНФ), фосфорований триетаноламін (ФТЕА).
До третьої групи інгібіторів солевідкладення належать інгібітори на основі полімерних з'єднань акрилового ряду: гідролізований поліакриламід (ПАА) і гідролізований поліакрилонітрил (гіпан).
До інгібіторів на основі полімерів зараховують також нітролінгіт, сополімер вінілацетата з малеїновим ангідридом.
До групи багатокомпонентних інгібіторів солевідкладення належать реагент ПС-АзНДПІнафта-76 (композиція на основі аммосфосфату амонію і сульфанолу) і реагент "Азербайджан" (суміш водного розчину силікату натрію й етилового спирту).
Для боротьби з солевідкладеннями також застосовують імпортні інгібітори: Р-181, Р-191, корексит-7647.
Ефективність запобігання відкладення солей також залежить від правильного вибору технології використання інгібітора. При виборі технології введення інгібітора со​левідкладення необхідно враховувати геологічні особливості експлуатаційного об'єкта, склад води, що видобувається, причини й умови відкладення солей, їх склад і т.д.
Тепер дозування інгібіторів здійснюється шляхом безперервного або періодичного зака​чування їх у свердловини з використанням поверхневих дозуючих насосів або глибинних дозаторів.
Методи видалення відкладень солей з поверхні газопромислового обладнання розділяються на дві групи: механічні та хімічні. Механічні методи видалення солей основані на використанні для руйнування твердих осадків бурового інструменту, спеціальних при​строїв і гідромоніторів.
Хімічні методи видалення солевих відкладень грунтуються на використанні різних реа-гентів-розчинників. Найбільш широко розроблені хімічні методи стосовно гіпсових пробок. Як реагенти для видалення гіпсових відкладень рекомендується використовувати суміші розчинів соляної кислоти і хлориду натрію, розчин їдкого натрію, суміш трилона Б і гідроксиду натрію.
Список літератури
1.  Амиян В.А., Амиян А.В.."Васильєва Н.П. Повышение производительности сква-жин.-М.:Недра, 1986.-160с.
2.  Гвоздев Б.П., Гриценко А.И., Корнилов А.Е. Эксплуатация газовых и газоконден-сатных месторождений: Справочное пособие.-М.:Недра,1988.-575с.
3. Добыча, подготовка и транспорт природного газа и конденсата: Справочное руковод​ство в 2-х тт./ Под ред. Ю.П.Коротаева, Р.Д.Маргулова.-М.:Недра,1984.-Том I -360с.,том ІІ-288С.
4.  Зотов Г.А. Динков А.В., Черных В.А. Эксплуатация скважин в неустойчивых коллекторах.-М.:Недра,1987.-172с.
5. Инструкция по комплексному исследованию газовых и газоконденсатных пластов и скважин /Под ред. Г.А.Зотова,З.С.Алиева.-М.:Недра,1980.-301с.
6. Кондрат Р.М. Газоконденсатоотдача пластов.-М.:Недра, 1992.-255с.
7.  Коротаев Ю.П.,Ширковский А.И. Добыча, транспорт и подземное хранение газа.-М.:Недра, 1984.-487с.
519
8. Макогон Ю.Ф. Газовые гидраты, предупреждение их образования и использование.-М.:Недра, 1985.- 232с.
9.  Нефтепромысловое оборудование: Справочник/Под ред. Е.И.Бухаленко.-М.:Не-дра.1990.-559с.
10.  Освоение и ремонт нефтяных и газовых скважин под давлением/ Ю.В.Зайцев, А.А.Даниельянц, А.В.Круткин, А.В.Романов.-М.:Недра,1982.-215с.
11. Поверхностные явления и поверхностно-активные вещества: Справочник/ А.А.Аб-рамзон, Л.Е.Боброва, Л.ПЗайченко и др. /Под ред. А.А.Абрамзона и Е.Д.Щукина. -Л.:Хи-мия, 1984.-392с.
12. Соколов Е.Я., Зингер Н.М. Струйные аппараты.-М.:Энергоатомиздат, 1989.-352с.
13.    Технологический   режим   работы   газовых   скважин/З.С.Алиев,С.А.Андреев, А.П.Власенко,Ю.П.Коротаев.-М.:Недра,1978. -279с.
14.   Технология добычи природных газов/Под ред. А.Х.Мирзаджанзаде.-М.:Недра, 1987.-414С.
15. Тихомиров BJC. Пены. Теория и практика их получения и разрушения.2-е изд., пе-рераб.-М.:Химия, 1983.-264с.
16. Эксплуатация морских нефтегазовых месторождений/А.Б.Сулейманов, Р.П.Кули​ев, Э.И.Саркисов, К.А.Карапетов.-М.:Недра, 1986.-285с.
Глава   21
Збір і підготовка нафти та газу на нафтових промислах
21.1. Сучасні уніфіковані технологічні системи збору продукції нафтових свердловин
Для організованого освоєння нових нафтових родовищ в системі нафтової промисло​вості розроблені уніфіковані технологічні схеми збору, транспорту і підготовки нафти, rasj й води. Ці схеми універсальні та забезпечують облаштування будь-яких родовищ, врахову​ючи їх енергетичні можливості, фізико-хімічні властивості продукції свердловин кліматичні та інші специфічні умови.
Конкретний вибір варіанту технологічної схеми обґрунтовується техніко-економічнимь розрахунками при умові забезпечення необхідної якості готової продукції та захисту навко​лишнього середовиша.
Для кожного нафтовидобувного району передбачається спорудження одного централь​ного пункта збору (ЦПЗ). ЦПЗ служить для здійснення процесів сепарації нафти, її зневод​нення та знесолення, очищення пластових й інших стічних вод з подальшою подачею їх на споруди для підтримання пластового тиску, а також первинної підготовки газу другого сту​пеня сепарації, необхідного для його транспорту.
Передбачено 7 базових варіантів уніфікованих технологічних систем (рис. 21.1).
1. Продукція свердловин надходить на ЦПЗ без допоміжних насосів. На родовищі розміщені викидні лінії, замірні установки, промислові колектори. Якщо необхідно - блоки дозування хімреагентів.
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2. За схемою II передбачається на родовищі сепараційна установка С-1. Газонасичена нафта під тиском сепарації спрямовується на ДНС або ЦПЗ, а газ - на ГПЗ.
3.  На родовищі розміщуються сепараційна установка С-1 з насосним відкачуванням рідини. Дальший шлях продукції аналогічний II варіантові.
4. За схемою IV передбачається на родовищі ДНС з блоками попереднього зневоджу-вання нафти у відстійниках В-1 при температурі, необхідній для деемульгації. У процесі попереднього зневоджування нафти повинно бути забезпечено одержання стічної води з такою якістю, яка достатня для нагнітання її в тріщинувато-порові колектори. Коли вода має використовуватись для заводнення пласта з метою підтримання пластового тиску, то вона після відстійника В-1 повинна доочищуватись у блочному відстійнику БВ і дегазува​тись у блочному дегазаторі БД. При великій кількості води можна повне очищення пере​дбачати в резервуарах. Занечищений нафтоемульсійний шар відстійника В-1 і спіймана у відстійнику БВ нафта відкачується на вхід насосів Н-1 і далі з попередньо зневодненою нафтою транспортується на ЦПЗ.
Блоки дегазації БД можуть розміщуватись як в складі ДНС, так і в блочній кущовій станції БКНС.
Варіанти V і VI аналогічні IV схемі. У складі ДНС з попереднім зневодненням нафти слід застосовувати підігрівачі П-1 з використанням насоса або проміжного ступеня сепа​рації С-3.
7. Технологічна схема передбачає гідротранспорт нафти або нафтової емульсії. Нафта (нафтова емульсія) після сепарації спрямовується в буферну місткість Б-1, звідки насосом Н-1 подається в спеціальний пристрій (оголовок) і транспортується водою на ЦПЗ. Вода подається в оголовок насосом Н-8 з буферної місткості БЕ-2. Серед нафтопромислових об'єктів слід передбачити вузли бригадного обліку нафти.
21.2. Замір та облік видобутку нафти і нафтового газу
Замір та облік видобутку нафти і нафтового газу здійснюється від свердловин до спо​живача. Сюди входять: оперативний облік по свердловинах, бригадний облік, промисло​вий (цеховий) та товарний.
Замір та облік по свердловинах. Оперативний облік видобутої продукції по свердло​винах здійснюється за допомогою групових замірних установок (ГЗУ), в основному авто​матизованих, типу "Спутник AM", "Спутник Б" (рис.21.2), "Биус" (рис.21.3) і ручних з врахуванням відпрацьованого свердловинами часу (4-24год) залежно від дебіту свердло​вин щодо рідини і процентного вмісту води.
Установки типу "Спутник" та "Биус" застосовують для автоматичного заміру кількості рідини нафти і газу. Установки дають змогу здійснювати контроль за роботою підключеної на замір свердловини, за наявністю подачі рідини.
Установки типу "Спутник AM" і "Биус" заміряють тільки загальну кількість рідини, а установки типу "Спутник Б" - загальну кількість рідини, кількість газу і обводненість про​дукції свердловин при наявності води в нафті тільки в емульгованому стані.
Областю застосування автоматизованих замірних установок є нафтові родовища з дебітами свердловин рідини від 1 до 1500 м3/добу при тиску в системі збору до 4,0 МПа і вмістом газу в 1 м3 рідини, м3: нижня межа не менше — 0,1; верхня межа при тисках: 0,1 МПа<[image: image5461.png]Ppot



< 0,8 МПа, не більше — 25; 0,8 МПа <[image: image5462.png]Ppot



< 4,0 МПа, не більше— 16.
Установки можуть експлуатуватися при температурі навколишнього середовища від -50°С до + 50 °С при відносній вологості у всьому діапазоні температур 30-80 % •
Установки дають змогу заміряти кількість рідини продукції свердловин з такими пара​метрами: вміст води в нафті, % — до 100; в'язкість нафти, м2/с (сСт) — не більше 12-10"5 (120); вміст парафіну, % — не більше 7,0; вміст сірки, % — не більше 3,5; густина, кг/м3
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Рис.21.1. Уніфіковані технологічні схеми збору, транспорту й обліку продукції
свердловини:
ГЗУ - групова замірка установка; с-1, с-2, с-3 - сепаратори; БЄ - буферна місткість; П-1 - піч трубна; Н-1 - насос подачі сирої нафти; Н-2 - насос подачі прісної води; В-1 - відстійник попереднього обезводжування; Б В - блок-відстійник для очищування води; БД - блок-дегазатор; ВБОН - вузол бригадного обліку нафти; Р-1 резервуар для прийому нафти; Н-4 -
насос подачі води в систему ППТ
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Рис. 21.2. Принципова схема установки типу "Спутник Б-40-14-500"
— не більше 1200; вміст сірководню і агресивної пластової води, які викликають корозію вище 0,3 м2 • год — не допускається.
Типи установок, які серійно випускаються, та їх характеристики наведені в табл.21.1.

Таблиця 21.1
	Установка
	Допустимий    Кількість свердловин, тиск, МПа      які підключаються до установки
	Замірюваний
дебіт, м3/добу

	
	
	максималь-ний
	мінімальний

	'Спутник АМ40-14-400"
	4,0                   14
	400
	1

	'Спутник АМ25-10-1500"
	4,0                   10
	1500
	10

	'Спутник АМ40-8-400КМ-01"
	4,0                     8
	400
	1

	'Спутник Б40- 1 4-500"
	4,0                    14
	400
	1

	'Биус 40-50-К"
	4,0
	100
	1


Технічні характеристики установок за деякими своїми параметрами не охоплюють всього діапазону експлуатації нафтових родовищ щодо фізико-хімічних властивостей про​дукції свердловин і параметрів системи збору.
Для розширення області застосування установок необхідно впроваджувати додаткове . устаткування, параметри і характеристики якого повинні вибиратися при розробці про​ектів прив'язки установок до умов конкретних родовищ. Це може бути додатковий сепара​тор при газових факторах вищих 150 м3/м3, підігрівам рідини при в'язкості понад 12-10"5 м2/с, опалення технологічного блоку в умовах низьких температур, пісковідділювач з гідромонітором і ежекційним насосом при наявності піску в продукції свердловин. Крім цього, в установках типу "Спутник Б" передбачений насос-дозатор для подачі реагента-де-
524
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Рис.21.3. Принципова схема установки типу "Биус 40-50":
1-сепаратор замірний; 2 -лічильник рідини типу ТОП; 3 - заслінка регулююча; 4-діафрагма камерна; 5-регулягор витрат; 6-засувка; 7-клапан запобіжний



емульгатора для внутрітрубної деемульсації, який при необхідності можна використати для подачі інгібіторів корозії з метою захисту від корозії газосепаратора ус​тановки і приладів регулювання і виміру витрат кількості рідини.
У найближчій перспективі передбачається засто​сування засобів контролю дебіту свердловин без сепа​рації по нафті, газу і воді. Одним з цих засобів, який зараз почав впроваджуватися, є електротензометричні ваговимірювальні пристрої. Характерною особливістю цих пристроїв є відсутність контакту з вимірюваним середовищем і можливість вимірювати двофазні сере​довища без їх розділення.
Бригадний Облік. Об'єм видобутої продукції свер​дловин по бригадах визначається як сума видобутку по працюючих свердловинах, які обслуговуються даною бригадою, або на основі даних заміру бригадних вузлів обліку.
Технологічна схема бригадного вузла обліку (рис.21.4) повинна складатися з вимірювальних ліній, обладнаних запірною арматурою, прямолінійними дільницями до і після первинного перетворювача витрати, первинними перетворювачами витрати, термо-кишенею, точкою відбору тиску, пристроєм для продувки лінії від конденсату (на газових вузлах), точкою відбору проб газу, пристроєм для підключення автоматичних густи-номірів, вологомірів, солемірів. Як первинні перетворювачі використовуються лічильники типу "Норд", МИГ і "Турбоквант" (виробництво Угорщини).
[image: image5467.png]



Рис.21.4. Типова технологічна схема бригадного та промислового вузла обліку:
1-фільтр (робочий і резервний); 2 - засувка з контролем протікань; 3 - робочі лічильники; 4 - контрольний лічильник; 5 - тер-
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Рис.21.5. Типова технологічна схема вузла товарного обліку нафти:
1 - робочі вимірювальні лінії; 2 - резервні вимірювальні лінії; 3 - контрольні вимірювальні лінії; 4 - змінна лінія; 5 - пристрій для регулювання тиску на вузлі обліку; б - пристрій для регулювання тиску трубопоршневої установки; 7 - засувка; 8 - вентиль для відбору проб; 9 - густиномір; 10 - вологомір; 11 - солемір; 12 - насос циркуляційний; 13 - пробовідбирач автоматичний; 14 - фільтр; 15 - струмовипрямгшч; 16 – термометр ртутний; 17 - манометр електроконтактний; 20 - пробовщбирапьний пристрій; 21 - патрубок підключення приладу для визначення вільного газу; 22 - дренаж відкритий; 23 - манометр; 24 – патрубок для підключення пересувної ТПУ
Промисловий (цеховий) облік. Промисловий облік нафти і газу здійснюється за пока​зами приладів цехових вузлів обліку або як сума показів бригадних вузлів обліку.
Технологічна схема промислового вузла обліку аналогічна бригадному. Промисловий облік нафти може проводитися також і в резервуарах об'ємно-масовим методом.
Для визначення кількості нафти, яка надходить у резервуар, необхідно знати його місткість, яку для стальних вертикальних циліндричних резервуарів визначають граду​юванням за ГОСТ 8.380-80, а для залізобетонних циліндричних резервуарів - за РД 50-156-79.
На основі градуювальної характеристики резервуарів за допомогою автоматизованої системи виміру рівня в резервуарах УГР-ІМ визначається об'єм або маса нафти в резерву​арах.
Товарний облік. Товарний облік нафти здійснюється як в резервуарах, так і за допо​могою вузлів обліку (рис.21.5).
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Облік в резервуарах аналогічний промисловому. Якість нафти повинна відповідати ви​могам ГОСТ 9965-76. Облік нафти за допомогою вузлів обліку здійснюється згідно з "Інструкцією по визначенню кількості нафти на вузлах обліку з турбінними лічильниками при обліково-розрахункових операціях". Як вузли товарного обліку використовуються блочні комплектні установки для обліку кількості товарної нафти (БКУ ТН), до складу яких входять такі складові частини: блок вимірювальних ліній; блок датчиків; блок трубо-поршневої установки; блок обробки інформації.
БКУ ТН забезпечує автоматичне визначення кількості товарної нафти в одиницях об'єму (м3) і в одиницях маси (т), при цьому проводиться автоматичний вимір тиску, тем​ператури, густини, в'язкості, вмісту води, солей, індикація наявності вільного газу.
Крім цього, БКУ ТН без порушення процесу виміру передбачає:
автоматизовану перевірку перетворювачів витрат на місці експлуатації за допомогою трубопоршневої установки; автоматизовану перевірку робочих перетворювачів витрат по контрольному перетворювачу;
автоматизоване переключення вимірювальних ліній;
можливість підключення зразкового густиноміра і перевірки по ньому робочого, а та​кож пікнометра для оперативного порівняння показників робочих густиномірів;
автоматичний контроль стану перетворювачів й інших приладів (віскозиметр, густи-номір, вторинна апаратура);
можливість підключення поточного сіркоміра і виміру механічних домішок.
Глава   22

Промислові трубопроводи
22.1. Гідравлічний розрахунок промислових трубопроводів
Гідравлічний розрахунок промислових трубопроводів для транспортування рідин в од​нофазному потоці, в тому числі газонасичених рідин (нафта, нестабільний конденсат, стис​нені гази і т.п.) проводиться за формулою
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 (21.1)
де [image: image5470.png]


— масові витрати рідини, кг/с;[image: image5471.png]


— діаметр труби, м; [image: image5472.png]


— середня густина рідини, кг/м3; [image: image5473.png]Po Py



— тиск на початку і в кінці трубопроводу, Па; [image: image5474.png]Loy Ly



— геометричні відмітки початкової і кінцевої точок трубопроводу, м; [image: image5475.png]


— коефіцієнт опору трубопроводу, який визначається за формулою
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де Re — число Рейнольдса, яке визначається за формулою
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 — кінематична в'язкість рідини, мг/с;[image: image5479.png]


— швидкість потоку, м/с; К — еквівалентна шорсткість внутрішньої поверхні труби;[image: image5480.png]


— коефіцієнт, який враховує місцеві опори, по​вороти і т.п.
Гідравлічний розрахунок промислових трубопроводів для транспортування га​зорідинних сумішей необхідно виконувати за методикою відомчих будівельних норм ВСН 2.38-85 (Міннафтопром), гідравлічний розрахунок газопроводів, які транспортують сухий газ,-ОНТП 51-1-85, ч.І.
Гідравлічні розрахунки трубопроводів, які транспортують воду, необхідно виконувати згідно з БНіП ШЗО-74 і БНіПП 32-74.
22.2. Розрахунок промислових трубопроводів на міцність і стійкість
Розрахунок промислових стальних трубопроводів виконується відповідно до БНіП 2. 05.06-85 із врахуванням додаткових положень розділу 9 ВСН 2.38-85. Розрахункова тов​щина стінки трубопровода, см
[image: image5481.png]5= npD,
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 (21.2)
де n — коефіцієнт надійності навантаження внутрішнього робочого тиску в трубопроводі, приймається рівним 1,1, а для труб діаметром 700 мм і більше - 1,15; р — робочий (нор​мативний) тиск, Па; [image: image5482.png]


— зовнішній діаметр труби, см; [image: image5483.png]


— розрахунковий опір розтяг​ненню (стисненню), який визначається за формулою
[image: image5484.png]Ry =

&
ky




де[image: image5485.png]


— нормативний опір розтягненню (стисненню), рівний мінімальному значенню тимчасового опору, який визначається за державними стандартними і технічними умова​ми на труби; m — коефіцієнт умов роботи трубопровода; [image: image5486.png]


— коефіцієнт надійності ма​теріалу, рівний 1,34-1,55, визначається за таблицею (див. БНіП 2.05.06-85); [image: image5487.png]


 — коефіцієнт надійності призначення трубопровода, для труб діаметром 500 мм і менше рівний 1,00, для труб більшого діаметра визначається за таблицею (див. БНіП 2.05.06-85).
22.3. Вимоги до промислових трубопроводів
Для промислових трубопроводів повинні застосовуватися труби стальні, електрозварні прямошовні, спіральношовні, виготовлені із спокійних і напів-спокійних вуглецевих і низь-колегованих сталей згідно з вимогами ВСН 2.38-85.
При виборі трас трубопроводів необхідно враховувати перспективний розвиток родови​ща, умови будівництва й обслуговування трубопроводів у період експлуатації.
Мінімальні відстані від осі підземних трубопроводів різного призначення до об'єктів, бу​динків і споруд приймають згідно з нормативами.
Мінімальні відстані від осі підземних трубопроводів систем заводнення і захоронения пластових і стічних вод приймають відповідно до вимог ВНТПЗ-85.
Прокладка промислових трубопроводів через населені пункти не допускається.
На промислових трубопроводах обов'язково встановлюється запірна арматура згідно з проектом на їх будівництво, в тому числі на вході та виході з технологічних майданчиків на
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початку кожного відгалуження довжиною понад 500 м і при переходах через водні пере​шкоди.
Промислові трубопроводи необхідно захищати від зовнішньої і внутрішньої корозії. Для цього використовуються різні зовнішні та внутрішні покриття і засоби електрохімічного за​хисту.
Категорії трубопроводів залежно від призначення наведені нижче:
	Призначення  промислових  трубопроводів
	Категорія тру​бопроводів

	Метапопроводи, трубопроводи, по яких транспортують шкідливі речовини Трубопроводи нестабільного конденсату 1 класу; 
	1

	газопроводи з парціальним тиском сірководню понад 300Па; Інгібггоропроводи; газопроводи - шлейфи 1 класу; газові колектори неочищеного газу; міжпромислові колектори; газопроводи 1 класу; нафтогазопроводи 1 класу з газовим фактором ЗООм^/т і більше; трубопроводи систем заводнення, які транспортують пластові та стічні води з тиском ІОМПа і більше; трубопроводи систем підвищення нафтовіддачі пластів з тиском 10 МП а і вище 
	II

	Викидні трубопроводи нафтових свердловин; нафтогазопроводи 1 класу з газовим фактором менше 300 м^/т; 1! класу з газовим фактором 300 м^/т і більше; газопроводи II і III класу; трубопроводи нестабільного конденсату II і III класу; газопроводи-шлейфи II і III класу; трубопроводи систем заводнення, які транспортують пластові та стічні води з тиском менше ІОМПа; нафтопроводи 1 класу 
	III

	Трубопроводи нестабільного конденсату IV І V класів; газопро-води-шлейфи IV і V класів; газопроводи IV і V класів: нафтога-зопроводи II класу з газовим фактором менше 300 мЗ/т і III класу незалежно від газового фактору; нафтопроводи систем заводнен-ня, які транспортують прісну воду з тиском менше 10 МПа 
	IV


Глава   23
Промислова підготовка нафти, газу та нафтопромислових стічних вод
23.1. Відокремлення газу від нафти
Сучасні газосепаратори являють собою блочні автоматизовані установки, які характе​ризуються високою пропускною здатністю, універсальністю, одночасним відділенням від нафти газу та вільної води, використанням ефекту відокремлення газу від нафти в промис​лових трубопроводах та їх роздільного руху по них. До таких установок належать: сепа​раційні установки з попереднім відбором газу типу УБС, універсальні газоводосепараційні установки типу УПС (установки попереднього скиду води), блочні сепараційні установки в комплекті з насосами для транспорту рідини типу БН.
Основними вузлами блочної сепараційної установки типу УБС (рис.23.1) є пристрій попереднього відбору газу 1, технологічна місткість 2 та виносна газоочисна (краплевлов-лювальна) секція 3. Похилий трубопровід пристрою / розраховується таким чином, щоб в ньому відбувався розшарований рух газорідинної суміші, при якому газ скупчується у верхній частині труби і по системі вертикальних відводів надходить на доочистку в краплев-ловлювач. Це дає змогу збільшити пропускну здатність технологічної місткості, а також
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Рис.23.1. Блочна сепараційна установка      Рис.23.2. Сепараційна установка з попе-УБС                                                                      реднім скидом пластової води
зменшити інтенсивність пульсації тиску в промислових трубопроводах, що ведуть до уста​новки УБС. Рідина, яка надходить у технологічну місткість, стікає по системі похилих пол​ичок 4 вниз. Для поліпшення умов та якості сепарації в нижній частині місткості вмонтова​но систему перегородок 5. Газ в місткості 2 надходить у виносну краплевловлювальну секцію, проходить через сітчасті відбійники і направляється далі в систему збору. Нафта, що в невеликій кількості збирається в нижній частиш краплевловлювача, через патрубки 6 стікає знову в технологічну місткість.
Установки УБС обладнуються комплексом запобіжної та регулювальної апаратури: датчиком граничного верхнього та нижнього рівнів рідини, регуляторами рівня рідини та тиску всередині установки, запобіжним клапаном та електроконтактним манометром. Всьо​го випускається 10 типорозмірів установок УБС з пропускною здатністю рідини від 1500 до 16000 м3/добу і газу від 180 до 19000 тис.м3/добу, розраховані на робочий тиск до 1,6МПа.
Установки типу УПС (рис.23.2) призначені для проведення одночасно процесу сепа​рації газу, відділення вільної води та оперативного обліку продукції свердловин. Горизон​тальна місткість такої установки розділена на два відсіки — сепараційний І та відстійний II. Продукція свердловин надходить у сепараційний відсік через нафторозливну поличку 1. Газ з допомогою регулятора рівня рідини 6 відводиться в II відсік і далі йде в газоочисну секцію 3. Рідина за рахунок незначного, до 0,2МПа, перепаду тиску між двома секціями пе​ретікає по вхідному розподілювачу 2 у відстійну секцію. При цьому вона проходить через краплеутворювач 7, в який може також подаватись гаряча дренажна вода з установки підготовки нафти. Це сприяє зниженню в'язкості водо-нафтової емульсії, інверсії фаз, збільшенню крапель дисперсної фази, що полегшує наступний процес водовідділення. Відстояна вода відводиться з установки через перфоровану трубу J, а нафта — через іншу таку ж трубу 4.
Установки типу УПС обладнуються системами регулювання рівня нафта-газ та нафта-вода, регуляторами тиску, датчиками виміру витрати попередньо зневодненої нафти та скинутої води, їхня пропускна здатність рідини коливається від 2000 (УПС2000/6) до 6300 м3/добу (УПС-6300/6М).
23.2. Промислова підготовка нафти
У продукції нафтових свердловин у тій чи іншій кількості присутні легкі вуглеводні, во​да, механічні домішки та неорганічні солі. Для створення умов нормального безаварійного транспорту нафти та безаварійної роботи установок її переробки на промислах проводиться первинна підготовка — зневоднення, знесолювання та стабілізація.
Згідно з вимогами ГОСТ-9965-76 товарна нафта за якістю підготовки поділяється на три групи (табл.23.1). Основні труднощі та матеріальні витрати в процесі промислової
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Табяіця23.1
	Показник
	
	Група
	

	
	І
	2
	3

	Вміст води, % не біль​ше
	0,5
	1
	1

	Вміст солей, мг/л не більше
	100
	300
	1800

	Вміст механічних до​мішок, % не більше
	0,05
	0,05
	0,05

	Тиск насичених па​рів, КПа, не більше
	66,6
	66,6
	66,6


підготовки нафти зв'язані з її зневодненням. Значна або переважна кількість води наявна в нафті у вигляді водонафтової емульсії. Основною причиною й утворення є інтенсивне пе​ремішування продукції свердловини в процесі підйому на поверхню та при русі в промисло​вих комунікаціях. Як правило, водонафтова емульсія характеризується значною агрегатив-ною та кінематичною стійкістю, високою дисперсністю (розмір крапель 10-100 мм), підвищеною в'язкістю, яка в десятки разів може перевищувати в'язкість окремо взятих нафти або води.
Висока стійкість нафтових емульсій зумовлена наявністю в нафті природних ПАР, які створюють на поверхні крапель дисперсної фази адсорбції оболонки з високою структурною в'язкістю і являються стабілізаторами емульсії. Основними складниками природних емуль​гаторів є смоли, асфальтени та парафіни. Крім того, до складу захисних шарів входять та​кож дрібні пилевидні мінеральні частинки породи, глинистого розчину, солі нафтенових кислот, важкі метали. З часом міцність бронюючого шару краплі дисперсної фази зростає за рахунок продовження процесу адсорбції природних ПАР на поверхні розподілу фаз (явище "старіння" емульсії).
Для руйнування водонафтової емульсії та відділення води необхідно в першу чергу зменшити стійкість бронюючого шару. Досягається це введенням в емульсію ПАР або дее​мульгаторів. Володіючи більшою, ніж природні емульгатори, активністю, молекули дее​мульгатора здатні заміщувати останні на поверхні розподілу фаз, знижуючи при цьому по​верхневий натяг і створюючи умови для злиття і збільшення крапель води.
Тепер на промислах використовують здебільшого неіоногенні, як такі, що не ди​соціюють у водних розчинах, деемульгатори. Більшість з них є продуктами реакції окису етилену або пропілену зі спиртами, жирними кислотами чи алкілфенолами. Фізико-хімічні властивості основних видів відчизняних чи імпортних деемульгаторів наведені в табл.23.2.
Для зменшення в'язкості емульсії, поліпшення умов зближення крапель води і доставки до них молекул деемульгатора необхідно, як правило, проводити підігрів емульсії. Іншим поширеним методом руйнування водонафтової емульсії є використання електричного поля високої напруги (статичного, постійного або високочастотного струму). Під дією електрич​ного поля краплі води поляризуються і взаємно притягуються протилежно зарядженими по​люсами.
Тривалий час на промислах впроваджувались, а на старих родовищах продовжують ек​сплуатуватись найпростіші технологічні схеми термохімічної підготовки нафти, основними елементами якої є резервуари, в яких і відбувається процес руйнування емульсії, її розша​рування під дією гравітації на воду та нафту. Такі схеми характеризуються значними техніко-економічними витратами та великими втратами легких фракцій вуглеводнів у зв'язку з труднощами повної герметизації значної кількості резервуарів.
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Таблиця 23.2
	Показник
	Тип ПАВ

	
	Діпроксамін 157-65М
	Проксамін НР-71М
	Протамін ДЕМ 15/100 (Німеччина)
	СНПХ-4101-11
	Демульсифер (Японія)
	Дісолван 4490 (Німеччина)
	Серно СПГ-5346 (Голландія)

	Активна основа
	Азотовміний блоксополімер
	Блоксополімер окису етилену і
	Окисли етиле​ну і пропилену
	Блоксополі-мери     окислів
	Блоксополімер окису етилену і
	Блоксополімер поліоксиелкі-
	Блоксополімер окису етилену і

	
	окису етилену і окису    пропи​лену
	пропилену   на основі      етил-лендіаміну
	на основі сис​толу
	алкіленів      на основі феноль​ної смоли
	пропилену   на основі      етил-лендіаміну
	ленів
	пропилену     з азотними        і сірчаними

	
	
	
	
	
	
	
	компонентами

	Колір
	Світло-жовтий
	Світло-корич-
	Жовтий
	Коричневий
	Безколірний
	Світло-корич-
	Прозорий

	
	
	невий
	
	
	
	невий
	

	Запах
	Метанолу
	
	
	
	
	
	

	Температура замерзання, °С кипіння, °С
	-ЗО 64
	-ЗО 64
	-10 60
	-45 60
	-65 69
	-20 65
	-ЗО 108

	Густина при 20 °С,
г/см3
	0,96-0,98
	0,96-0,97
	0,968
	0,974
	0,944
	0,95
	0,93

	Розчинність
	
	
	
	
	
	
	

	уводі у нафті В'язкість при 20 °С, мПа-с
	Нерозчинний Розчинний
55-65
	Нерозчинний Розчинний
55-65
	Нерозчинний Розчинний
74
	Нерозчинний Розчинний
60
	Розчинний Нерозчинний
25,7
	Нерозчинний Розчинний
60
	Емульгує Розчинний
50


4.27
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Рис.23.3. Технологічна схема комплексної підготовки нафти:
1 - емульсія; 2,4 - дозатори для подачі деемульгатора; 3 - відстійник; 5 - буферна місткість; б, 20,23 - насоси; 7 - піч -підігрівам емульсії; 8 - краплеутворювач; 9 - відстійник; 10,12 - подача прісної води; 11- перший ступінь знесолювання; 13, 16,18 - газ в систему збору або на факел; 14 - електродегідратор; 15 - сепаратор; 17 - кінцевий ступінь гарячої сепарації; 19 - динамічний відстійник підготовленої нафти; 21 - установка обліку товарної нафти; 22 - водовістійник; 24 - вода в сис​тему ППТ; 25 - товарна нафта
Сучасні технологічні схеми підготовки нафти: термохімічні установки (ТХУ) та уста​новки комплексної підготовки нафти (УКПН) належать в основному до безрезервуарної технології і базуються на використанні блочного автоматизованого обладнання, виготовле​ного індустріальним способом. Типова технологічна схема комплексної підготовки нафти зображена на рис.23.3. Перед входом в установку в продукцію свердловини дозаторними насосами подають для попереднього руйнування емульсії деемульгатор приблизно в кількості 20-30 г на 1т емульсії. У відстійниках попереднього скидання води 3 відбувається відділення основної кількості води. Процес руйнування емульсії продовжується в буферній місткості 5, звідки вона насосом 6 перекачується через піч підігріву і краплеутворювач 8 у водовідстійники 9. Під дією високої (до 60-80 °С) температури та ПАР у водовідстійниках 9 завершується процес руйнування основної кількості емульсії, і після гравітаційного відстою й автоматичного відділення води нафта з залишковою обводненістю до 3-5 % по​дається на знесолення. При цьому в нафту спочатку подають прісну воду для розчинення неорганічних солей, а потім відділяютть її у відстійниках першого ступеня знесолення II.
Другий ступінь знесолення являє собою електродегідратор 14, в якому під дією елект​ричного поля відбувається остаточне руйнування найбільш стійкої ему-льсії та виділення рештки солей. Дренажна вода з місткостей 11 та 14, збагачена певною кількістю деемуль​гатора, надходить знову в потік емульсії на початок її входу в установку.-А'нафта після ос​таточної дегазації в сепараторах 15 і 17 подає-ться у відстійники готової продукції 19 і далі насосами 20 перекачується через вузол замірювання кількості та якості продукції 22 в магістральний трубопровід.
Супутна мінералізована пластова вода з установки попереднього скидання надходить на очистку 22 і далі в систему ППТ. Залежно від об'ємів підготовки, співвідношення фаз, стійкості водонафтової емульсії та інших факторів на кожному конкретному родовищі тех​нологічна схема підготовки видозмінюється і може включати в себе додаткові ступені сепа​рації, теплообмінники, або навпаки, обходитись без електродегідраторів чи автоматизова​ного вузла вимірювання кількості готової продукції. Крім того, замість окремих блоків во​довідстійників та печей підігріву використовують більш універсальні блочні установки типу УДО-2М, УДО-3 та УДО-ЗМ.
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Рис.23.4. Сепаратор-підігрівач УДО-ЗМ



Конструктивно              сепаратор-підігрівач УДО-ЗМ (рис. 23.4) скла​дається з двох основних відсіків. Емульсія з добавкою ПАР через патру​бок надходить в установку і, обминаю​чи перегородку, потрапляє через нижні отвори в підігрівальний відсік. Підігріта до температури 60-80 °С емульсія пе​реливається через перегородку в колек​тор другого відсіку, де рівномірно бар-бортує через шар води і остаточно руй​нується. Чиста нафта, спливаючи вгору, надходить у збірник і по спеціальних відводах спускається в ко​лектор, звідки автоматично відводиться з установки. Газ, що виділяється з наф​ти в підігрівальному відсіку, через се​паратор направляється в барбортер другого відсіку. Звідси весь газ через сепаратор і регу​лятор тиску йде в систему збору. Пропускна здатність установки УДО-ЗМ — 3000 т/добу; робочий тиск - до 0,58 МПа; внутрішній об'єм — 187 м3; маса — 56 т.
23.3. Підготовка нафтопромислових стічних вод
Разом з нафтою на поверхню підіймається значна кількість мінералізованої пластової води, яка в процесах деемульсації відокремлюється від нафти і становить основну частку (85-90 %) нафтопромислових стічних вод. Решта (10-15 %) припадає на прісну воду (по​верхневу) , яка додається до нафти під час її знесолювання.
Стічні води характеризуються високою мінералізацією, лужністю, наявністю ме​ханічних та органічних домішок, краплинок нафти, розчинених газів, мікроорганізмів та ін. Тому їх надмірне нагромадження на промислах та скидання у природні водоймища за​грожує значним порушенням екологічної рівноваги, викликає необхідність утилізації. Вод​ночас розробка більшості родовищ вимагає підтримання пластового тиску, а саме як робо​чий агент для цього доцільно використовувати стічні води. Вміст у них ПАР, що сприяють "відмиванню" нафти з поверхні порових каналів, забезпечує збільшення коефіцієнту наф-товіддачі. При закачуванні стічних вод зберігається проникність продуктивних колекторів, які вміщують глинисті частинки та алевроліти.
Нафтопромислові стічні води - це дисперсні системи, дисперсійним середовищем яких є високомінералізовані розсоли хлоркальцієвого типу (хлорид кальцію, хлорид натрію). Дисперсні фази стічних вод - це краплинки нафти і тверді домішки (гідрати окису та заки​су заліза, солі та ін.). Стічні води вміщують також розчинені гази: кисень, сірководень, вуглекислий газ, які підвищують їх корозійну
Таблиця 23.3
	Тип колектора
	Допустимий вміст у
воді, мг/л
	активність. Це в свою чергу викли-кає швидке спрацювання наф​то про-мислового обладнання. Стічні во​ди можуть бути забруднені і сульфат-відновлюючими бактеріями, які ви-кликають утворення сірководню Наявність у воді іонів сульфатів  (SO4 - -) є достатньою умовою для роз​витку сульфатних бактерій і закупо-

	
	нафти
	механік-них домішок
	солей заліза
	

	Порово-тріщин-ний та тріщинний
	25
	30
	2
	

	Слабко тріщин-ний 
	15
	10
	1
	

	Гранулярний
	1
	1
	0,5
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рювання окремих ділянок пласта. Наслідком діяльності бактерій є утворення сульфідів заліза, які, в свою чергу, вступають у реакцію з вільним залізом. Сірководень утворюється за реакцією
FeS + 2НОН -» Fe(OH)2 + H2S.                                   (23.1)
Він, піднімаючись разом з нафтою на поверхню, викликає інтенсивну корозію підземного обладнання свердловин, обладнання гирла та систем збору і підготовки нафти, газу і води. Такі ж бактерії можуть вміщувати і прісні води, які закачують у пласти разом зі стічними для підтримання пластового тиску.
Механічні домішки та мікроорганізми, які містяться у закачуваній воді, замулюють по​верхню фільтра та забруднюють порові канали продуктивного пласта, знижуючи прий-мальність нагнітальних свердловин. Основні показники якості води, що закачується в пласт, наведені в табл.23.3.
Стічні води, як і прісні, перед закачкою у пласт повинні пройти підготовку, тобто відповідне очищення.
Для очищення води застосовують різні методи, основними з яких є відстоювання, фільтрування і флотація.
Відстоювання засноване на використанні сил гравітації і є одним з основних методів виділення із стічних вод нерозчинних домішок (механічні частинки, краплини нафти).
Фільтрування полягає в пропусканні води через спеціальні фільтри, де як робочий ма​теріал можуть використовуватись кварцевий або керамзитний пісок, подрібнене скло, ант​рацитові частинки, графіт, тирса, рисове лушпиння та ін.
Суть флотаційного способу очищення полягає у вилученні з води нафти і твердих домішок бульбашками газу, який виділяється з води при зниженні тиску і барботує її.
Для підготовки води на нафтових родовищах використовують в основному системи двох типів: відкриті та закриті.
В системі відкритого типу стічні води, які надходять в установки підготовки нафти, скеровуються у піскоуловлювач, де відділяються великі за розмірами меха-нічні домішки. З піскоуловлювача вода самопливом тече у нафтоуловлювач, в яко-му від неї відділяється ос​новна маса нафти і механічних домішок. Нафту, що зби-рається за рахунок гравітаційного розділення, відкачують з нафтоуловлювача на установки підготовки, а воду скеровують у відстійники для доочищення, трива-лість якої може бути від декількох годин до двох діб. Далі вода для більш високого ступеня очищення перекачується через фільтри у місткість, з якої насосами висо-кого тиску через кущові насосні станції передається у нагнітальні сверд​ловини.
Основним з головних недоліків установок відкритого типу є контактування води з кис​нем повітря, що призводить до окислення заліза, тобто гідрат закису Fe(OH)2 переходить у гідрат окису Fe(OH)3. Це спричинює зміну водневого показника, підвищення корозійної активності води. Але такі установки мають і позитивні риси: використання одних і тих же споруд для очищення води різного складу, можливість очищення стічних і прісних вод у єдиному потоці незалежно від їх складу, тиску газонасиченості; можливість зміни якості очищення води, використовуючи різні коагулянти (сірчанокислий алюміній, поліакриламід та ін.). Такі системи найчастіше рекомендуються для стічних вод з великим вмістом сірководню, вуглекислого газу, а також для більш глибокого очищення води від нафти та механічних домішок.
Закрита напірна система очищення дає змогу інтенсифікувати процес підготовки во​ди, активно використовувати відстій та фільтрацію під тиском. При такій системі виклю​чається контакт води з киснем повітря, попереджуються окислювальні реакції, суттєво знижується корозійна агресивність води, а отже, зменшується і ступінь її забруднення, ко​рисно використовується залишковий тиск газу після апаратів установки підготовки нафти.
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Рис.23.5. Відстійна установка закритого типу
До недоліків закритої системи слід віднести необхідність будівництва паралельного блоку очищення прісних вод. Однак, саме ця система найбільш поширена, що пов'язане з засто​суванням на промислах високонапірної герметизованої системи збору і підготовки нафти, газу і води, а також необхідністю підтримання екологічної рівноваги навколишнього сере​довища.
За принципом дії установки закритого типу поділяються на відстійні, фільтраційні, флотаційні й електрофлотаційні. У найбільш поширених відстійних установках закритого типу (рис.23.5.) стічна вода 1, яка надходить з установок підготовки нафти, змішується з нагрітою пластовою водою VII, яка виводиться із відстійників або підігрівачів-деемульга-торів установки підготовки нафти, проходячи краплиноутворювач 1, подається у резерву-ар-відстійник 2 з рідинним гідрофільтром. Резервуар-відстійник виконаний аналогічно ти​повому вертикальному резервуару і має сифонний пристрій, який забезпечує підтримання заданого шару води під шаром нафти. Стічна вода з домішками нафти після змішування з гарячою водою, яка вміщує реагент-деемульгатор, і турбулентного перемішування у крап-линоутворювачі надходить через розподілювач під шар води у резервуарі-відстійнику 2. Піднімаючись через рідинний гідрофільний фільтр (шар води), краплини нафти відділяються від стічної води.
Попередньо зневоднена нафта П відводиться з верхньої частини резервуара-відстійника 2, а стічна вода Ш скеровується у резервуар-відстійник 3 з гідрофобним рідинним фільтром. Цей резервуар виконаний аналогічно попередньому, але має сифон​ний пристрій, що забезпечує підтримання заданого шару нафти над шаром води. Стічна вода вводиться в резервуар через променевий перфорований розподілювач у шар нафти зверху вниз. Відділена нафта V виводиться з резервуара-відстійника і скеровується на ус​тановку підготовки нафти (УПН). Емульсія IV, яка утворюється на контакті нафти і води, також виводиться з резервуара-відстійника і скеровується на УПН. Очищена від краплин-
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ної нафти вода VI проходить через місткість 4 і насосами 5 закачується у поглинальні або нагнітальні свердловини.
Основним апаратом установок, які працюють за принципом фільтрації, є фільтр, де стічна вода після відстою проходить через шар гранульованого поліетилену з розмірами гранул 4-5 мм. Поліетилен має гідрофобні властивості, що забезпечує затримання краплин нафти на його поверхні і їх злиття, тобто коалесценцію. Очищена вода закачується у нагнітальні свердловини. При забрудненні гранул поліетилену їх промивають протя​гом ЗО хв в очищеній воді з добавкою 10-15% гасу.
Підготовка стічних вод, побудована за принципом флотації, здійснюється у резервуа​рах-флотаторах та електрофлотаторах.
У першому випадку вилучення з рідини дисперсних частинок відбувається бульбашка​ми газу, який виділяється з газонасиченої стічної води при зниженні тиску у флотаційній зоні з 0,3-0,6 МПа до 0,1 МПа. Це дає змогу одержати до 10 л вільного газу на 1 м3 води. Стічна вода піднімається у резервуарі-флотаторі зі швидкістю, яка забезпечує перебування її в цій зоні протягом не менш, як 20 хв. Бульбашки газу, що виділяються з води, рухаю​чись вгору, зустрічають на своєму шляху дисперсні частинки, краплинки нафти, захоплю​ють їх і піднімають на поверхню, утворюючи там шар піни.
Умови утримання частинки, яка наявна у воді, бульбашкою газу відповідають залеж​ності
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 (23.2)
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— вага частинки у воді, Н; а — діаметр в місці злиття бульбашки з частинкою, м;[image: image5495.png]


 — поверхневий натяг на межі рідина-газ, Н/м; [image: image5496.png]


— крайовий кут змочування; [image: image5497.png]R, Ry



—радіуси кривини головних перетинів бульбашки на горизонтальній площині частинки, що прилипла, м.
Нафта збирається в кільцевих жолобах всередині резервуара і виводиться з нього. Вода збирається у відстійну, зону в нижній частині резервуара і також виводиться з нього. Дис​персні частинки, які добре змочуються водою, не захоплюються бульбашками газу у фло​таційній зоні і під дією сили тяжіння осідають на дно резервуара-флотатора.
Електрофлотація — це флотація газом (кисень і водень), який утворюється при елект​ролізі води. Перевага цього методу полягає в тому, що при електролізі утворюються тонко-дисперговані бульбашки. Це сприяє швидкому освітленню води, що вміщує нафту. Сам же процес очищення стічної води аналогічний очищенню у резервуарі-флотаторі. На процес очистки методом електрофлотації суттєво впливає розташування електродів. Рекомен​дується один електрод розмістити в нижній частині апарата в горизонтальній площині так, щоб бульбашки, які виділяються на ньому, пронизували весь об'єм води, що очищається. Другий електрод закріплюють у вертикальному положенні так, щоб він не заважав фло​тації дисперсних частинок. Електроди виконують у вигляді пластин та ґраток так, щоб можна було регулювати відстань між ними.
З метою підвищення ефективності процесів флотації в стічну воду вводять хімічні реа​генти, які за механізмом дії на дисперсні частинки поділяються на дві групи: коагулянти (речовини, які забезпечують укрупнення дисперсних частинок і їх осідання) і флокулянти (речовини, які забезпечують утворення пластівців, що випадають в осад). Ефективність коагулянтів (сірчанокислий алюміній, хлорне залізо, залізний купорос) та флокулянтів (поліакриламід) суттєво зростає при їх комбінованому використанні.
Розчин коагулянта слід готувати поперемінне у двох баках, обладнаних барботерами для перемішування розчину повітрям протягом 30-40 хв. Потім розчин повинен відстоятися. Розчин флокулянта доцільно готувати з застосуванням мішалки шнекового або лопатевого типу з частотою обертання 100-300 об./хв. Дозують флокулянт насосом-
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дозатором шнекового або поршневого типу. Використання для цього відцентрових або шестірних насосів не допускається, щоб уникнути розриву або закручування ланцюжків молекул полімеру.
Установки для підготовки стічних вод є небезпечними для навколишнього середовища внаслідок можливості випаровування нафти, попадання стічних вод у підземні прісні води при порушенні герметичності відстійників. Для запобігання цих явищ слід не допускати попадання води в ріки, водоймища, усувати несправності резервуарів-відстійників та інших гідротехнічних споруд.
Глава   24 

Транспорт газу
24.1. Лінійна частина газопроводу
Транспорт газу на далекі віддалі з місця видобутку до споживачів здійснюється по магістральних газопроводах (МГ), які є енерго- і капіталомісткими підприємствами. Ос​новні елементи МГ - компресорні станції (КС) і лінійна частина (ЛЧ).
Дільниця газопроводу між двома КС називається лінійною дільницею (ЛД). Основними параметрами ЛД є її пропускна здатність, яка вимірюється максимальною кількістю газу, що може бути перекачана по ЛД за одиницю часу.
Пропускна здатність газопроводу. Пропускна здатність лінійної дільниці газопроводу, взята при стандартних умовах і виміряна за добу, може бути обчислена з основного рівняння газопроводів
                                [image: image5498.png]=0,0332 ¢




 (24.1)
де [image: image5499.png]


— внутрішній діаметр труб, м; [image: image5500.png]


— довжина лінійної дільниці, м; [image: image5501.png]


— відносна густи​на газу за повітрям; [image: image5502.png]


— середня температура газу в трубах на дільниці, К; [image: image5503.png]


— ко​ефіцієнт надстисливості газу, визначений для середніх значень (по довжині дільниці) тиску і температури; [image: image5504.png]Do Py



 — відповідно значення максимального початкового і мінімального кінцевого тисків на дільниці, Па;[image: image5505.png]


— коефіцієнт гідравлічного опору трубоп​роводу; [image: image5506.png]i




Середнятемпература газу в трубопроводі на дільниці може бути визначена на основі відомої залежності Щухова:
                              [image: image5507.png]


 (24.2)
де [image: image5508.png]


— температура газу на початку дільниці, К;[image: image5509.png]


— зведена температура навколишнь​ого середовища, К, яка з врахуванням ефекту Джоуля-Томсона може бути записана у виг​ляді
[image: image5510.png]


 (24.3)
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[image: image5511.png]


 — коефіцієнт дросель-ефекту Джоуля-Томсона;[image: image5512.png]Pep



— середній тиск на дільниці газо​проводу.
[image: image5513.png](Pn +

Po + Py

);



 (24.4)
[image: image5514.png]


- температура грунту в непорушеному тепловому стані;
                        [image: image5515.png]62,6-10%gD

—orc,



                               (24.5)
[image: image5516.png]


 - повний коефіцієнт теплопередачі від газу до навколишнього середовища, ккал/м2 • год • град; [image: image5517.png]


- зовнішній діаметр газопроводу, мм; [image: image5518.png]


- ізобарна тепломісткість га​зу, ккал/кг • град; [image: image5519.png]


- витрата газу, млн • м3/добу.
Залежність температури газу від довжини газопроводу може бути знайдена з формули
                                           [image: image5520.png]To + (Ty — To)e™ %




 (24.6)
З врахуванням (24.6) на основі (24.2) можна одержати для середньої температури газу в газопроводі залежність
                                      [image: image5521.png]Tp=To+
o7 o7,



 (24.7)
де[image: image5522.png]


— температура газу в кінці дільниці газопроводу.
Коефіцієнт надстисливості газу при середніх значеннях тиску і температури може бути визначений з номограм або за однією з наступних формул:
                                [image: image5523.png]z=1-

pp
20.4‘L1u d



 (24.8)
                                  [image: image5524.png]s 2024,
—=,



 (24.9)
де[image: image5525.png]


=1-1,68[image: image5526.png]


+0,78[image: image5527.png]


+0,0107[image: image5528.png]


; [image: image5529.png]Pup



,[image: image5530.png]


- зведені значення тиску і темпера​тури; [image: image5531.png]


 [image: image5532.png]


 [image: image5533.png]Pepap Pepap



— середньокритичні значення тиску і тем​ператури для даного складу газу.
Коефіцієнт гідравлічного опору газопроводу для зони змішаного тертя і шорстких труб при турбулентному режимі може бути знайдений за формулою ВИДІ газу
[image: image5534.png]A= 0067[
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 (24.10)
де[image: image5535.png]


- еквівалентна шорсткість труб, мм. Згідно з даними [1][image: image5536.png]


= 0,03 mm.; Re — число Рейнольдса, яке можна обчислити за формулою
                                     Re = 17,75·103[image: image5537.png]3




  (24.11)
[image: image5538.png]


 - абсолютна в'язкість, Па • с.
Залежність (24.1) не дає змоги однозначно виявити пропускну здатність дільниці газо​проводу, оскільки ряд параметрів правої частини залежить від витрати газу. Тому для виз​начення пропускної здатності слід застосовувати ітераційний алгоритм.
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1. Задають тиски на початку і в кінці дільниці [image: image5539.png]


і[image: image5540.png]


 початкову температуру газу[image: image5541.png]


 діаметр газопроводу[image: image5542.png]


і його довжину[image: image5543.png]


а також фізичні властивості газу[image: image5544.png]


і[image: image5545.png]



2. У першому наближенні довільно приймають значення витрат газу[image: image5546.png]



3. Обчислюють середній тиск [image: image5547.png]Pep



 і середню температуру [image: image5548.png]


 газу (24.4) і (24.2).
4. Знаходять коефіцієнт надстисливості газу[image: image5549.png]


(24.8) і (24.9).
5. Шукають число Рейнольдса (24.11).
6. Визначають коефіцієнт гідравлічного опору (24.10).
Для врахування втрат в місцевих опорах і гідравлічної ефективності газопроводу вно​сять поправку
[image: image5550.png]


 = 1,05[image: image5551.png]AER,




7. Уточнюють пропускну здатність газопроводу (24.1).
8.  Якщо абсолютне значення різниці [image: image5552.png]


задовільняє необхідну точність розра​хунків[image: image5553.png]


то процес закінчують. В іншому випадку повертаються до п.З, задавшись новим (обчисленим у п.7) значенням витрати газу.
Значно спрощується методика визначення пропускної здатності газопроводу за умови, якщо рух відбувається в зоні шорстких труб при турбулентному режимі. В цьому випадку коефіцієнт гідравлічного опору не залежить від числа Рейнольдса і основне рівняння газо​проводів набуває вигляду
[image: image5554.png]Q@ = 0,017 ad?$,
Prpdcp



 (24.12)
де[image: image5555.png]


- коефіцієнт, що враховує відхилення режиму руху газу від зони шорстких труб і виз​начається з графіків (рис.24.1).
Для виявлення межі між зоною змішаного тертя і зоною шорстких труб при турбулент​ному режимі знаходять граничне число Рейнольдса
[image: image5556.png]2 =15
Re, = n(—] .



 (24.13)
Якщо Re >[image: image5557.png]


то можна використовувати залежність (24.12), взявши при цьому [image: image5558.png]


 = 1.
У загальному випадку при наближеному обчисленні можна вважати, що середня тем​пература газу в трубопроводі [image: image5559.png]


= 1/3[image: image5560.png]


+ 2/3[image: image5561.png]


і алгоритм розрахунку такий.
1. Визначають середній тиск (24.4) і знаходять коефіцієнт настисливості газу (24.8) або (24.9).
	[image: image5562.png]49
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Рис. 24.1. Визначення коефіцієнта режиму [image: image5563.png]





2.    Приймаючи [image: image5564.png]


= 1,   знаходять   пропускну здатність [image: image5565.png]


(24.12).
3. За обчисленим значенням витрати газу (п.2) і заданим   діаметром    газопроводу    знаходять    ко​ефіцієнт [image: image5566.png]


 з графіка (див.рис.24.1).
4.  Уточнюють пропускну здатність з врахуван​ням режиму руху [image: image5567.png]



При розрахунках газопроводів з пересіченним профілем траси в формулах (24.1) і (24.12) замінюють кінцевий тиск [image: image5568.png]


 його зведеним значен​ням [image: image5569.png]


 та істинну довжину[image: image5570.png]


її зведеним значенням [image: image5571.png]


 Вказані зведені величини визначають за форму​лами:
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                                    [image: image5572.png]P = P + apAh,);



 (24.14)

                       [image: image5573.png]&
Tt + 23t + hoti].



 (24.15)
де [image: image5574.png][
14,64z, T’




   [image: image5575.png]


- різниця геодезичних відміток кінця і початку траси газопроводу; [image: image5576.png]


- геодезичні відмітки початку і кінця /-Ї нахиленої дільниці газопроводу та її довжина.
Складні газопроводи. З метою збільшення пропускної здатності газопроводу виникає необхідність прокладки лупінгу- Відношення пропускної здатності газопроводу після її збільшення [image: image5577.png]


 до початкової величини Q називають ступенем збільшення пропускної здат​ності
                                                [image: image5578.png]Qz.a.



 (24.16)
При заданому ступені збільшення пропускної здатності та відомих внутрішніх діаметрах магістралі[image: image5579.png]


і лупінгу[image: image5580.png]


його відносна довжина може бути знайдена з формули
                                    [image: image5581.png]L _i-g?
L~ {1+ (d/dp]E



 (24.17)
Збільшення пропускної здатііості (відносне) в результаті прокладки лупінгу відомої до​вжини і діаметра може бути обчислене зі залежності
                      [image: image5582.png]


 (24.18)
Якщо лупінг прокладається, щоб підняти тиск в кінці газопроводу з [image: image5583.png]P,



 до [image: image5584.png]


, то в цьо​му випадку доижина лупішу (відносна)
                                   [image: image5585.png]


 (24.19)
де[image: image5586.png]


- еквівалентний діаметр газопроводу з лупінгом.
Під еквівалентним діаметром складної системи газопроводів розуміють діаметр такого простого газопроводу, який при рівній з системою довжині мав би ту ж пропускну здатність. Для визначення еквівалентного діаметра газопровод!» (при умові, що рух газу проходить в зоні шорстких труб при трубу леї Ітному режимі) існують рекурентні формули:
при паралельному з'єднанні газопроводів
                    [image: image5587.png]436 = Y6 + @36



 + ... ;                                          (24.20)
при послідовному з'єднанні ділі.ниць газопроводу
                                [image: image5588.png]


 + ... ,                   (24.21)
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де[image: image5589.png]


... - довжини кожної з дільниць сталого діаметра; [image: image5590.png]


- загальна довжина,
                                             [image: image5591.png]L=L 4Ly



 4-... .
Залежності (24.20) і (24.21) дають змогу визначити еквівалентний діаметр довільної складної системи газопроводів.
Гідравлічна ефективність. Гідравлічна ефективність характеризує процес старіння га​зопроводу. Вона характеризується коефіцієнтом гідравлічної ефективності, який представ​ляє собою відношення фактичної пропускної здатності газопроводу на певний момент часу його експлуатації до її проектного значення,
                                                [image: image5592.png]


 (24.22)
Значення фактичної і проектної пропускної здатності в (24.22) повинні бути визначені при однакових параметрах режиму. Тому, використовуючи (24.1), одержуємо
                                                [image: image5593.png]


 (24.23)
де [image: image5594.png]


-теоретичне (проектне) і фактичне значення коефіцієнта гідравлічного опору.
Для визначення коефіцієнта гідравлічної ефективності проводять обстеження газопро​воду, в результаті якого вимірюють при стаціонарній роботі газопроводу монохронно тиски на початку [image: image5595.png]Pn



 і в кінці [image: image5596.png]


 газопроводу, температури на початку[image: image5597.png]


 і в кінці[image: image5598.png]


газопроводу, температуру навколишнього середовища [image: image5599.png]Tll



 та фактичну витрату газу. Крім цього, вважа​ються відомими всі геометричні параметри газопроводу і склад газу, що транспортується. При наявності вказаних вимірів розрахунок ведуть в такому порядку.
1. Визначають число Рейнольдса з (24.11).
2. Знаходять теоретичне значення коефіцієнту гідравлічного опору з (24.10).
3. Шукають середній тиск з (24.4).
4. Обчислюють середню температуру з (24.7).
5. Знаходять коефіцієнт надстисливості газу при середніх тиску та температурі з (24.8) або (24.9)
6. Визначають фактичне значення коефіцієнта гідравлічного опору
[image: image5600.png]0,326 107205 = P2
T



 (24.24)
7. Знаходять коефіцієнт гідравлічної ефективності з (24.23).
Обстеження газопроводів показують, що коефіцієнт гідравлічної ефективності протягом значного проміжку часу змінюється за законом, близьким до експоненціального,
[image: image5601.png]E = Eyexp(—pi).



 (24.25)
де[image: image5602.png]


- початкове значення коефіцієнта ефективності (при[image: image5603.png]


=0);[image: image5604.png]


- коефіцієнт старіння газопроводу.
24.2. Компресорні станції
Компресорні станції (КС) служать для збільшення енергії газу і перекачування його по лінійній частині. Збільшення тиску газу відбувається в компресорному цеху (КІД), який ста​новить основу КС. Крім цього на КС також наявні блок очистки газу (БО), що встанов​люється на вході в КС, та блок охолодження газу (ОХ), що розміщується після КЦ. КС слу​жить керуючим елементом в системі дального транспорту газу. Практично власне парамет​рами роботи КС визначається режим газотранспортної системи.
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Технологічні схеми та основне обладнання.. Основним обладнанням КС прийнято вважати газоперекачувальні агрегати (ГПА). Як такі на магістральних газопроводах вико​ристовуються відцентрові нагнітачі (ВН) з електроприводом та від газотурбінних установок (ГГУ), а також поршневі газомотокомпресори.
Основними параметрами роботи компресора є продуктивність, ступінь стиснення, тем​пература газу на виході, а також потужність, яку споживає компресор.
Під продуктивністю розуміють об'ємну кількість газу, що перекачується компресором за одиницю часу.
Ступінь стиснення визначається відношенням тисків виходу і входу ГПА. Залежно від ступеня стиску ВН діляться на повнонапірні (ПВН) і неповнонапірні (НВН). Для НВН ступінь стиску перебуває у межах 1,23-1,25. У зв'язку з цим на КС вони працюють за послідовно-паралельною схемою. Залежно від тисків на вході і виході КС вибирається чис​ло ступенів стиснення в групі. Звичайно на КС буває дво- триступінчасте стиснення. За​лежно від продуктивності КС вибирається число паралельних груп. Технологічна схема КС з НВН показана на рис.24.2. Повнонапірні ВН вміщують в одному корпусі два послідовно з'єднаних робочих колеса, внаслідок чого ступінь стиснення ПВН становить 1,50-1,58. На КС вони працюють виключно паралельно. Кількість робочих ПВН на КС визначається про​дуктивністю КС і номінальною продуктивністю одного ГПА вибраного типу. Технологічна схема КС, що обладнана ПВН, зображена на рис. 24.3.
Привод нагнітачів на КС вибирають задежло від потужності, яку споживає нагнітач з врахуванням швидкості обертання ротора ГПА.
Газотурбінний привод порівняно з електроприводом має ряд переваг, які полягають в можливості регулювання режиму роботи нагнітача шляхом зміни швидкості обертання ро​тора, незалежно від джерела енергії. Недоліком слід вважати громіздкість обладнання , значні витрати газу на пуск агрегата , вплив на екологію.
Технічні характеристики ГПА з приводом від ГТУ наведені в табл.24.1.
[image: image5605.png]B




Рис.24.2. Технологічна схема КС з універсальною обв'язкою 
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Електродвигуни як привод ВН на КС використовуються порівняно рідко (табл.24.2). Однак останнім часом почали застосовувати блоки, що змінюють частоту струму і цим да​ють змогу змінювати обертання валу. В комплексі з перевагами електричного привода це зумовило використання електрод​вигунів
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& e

nE 8 1.8
- B




Рис.24.3. Технологічна схема КС з колекторною обв'язкою


при проектуванні КС. Технічні характеристики ГПА з електропри-водом наведені в табл. 24.2.
Характеристики ВН. Для роз​рахунку режимів роботи нагнітачів використовують зведені характе​ристики, які побудовані для кож​ного типу нагнітачів індивідуально при певних (зведених) умовах. До зведених умов відносять зведену температуру газу на вході в нагнітач, зведену газову сталу та зведене значення коефіцієнта над-стисливості газу на вході в нагнітач. Крім цього при побудові зведених характеристик нагнітача
використовують поняття: зведена продуктивність
[image: image5607.png]Qup =




 (24.26)
де [image: image5608.png]


 - об'ємна продуктивність нагнітача, зведена до умов на вході; п, [image: image5609.png]


~ фактична і номінальна швидкість обертання вала; зведені оберти
                               [image: image5610.png]


 (24.27)
де [image: image5611.png]


- істинна газова стала; [image: image5612.png]


- температура і коефіцієнт надстисливості на вході в нагнітач;
зведена потужність
                           [image: image5613.png]


 (24.28)
де [image: image5614.png]A



- індикаторна потужність нагнітача;[image: image5615.png]


- густина газу при умовах входу в нагнітач.
Під зведеними характеристиками нагнітача розуміють залежності зведеної потужності, політропічного ККД та ступеня стиснення від зведеної продуктивності нагнітача. Графіки зведених характеристик найбільш поширених нагнітачів показано на рис. 24.4.
З метою автоматизації процесів розрахунку режимів роботи нагнітачів їх зведені харак​теристики апроксимують різними математичними моделями. Найбільш простою і водночас досить точною є модель, яка при сталих обертах нагнітача має вигляд
                                            [image: image5616.png]


 (24.29)
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Таблиця 24.1

	Тип ГПА 

 
	Завод виготовлювач

	Номінальна потужність

	ККД ГДУ, %
	Питома витрата палива, м3/(*Вггод)

	Швидкість 

обертання валів 

 
	Тиск пал. газу, Мпа


	Число ступеней OK
	Спупінь стиску ОК
	Продуктивність ОК,
т/год
	Тиск газу, МПа

	Температура газів перед ТВТ, °С

	
	
	
	
	
	ТВТ 

 
	ТНТ
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	ГТ7004
	НЗЛ
	4000
	16,0
	0,650
	3100
	-
	0,9
	12
	5,0
	160
	2,0
	700

	ГТ7005
	НЗЛ
	4250
	25,0
	0,416
	5000
	5500
	0,8
	11
	3,9
	163
	1,0
	700

	ГТК5
	НЗЛ
	4400
	25,0
	0,400
	5000
	5500
	0,8
	11
	3,9
	163
	1,0
	700

	ГТ7506
	НЗЛ
	6000
	27,0
	0,386
	5200
	5300
	0,9
	12
	4,6
	200
	0,9
	750

	ГТ6750
	УТМЗ
	6000
	24,0
	0,454
	6200
	6150
	1,0
	12
	6,0
	164
	3,0
	760

	ГТН6
	УТМЗ
	6000
	24,0
	0,454
	6200
	6150
	1,0
	12
	6,0
	164
	3,0
	760

	ГПАЦб.з
	СЄТК
	6300
	21,0
	0,497
	9300
	8200
	2,3
	14
	7,8
	202
	0,6
	810

	ГТН9750
	ЛМЗ
	9000
	20,0
	0,520
	4100
	5000
	1,2
	11
	4,6
	280
	1,2
	750

	ГТК102
	НЗЛ
	10000
	28,0
	0,372
	5200
	4800
	1,5
	10
	4,4
	310
	1,5
	780

	ГТК103
	НЗЛ
	10000
	28,0
	0,372
	5200
	4800
	1,5
	10
	4,4
	310
	1,5
	780

	ГТК104
	НЗЛ
	10000
	29,0
	0,360
	5200
	4800
	1,5
	10
	4,4
	310
	1,5
	780

	ГТК16
	УТМЗ
	16000
	25,0
	0,416
	4900
	4600
	2,0
	13
	7,6
	360
	1,2
	810

	ГТК25
	НЗЛ
	26000
	29,0
	0,347
	5500 4300
	3700
	2,0
	12
	12,5
	иЗО
	1,5
	900

	
	Дженерал
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	ГТК 101
	електрік
	9690
	26,2
	0,416
	7100
	6500
	1,4
	15
	7,2
	280
	1,4
	925

	
	(США)
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	Нуово-
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	ГТК251
	Шньоне
	25000
	27,0
	0,386
	5100
	4670
	1,4- 1,7
	16
	7,2
	420
	2,5
	950

	
	(Італія)
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Центавр
	Солар (США)
	2620
	27,0
	0,439
	15700
	15700
	1,4
	11
	8,0
	116,5
	1,4
	840

	
	Купер-
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Кобера
	Бессемер
	12900
	28,1
	0,379
	7500
	5000
	3,5
	17
	-
	-
	1,2
	837

	
	(США)
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Таблиця 24.2

	ТнпВН

	Номінальна продуктивність, млн.м3/добу

	Номінальні оберти вала, об/хв

	Параметри режиму при працюючих ВН
	Тиск на виході, МПа

	Ступінь стиснення

	
	
	
	одному
	двох послідовно
	трьох послідовно
	
	

	
	
	
	об'ємна продуктивність, м3/хв

	тиск на вході, МПа

	об'ємна продуктивність, м3/хв. 
	тиск на вході, МПа

	об'ємна продуктивність, м3/хв

	тиск на вході, МПа

	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	280-1 1-2
	13
	7700
	178
	4,65
	210
	3,95
	227
	3,6
	5,6
	1,20

	280-12-4
	13
	7950
	179
	4,50
	211
	3,80
	236
	3,35
	5,6
	1,25

	260-13-2
	14
	5550
	204
	4,50
	245
	3,75
	286
	3,20
	5,6
	1,25

	370-15-2
	13
	5550
	303
	3,06
	363
	2,55
	421
	2,20
	3,8
	1,25

	370-17-1 370-14-1
	19,8 19,5
	5300
	289
	4,50
	346
	3,75
	398
	3,25
	5,6
	1,25

	Н-300-1,23
	19,0
	6150
	260
	4,40
	330
	3,60
	370
	3,10
	5,6
	1,27

	Н-196-1.45
	13,0
	8200
	196
	3,86
	-
	-
	-
	-
	5,6
	1,45

	НГ-280-9
	34,0
	5000
	486
	4,63
	582
	3,90
	660
	3,45
	5,6
	1,20

	520-12-1
	29,3
	4800
	425
	4,40
	530
	3,54
	620
	3,00
	5,6
	1,27

	370-16-1
	32,6
	4800
	350
	5,70
	380
	5,70
	-
	-
	7,35
	1,14

	260-13-1
	23,0
	4800
	350
	5,70
	290
	5,30
	
	
	7,35
	1,17

	370-18-1
	37,0
	4800
	370
	, 6,20
	455
	5,07
	540
	4,40
	7,6
	1,23

	Н-16-56
	51,0
	4600
	800
	4,50
	950
	3,60
	-
	-
	5,6
	1,25

	Н-16-75
	51,0
	4600
	600
	6,00
	710
	4,80
	
	
	7,5
	1,25

	650-21-1
	53,0
	3700
	640
	5,20
	-
	-
	-
	-
	7,6
	1,45

	820-21-1
	53,0
	3700
	820
	3,80
	
	
	
	
	5,6
	1,45

	RF288-30
	16,5
	6200
	290
	3,70
	-
	-
	-
	-
	5,6
	1,51

	CDP-224
	17,2
	6200
	219
	4,97
	-
	-
	-
	-
	7,52
	1,51

	PCL802/24
	17,2
	6200
	219
	4,97
	
	
	
	
	7,52
	1.51

	PCL1002/40
	45,0
	4600
	572
	4,97
	-
	-
	-
	-
	7,52
	1,51

	С 1688-564
	1,2
	20400
	22,0
	4,00
	-
	-
	
	-
	12,5
	3,10

	С3044-30
	2,9
	15700
	70,0
	2,50
	
	
	
	
	5,6
	2,20

	RF288-30
	21,8
	5000
	274
	5,10
	-
	-
	-
	-
	7,6
	1,50
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Таблиця 24.3.

	Тип ГПА
	Потуж​ність, кВт
	На​пру​га, кВ
	Струм сі ато— ра, А
	Швид-кість обер​тання вала, об/хв
	Кое​фіцієнт потуж​ності
	ккд
двигу​на, %
	ТипВН
	Про-ДУК-тив-ність, ч мпнм3
Добу
	Тиск на виході, МПа
	Швид​кість обер​тання вала, об/хв

	АЗ-4500-1500
	4500
	6
	520
	1490
	0,87
	95,6
	280-11-1
	13
	5,6
	7980

	СДС34500-1500    ,
	4500
	6
	500
	1500
	0,90
	96,5
	280-11-1
	13
	5,6
	7980

	СТМ-4000-2
	4000
	6
	445
	3000
	0,90
	97,5
	280-11-6
	13
	5,6
	7980

	СТД-4000-2
	4000
	6/10
	438/ 265
	3000
	0,90
	97,5
	280-1 1-6 280-11-7
	13
	5,6
	7980

	СТМП-4000-2
	4000
	6
	445
	3000
	0,90
	96,7
	280-11-7
	13
	5,6
	7980

	СТД-1 2500-2
	12500
	6/10
	1368 820
	3000
	0,90
	97,9
	370-18-2
	37
	7,6
	4800


Коефіцієнти [image: image5617.png]%np



 і [image: image5618.png]


звичайно знаходять на основі графічних зведених характери​стик, вибравши на лінії зі сталими обертами дві точки, що відповідають інтервалу зміни зведеної продуктивності та склавши на основі (24.29) систему лінійних алгебраїчних рівнянь.
Щоб перейти в (24.29) від зведених значень до істинних, використовують формули
                                                    [image: image5619.png]


 (24.30)
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 (24.33)
де m - показник політропи стиснення, що перебуває в межах 1,3-1,31.
При спільній роботі двох різнотипних нагнітачів значення коефіцієнтів а і[image: image5623.png]


в моделі характеристики змінюються, а вигляд характеристики при цьому залишається таким же. При послідовному з'єднанні двох нагнітачів з коефіцієнтами в характеристиках першого ступеня [image: image5624.png]ay, by,



другого ступеня[image: image5625.png]


 значення коефіцієнтів [image: image5626.png]g b



в характеристиці
спільної роботи матимуть вигляд
                                          [image: image5627.png]


 (24.34)
                                        [image: image5628.png]


 (24.35) 
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Якщо вказані агрегати працюють паралельно, то коефіцієнти[image: image5629.png]


і[image: image5630.png]


в рівнянні їх спільної характеристики матимуть вигляд
[image: image5631.png]& atE - + ) —(02‘"1)/"2
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 (24.36)
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 (24.37)
Для зведеної потужності та політропічного ККД загальноприйнято використовувати тричленні моделі
                       [image: image5633.png]N
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 (24.38)
                            [image: image5634.png]Tnoy = dg + 41 Gy, + 4305, -



 (24.39)
Слід зазначити, що з огляду на рекурентність залежностей (24.29) — (24.36) є змога побудовати характеристику довільного числа різним чином з'єднаних нагнітачів.
При використанні зведених характеристик для розрахунку режиму ВН необхідно сте​жити, щоб параметри режиму були достатньо віддалені (не менш як 10%) від зони помпа-жа. Під помпажем розуміють явище нестійкої роботи ВН при високих тисках на виході та малих значеннях продуктивності. Перекачуючи газ, ВН може створити на виході значний тиск, який з часом буде зростати. При тому робоча точка ВН буде пересуватися по харак​теристиці у бік зменшення продуктивності. При певному перепаді тисків на виході та вході ВН газ може рухатись в зворотному напрямку, що приведе до зростання вібрацій облад​нання. Мінімально допустимій продуктивності ВН з точки зору попередження помпажу відповідає обрив ліній на зведених характеристиках.
Розрахунок режимів роботи КС. При проектуванні КС число працюючих на ній ВН може бути визначено за формулою
                                               [image: image5635.png]Rp = 5T



 (24.40)
Число послідовно з'єднаних ВН в групі визначається із залежності
                                       [image: image5636.png]S=g, /€.



 (24.41)
Число паралельних груп
                                 [image: image5637.png]Que/Oy v




 (24.42)
де [image: image5638.png]Eger Oy



— ступінь стиснення і проектна продуктивність КС;[image: image5639.png]£, @



- паспортні значення ступеня стиснення і продуктивності одного вибраного ГПА (табл. 24.1).
Оскільки при проектуванні КС вибір типу агрегатів може бути різним, то це приведе до розгляду декількох варіантів, що будуть відрізнятися типом, кількістю і схемою з'єднання ГПА. Оптимальний варіант визначають на основі економічного порівняння варіантів.
Для забезпечення надійності та ремонтопридатності ГПА на КС встановлюють резервні машини. Загальна кількість встановлених агрегатів
[image: image5640.png]m=%k—
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Рис.24.4. Графічні зображення зведених характеристик найбільш поширених
нагнітачів:

PCL-802/24 (a); PCL-1002 (б); НГ-280-9 (в); 520-12-1 (г); 260-13-2 (д); 280-12-1 (е)
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де [image: image5644.png]


— календарний період роботи ГПЛ, який можна приймати рівним міжремонтному періоду; [image: image5645.png]anp



- тривалість планово-попереджувального ремонту; [image: image5646.png]


- час простою ГПА через аварі .
Розрахунок режимів роботи нагнітача на КС ведуть на основі його зведених характери​стик. При цьому виникають три практично важливі задачі. В кожній з них вважаються відомими фізичні властивості газу, тип ВІІ і схема роботи ГПА на КС.
Задача 1. При відомій продуктивності КС [image: image5647.png]Oucs



 тиску [image: image5648.png]


і температурі [image: image5649.png]


 газу на вході і ІІІвидкості обертання ротора визначити тиск [image: image5650.png]Py



 і температуру [image: image5651.png]


 газу на виході, політропічний ККД, індикаторну та ефективну потужність нагнітача.
Алгоритм розв'язання:
1. Визначають коефіцієнти надстисливості газу при умовах входу
                                        [image: image5652.png]oY
A=W




2. Знаходять зведені оберти нагнітача:
                                         [image: image5653.png]u) _ ,_ ZwFanlop
na| 2,RT,
w




3. Продуктивність КС приводять до умов входу у ВИ:
                                         [image: image5654.png]ey,
T Te




4. Знаходять зведену продуктивність нагнітача:
550
[image: image5655.png]Hy
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де[image: image5656.png]


- номінальні оберти ротора ВИ.
5. За характеристикою нагнітача шукають ступінь стиснення[image: image5657.png]


політропічний ККД і зведеігу потужність[image: image5658.png]



6. Обчислюють тиск і температуру на виході КС:
                                              [image: image5659.png]Pu = EDy




    [image: image5660.png]m—1
Ty = TyeMion.




7. Визначають густину газу па вході у ВН:
                                          [image: image5661.png]Pu
Po = LRT,




8. Шукають індикаторну і ефективну потужності:
                                [image: image5662.png]



                                       [image: image5663.png]



де [image: image5664.png]


- механічні втрати потужності.
Задача 2. При відомих тиску [image: image5665.png]


 і температурі [image: image5666.png]


на вході ВН, тиску на виході[image: image5667.png]


та обертах ротора п визначити продуктивність КС, політропічний ККД та потужність ВН.
Алгоритм розв'язання: за аналогією з розв'язанням задачі І викоігуютьпункти І і 2.
3. Знаходять ступінь стиснення ВН:
[image: image5668.png]



4. За характеристикою ВН знаходять зведену продуктивність [image: image5669.png]o



 політропічний ККД та зведену потужність [image: image5670.png]



5. Шукають продуктивність КС при стандартних умовах:
                                  [image: image5671.png]o s8N
O = Qi T T





Потужність нагнітача визначають так, як в її.7 і 8 задачі 1.
Заі)ача 3. При заданій продуктивності КС [image: image5672.png]


 тисках на вході[image: image5673.png]


і виході [image: image5674.png]Pur



 темпера​турі на вході [image: image5675.png]


 знайти швидкість обертання ротора ВН. Алгоритм розв'язання:
1.  Коефіцієнт надстисливості газу при умовах входу у ВИ визначають за аналогією з п.4 задачі 1.
2. Знаходять ступінь стиснення:
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3. Визначають продуктивність нагнітача при умовах входу:
[image: image5677.png]



4. Задаються в першому наближенні підносними обертами ротора нагнітач а[image: image5678.png]nng,.




5. Шукають зведену продуктивність нагнітача:
[image: image5679.png]



6. За характеристикою нагнітача в першому наближенні знаходять зведені оберти [image: image5680.png]/nyl o




7. Обчислюють відносні оберти ротору нагнітача:
                                          [image: image5681.png]& [4] %WRT,
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8.  Порівнюють значення відносних обертів, заданих в п.4 і знайдених в п.7. Якщо потрібної точності досяшуто, то визначають полі тропічний ККД і потужність за аналогією зі задачею 1. В іншому випадку задають нове значення відносних обертів і  повертаються до п.5.
Методика розв'язання трьох приведених задач дає змогу розраховувати параметри ре​жиму КС при довільній схемі роботи ГПЛ.
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Глава   25 
Підземне зберігання газу в пористих пластах
25.1. Основні елементи, які характеризують підземні сховища, та вимоги до них
Загальний об'єм газу у підземному сховищі поділяється на дві частини: активний (робо​чий) і буферний (залишковий) газ. Активний газ - це газ, який використовується для по​криття різного виду дефіциту газопостачання. Сюди ж входять державний та оперативний резерви газу.
Буферний газ постійно знаходиться у газосховищі під час його експлуатації і призначе​ний для створення певного пластового тиску у підземних сховищах газу (ПСГ) під кінець відбору активного об'єму газу, що дає змогу забезпечити необхідну продуктивність об'єкта зберігання газу, нормальні умови експлуатації пласта, підземного і наземного обладнання, а також дотримання вимог охорони надр.
При інших рівних умовах співвідношення активного і буферного об'ємів газу повинне бути максимально можливим, що визначається на основі детального техніко-економічного аналізу. Для більшості ПСГ, які експлуатуються, це співвідношення перебуває в межах 0,3-0,7.
Режим роботи підземних сховищ, газу визначається максимальним і мінімальним пла​стовими тисками. Максимальний пластовий тиск відповідає повному заповненню підземного сховища, мінімальний - буферному об'єму газу в пласті.
Окрім цього, розрізняють максимально допустимий тиск у ПСГ, який може бути рівним або вищим максимального. Максимально допустимий тиск у сховищі залежить від конкретних гсолого-промислових умов: глибини залягання пласта; висоти пастки, в якій створюється ПСГ; особливостей тектонічної будови структури; товщини, пластичності, міцності та проникності покришки, яка перекриває місткість сховища; режиму роботи пла​ста та ін.
В кожному окремому випадку він повинен бути визначений на основі детального геоло-го-промислового аналізу та спеціально проведених лабораторних досліджень.
Вітчизняний та зарубіжний досвід створення ПСГ свідчить про те, що величина макси​мально допустимого тиску може досягати 1,3-1,5 нормального гідростатичного тиску. Для ПСГ, які створюються у виснажених газових, газоконденсатних та газонафтових покладах, максимальний пластовий тиск часто приймається рівним початковому пластовому тиску, який був до введення їх у розробку. При наявності водонапірного режиму роботи пласта, з метою запобігання обводнення місткості ПСГ, максимальний пластовий тиск повинен бути дещо вищим. У цьому випадку часто приймається, що середній пластовий тиск при експлу​атації сховища повинен бути близьким до тиску пластової водонапірної системи. За даних умов слід забезпечити запобігання перетоків газу за структурний поріг пастки та герме​тичність пласта-покришки. При створенні ПСГ у пастках пластових водонапірних систем з метою підтримання сформованого газового покладу у заданих об'ємах максимальний пла​стовий тиск, як правило, становить 1,1-1,4 від нормального гідростатичного тиску.
Створювані підземні сховища газу повинні відповідати таким вимогам:
а)   підземне сховище газу має розміщатися поблизу великих споживачів газу. Вва​жається, що оптимальна відстань ПСГ від споживача не повинна перевищувати 0,1 довжи​ни магістрального газопроводу;
б)   місткість сховища (або групи сховищ) повинна забезпечувати зберігання даного об'єму активного газу (з врахуванням резерву);
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в) для ПСГ, які працюють в сезонному режимі, система облаштування та устаткування (свердловини, ДКС, система підготовки газу) має забезпечити заданий постійний відбір га​зу протягом 90—100 діб при тривалості сезону відбору 120—150 діб. Резервний об'єм газу повинен бути забезпечений заданими потужностями для його відбору в будь-яку пору року.
Добова продуктивність газосховищ, які працюють у піковому режимі, повинна станови​ти не менше 2 % від об'єму активного газу;
г)  оптимальна глибина залягання ПСГ 600-1500 м, що забезпечує використання одних і тих же газоперекачувальних агрегатів як при закачуванні, так і при відбиранні газу. При зменшенні глибини залягання ПСГ закачування газу може здійснюватися безкомпрссорним способом, проте за цих умов суттєво збільшується частка буферного газу. При великих гли​бинах залягання ПСГ більша частина газу може бути відібрана безкомпресорним способом, але при цьому різко збільшуються капітальні витрати на будівництво свердловин та на ком​пресування газу при закачуванні;
д)  пастка, в якій створюється сховище, має бути герметичною. При створенні ПСГ у виснажених родовищах особливу увагу слід приділяти якості будівництва свердловин, які використовувались при розробці.
При створенні ПСГ у водоносних структурах у межах регіональних зон газонафтонаг-ромаджень повинна встановлюватися причина відсутності в останніх покладів газу і нафти;
е)  пласт, в якому створюється сховище, повинен бути щільним, однорідним з високою проникність порід-колекторів (0,1—0,3 мкм2 і більше), що забсзпечує'високі робочі дебіти свердловин при високому ступені його дренування.
Загальні та спеціальні вимоги до свердловин на підземному сховищі газу. За техно​логічним призначенням свердловини на підземних сховищах газу поділяються на:
а) нагнітально-видобувні (експлуатаційні) для закачуваним та відбирання газу;
б)  нагнітальні (тільки для закачування газу);
в) спостережні (для спостережень за тиском газу в межах газового покладу);
г)  п'єзометричні (для спостережень за тиском у законтурній частині покладу і нижче площини ГВК);
д)  контрольні (для спостережень за контрольними горизонтами, що залягають вище об'єкта зберігання газу);
е)  розвантажувальні (для розвантажування пласта при створенні ПСГ у водоносних структурах);
є) поглинальні (для скиданим нромстоків та пластових вод, які відбираються при роз​вантаженні водоносного пласта в процесі створення ПСГу водоносних структурах);
ж)   геофізичні   (без розкриття пласта), які використовуються для спостережень за зміною газонасиченості вздовж розрізу свердловини).
Всі свердловини, передбачені бурінням у межах підземного сховища газу, мають бути герметичними. Потрібно виключити витоки газу через нещільності обсадних колон та гир​лового обладнаним, а також за колонні перетоки газу.
Конструкція свердловин повинна відповідати існуючим правилам та нормам. Всі сверд​ловини, які проходять через об'єкт зберігання газу, слід бурити зі спуском проміжної (технічної) колони до покрівлі продуктивного пласта.
Якщо нижня частина розрізу складена щільними стійкими породами, проміжна колона може бути спущена на 100-300 м вище покрівлі продуктивного пласта. У ряді випадків, при великих глибинах залягання об'єкта зберігання, складних геологічних умовах, кількість технічних колон може бути збільшена.
Експлуатаційна колона спускається, як правило, до глибини на 10-20 м нижче підошви продуктивного пласта. Якщо об'єкт зберігання представлений масивним водоплаваючим покладом, експлуатаційна колона може бути спущена на 10-20 м нижче площини ГВК, за​лежно від характера дренування покладу.
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Згідно з існуючими правилами всі колони цементуються з підйомом цементного розчи​ну до гирла свердловини. Різьбові з'єднання колон повинні забезпечувати повну їх герме​тичність при проектних технологічних параметрах експлуатації сховища. Розкриття про​дуктивного пласта здійснюють комулятивними перфораторами типу ПК-103, ПК-105, ПК-95Н зі щільністю 15-20 отворів на погонний метр. Застосування безкорпусних перфораторів (ПКС-80, ПКС-105) в зв'язку з руйнуванням цементного кільця і колони не рекомен​дується.
В умовах щільних колекторів розкриття пласта може здійснюватися шляхом спуску го​тового фільтру, який є продовженням експлуатаційної колони, з наступною манжетною за​ливкою. В цьому випадку з метою уникнення обводнення вибій свердловини повинен бути встановлений не менше, ніж на І0-15м вище площини ГВК.
При створенні ПСГу водоносних структурах чи в обводнених газових покладах, залеж​но від умов дренування пласта, розтікання газу в пласті, характеру обводнення свердловин під час відбору газу, розкривають тільки нижню або верхню частину продуктивного пла​ста.При цьому окремі свердловини можуть використовуватись тільки для закачування (напитальні) або відбирання газу (видобувні).
В умовах крихких, нестійких колекторів для забезпечення заданої продуктивності свер​дловини обладнуються спеціальними фільтрами: гравійними (намивними чи воготовлени-ми на поверхні), дротяними, керамічними, металокерамічними, полімерними та ін. В ряді випадків кріплення привибійної зони здійснюється шляхом закачування спеціальної смоли (фснолформальдегідної, карбамідної, фсноло-спиртів та ін.), цементного або цементно-піщапого розчину.
Розкриття продуктивного пласта на ПСГ відкритим вибоєм не рекомендується: усклад​нюються умови експлуатації свердловин, не забезпечується надійний контроль за роботою окремих пластів. В умовах низькопроникних колекторів, з метою збільшення продуктив​ності свердловин, застосовується той же комплекс робіт з інтенсифікації припливу газу, що і при розробці газових покладів: солянокислотна, глинокислотна, азотноспиртосолянокис-лотна обробки, гідравлічний розрив пласта, Іїдропіскоструминна перфорація, обробка при​вибійної зони пласта розчинами ПАР та ін.
Діаметр експлуатаційної та проміжної колон залежить від діаметра насосно-компресор​них труб (НКТ), які повинні забезпечити задану продуктивність свердловин з мінімаль​ними витратами енергії на виніс з вибою рідини і твердих частинок.
У вітчизняній практиці створеним ПСГ, як правило, застосовуються НКТ зі зовнішнім діаметром 73; 88,9 і 114,3 мм. Для перших двох діаметр експлуатаційної колони повинен становити 146мм, для третього — 168,3 мм.
В окремих випадках, при створенні ПСГ в умовах потужних високопроникних колек​торів, з метою забезпечення високої продуктивності (700 —1000 тис.м3/добу і більше) як НКТ може бути використана 168,3 мм колона. Діаметр експлуатаційної колони в цьому ви​падку повинен бути не меншим за 219,1 мм.
Діаметр проміжних колон і кондуктора визначається залежно від діаметра експлуа​таційної колони та умов будівництва свердловин уданому регіоні.
Чіткий регламент для глибини спуску НКТ відсутній.
З мстою ефективного очищення вибою свердловини від рідини і породи НКТ спускають або до середини працюючого інтервалу (при його товщині до 20-30 м), або до глибини на 10-20 м вище нижніх перфораційних отворів.
Система розміщення свердловин на структурі. Виходячи з техніко-економічних міркувань, найбільш раціональним є групове розміщення свердловин у склепінні структури з відстанями між свердловинами 70-100 м. Ллє, як свідчить досвід експлуатації ПСГ, у зв'язку з високими темпами закачування і підбирання газу, в цих умовах виникають по​тужні репресійні та депресійні воронки у склепінні структури і малоактивні (застійні) зони в приконтурних областях,
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що при фіксованому максимальному та мінімальному пластово​му тисках у робочій зоні призводить до суттєвого зниження активного об'єму газу (на 10-30 % і більше) і зростання буферного об'єму газу..
Виходячи   з  рівномірного  дренування   газового  покладу,   оптимальною   є  умова [image: image5682.png]@/ i
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— відповідно коефіцієнт початкової газонасиченості і поровий об'єм пласта в зоні дренування і-І свердловини; [image: image5684.png][ I



— газонасичений поровий об'єм, який дренується і-ю свердловиною; [image: image5685.png]


— робочий дебіт І'-ї свердловини).
На практиці свердловини переважно розміщують на структурі за рівномірною сіткою зі згущенням у зонах розвитку колекторів, що дає змогу значно зменшити потрібну кількість свердловин.
25.2. Режим роботи газових покладів при експлуатації ПСГ
Під час експлуатації ПСГ, створених у природних та штучних (водоносні структури) газових покладах, виділяють два режими роботи: газовий та водонапірний.
Газовий режим, який характеризується незмінним положенням контура газоносності або незначним переміщенням його при циклічній експлуатації ПСГ, як правило, властивий покладам, розробка яких здійснювалась при газовому режимі або слабому прояві водо​напірного режиму. При газовому режимі можуть працювати також і деякі штучні поклади, створені у водоносних пластах.
Для характеристики режиму роботи газового покладу можна використати залежність зведеного середнього безрозмірного пластового тиску [image: image5686.png]


  від кількості газу в ПСГ [image: image5687.png]


  (де[image: image5688.png]
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 [image: image5690.png]


і[image: image5691.png]


— відповідно пластовий і атмосферний тиски, МПа; [image: image5692.png]


 і [image: image5693.png]


  — пластова і стандартна температури, К; [image: image5694.png]


— коефіцієнт надстисливості газу при [image: image5695.png]Puon



 і [image: image5696.png]


 ), Як видно з рис. 25.1, ця залежність для умов газового режиму є прямою лінією, яка проходить через початок координат. Котангенс кута нахилу прямої лінії до осі абсцис дорівнює величині газонасиченого порового об'єму ПСГ.
В умовах водонапірного режиму працює більшість штучних покладів, створених у водо​носних структурах, а також ПСГ, створені у газових покладах, розробка яких відбувалась при активному прояві пластових вод. Для умов водонапірного режиму графік залежності зведеного середнього безрозмірного пластового тиску від кількості газу в ПСГ має вигляд сплюснутого еліпса (рис.25.2). Під час закачування газу відбувається відтіснення пластової води і збільшення місткості покладу, що на графіку 25.2 характеризується випуклою лінією 1-2. При нейтральному періоді після сезону закачування за рахунок перепаду тиску між по​кладом і водонапірною системою відбувається подальше розширення газового покладу, яке супроводжується зменщенням тиску (лінія 2-3). Під час відбирання газу та нейтрального періоду перед закачуванням наявне обводнення покладу, що призводить до зменшення га​зонасиченого об'єму порового простору останнього до вихідної величини (лінії 3-4, 4-1). Поточне значення газонасиченого порового об'єму покладу на будь-який момент роботи ПСГ, без врахування защемлення газу водою, буде визначатися з формули
[image: image5697.png]


 (25.1)
де [image: image5698.png]


 —   сумарний   об'єм   закачування    (відбирання)    газу   за   момент   часу [image: image5699.png]
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Рис.25.1. Графік залежності зведеного    Рис.25.2. Графік залежності зведеного пла-пластового тиску від кількості газу в      стового тиску від кількості газу в ПСГ для
ПСГ для умов газового режиму                        умов водонапірного режиму
Особливості розрахунку технологічних параметрів циклічної експлуатації ПСГ. При розрахунку технологічних параметрів відбирання газу з ПСГ в умовах газового режиму ви​користовують ті ж рівняння, що і при визначенні показників розробки газового покладу.
Основні розрахункові формули для періоду закачування газу мають такий вигляд:
рівняння матеріального балансу
[image: image5702.png]~K 7] 3
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 (25.2)
де [image: image5703.png]


— мінімальний середньозважений за об'ємом порового простору тиск в ПСГ у кінці періоду відбору газу; [image: image5704.png]Quay



— сумарний об'єм газу, закачаного в ПСГ, на момент часу [image: image5705.png]


 зведений до стандартних умов;
рівняння припливу газу до вибою свердловини
                         [image: image5706.png]Bluall
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 (25.3)
Для першої фази неусталеної фільтрації газу коефіцієнт фільтраційного опору А[image: image5707.png]


 в рівнянні (25.3) залежить не тільки від середніх значень коефіцієнтів динамічної в'язкості і надстисливості газу [image: image5708.png]


, але є також функцією положення радіуса збуреної зони пласта [image: image5709.png]


 , який визначається з формули
[image: image5710.png]Ry =/ RE + axt,



 (25.4)
де х— коефіцієнт п'єзопровідності газового пласта.
Для другої фази неусталеної фільтрації газу. [image: image5711.png]R(fy =R, .




Рівняння зв'язку вибійного тиску  [image: image5712.png]Panss (1)



, тиску на головці свердловини [image: image5713.png]20



 і робочого  дебіту газу [image: image5714.png]g (1)



                                                     
                               [image: image5715.png]


 (25.5)
З рівнянь (25.3) і (25.5) одержані такі вирази для визначення робочого дебіту середньої свердловини при закачуванні газу:
(25.6)
або                 [image: image5716.png]7= -
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 (25.7)
При складанні технологічного проекту створення ПСГ виділяють два етапи відбирання газу з останнього.
Перший етап характеризується постійним відбиранням газу (як правило, протягом 90-120 діб) при постійній кількості свердловин. У цей період свердловини працюють в режимі постійного робочого дебіту [image: image5718.png]


= const, який встановлюється, виходячи з гранично допустимої пластової депресії в кінці етапу або мінімального робочого тиску на вході ДКС.
Кількість експлуатаційних свердловин визначається за формулою
                                                     [image: image5719.png]n= K,
LI



 (25.8)
де Q — заданий постійний відбір газу, тис.м3/добу; [image: image5720.png]


— середній робочий дебіт свердло​вини при гранично допустимій пластовій депресії в кінці етапу, тис.м3/добу.
Другий етап характеризується спадаючим відбором, який контролюється мінімальним робочим тиском на вході ДКС. Свердловини працюють на режимі постійного робочого тис​ку [image: image5721.png]Py



= const. При цьому робочий дебіт у часі постійно зменшується. Кількість свердловин постійна або зменшується за рахунок виводу з експлуатації тимчасово обводнених свердло​вин.
Розрахунок технологічних показників експлуатації ПСГ для газового режиму прово​диться в такій послідовності.
1.  Задаються продуктивністю ПСГ на відбирання чи закачування газу і знаходять  кількість газу в ПСГ [image: image5722.png]S Courl®



 на прогнозний момент часу.
2. Визначають поточний середній пластовий тиск в ПСГ:
                           [image: image5723.png]Z Qocrl®) P ToaZ( D...)
Pua) =

O Ton




3. Знаходять вибійний тиск і робочий дебіт середньої свердловини на момент часу[image: image5724.png]


при відбиранні газу — залежно від технологічного режиму експлуатації свердловин; при зака​чуванні газу — за тими ж методиками, в яких вибійний тиск і робочий дебіт середньої свер​дловини визначають за формулами (25.5)—(25.7).
4. Визначають робочий тиск у процесі відбирання чи закачування газу.
У випадку водонапірного режиму поточний середній пластовий тиск в ПСГ при відбиранні газу знаходять, виходячи з рівняння матеріального балансу для газового покладу при водонапірному режимі.
Схема облаштування ПСГ. Система облаштування газосховища містить в собі су​купність певним чином розміщених і з'єднаних між собою технічних засобів, необхідних для здійснення запроектованої технології створення та експлуатації ПСГ (1,4,6,8].
Система облаштування повинна забезпечувати:
підготовку газу під час його відбору з ПСГ згідно з існуючими вимогами. Зокрема, у газі повинні бути відсутні тверді домішки, газовий конденсат, точка роси по волозі повинна бути не більше-10 °С;
відсутність у газі під час його закачування механічних домішок, води, конденсату і ма​шинного масла;
замір кількості газу під час закачування та відбирання як для кожної свердловини зок​рема, так і всього об'єкта зберігання в цілому;
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Рис.25.3. Принципова технологічна схема облаштування підземного сховища газу
заданий робочий тиск на вході та виході ДКС при мінімальних втратах тиску у промис​лових комунікаціях.
Принципова технологічна схема облаштування сховища зображена на рис.25.3.
У сезон закачування газ із газопроводу 1 надходить у породовловлювач 2, де очи​щується від механічних домішок, всади і конденсату, потім іде у компресорний цех 3. Після стиснення газ охолоджується в апараті 4, проходить очистку від машинного масла в мас-
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ловіддільнику (фільтрах) 5 і надходить на замірний пункт 6. Після заміру газ по колектору 7 рухається на газорозподільний пункт 8, далі через шлейфи надходить до окремих сверд​ловин.
Під час відбирання зі сховища газ через газорозподільний пункт 8 надходить в систему очистки 10, де за допомогою газосепараторів відділяють рідкі та тверді домішки, далі йде в систему осушки 11. Осушений газ іде через замірний пункт до компресорного цеху 3, звідки після охолодження та очистки від машинного масла подасться у газопровід /.
Для заміру робочих дебітів і проведення дослідницьких робіт на окремих свердловинах під час закачування і відбирання газу служить установка 9, укомплектована замірним при​ладом і газосепаратором. Під час безкомпресорного закачування чи відбирання газ може по​даватися у сховище чи газопровід через обхідні колектори 12 або ІЗ. Осушка газу, як прави​ло, відбувається за допомогою дістиленгліколю. Для йото відмовлення служить система ре​генерації.
У випадку утворення кристалогідратів у стовбурі свердловини, шлейфах чи газороз-подільчому пункті застосовується метиловий спирт, який подається через спеціальні тру​бопроводи.
Компресорні цехи можуть бути укомплектовані поршневими або відцентровими агрега​тами. Із поршневих найбільш широко застосовуються компресори 10-ГКН або МК-8. Ве​ликі підземні сховища, як правило, укомплектовуються агрегатами типу Ц-6,3 і Ц-16, про​дуктивність яких становить відповідно 10 і 30 млн. м3/добу.
Залежно від конкретних промислово-геологічних умов схема облаштування сховища значною мірою може бути змінена. Так, при експлуатації ПСГ, створюваних у виснажених газоконденсатних і нафтових покладах, разом з газом може виноситись значна кількість рідких вуглеводнів '(конденсату). Для йото відділення никористоиують установки низько​температурної сепарації або масляної абсорбції.
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Глава   26 
Збір і підготовка природного газу на промислах
26.1. Промисловий збір газу і конденсату
Гідравлічний розрахунок трубопроводів. При розробці газових родовищ використову​ють індивідуальну і групову схеми збору газу і конденсату.
При індивідуальній схемі газ зі свердловин, пройшовши присвердловиині споруди, по шлейфах спрямовується в загальний газозбірний колектор, промисловий газозбірний пункт і магістральний газопровід. При наявності в газі великої кількості конденсату паралельно до газопроводів прокладають конденсатопроводи.
При використанні групової схеми вимір і сепарація газу відбуваються на групових пунк​тах (ГП), які називають установками комплексної підготовки газу (УКПГ), розміщених, як правило, в центрі групи свердловин. Газ і конденсат із УКПГ по індивідуальних газопрово​дах надходять на промисловий газозбірний пункт (ПГЗП) або головні споруди (ГС) магістрального газопроводу.
Газопроводи від свердловини до УКПГ або газозбірного колектора розраховують за формулою пропускної здатності лінійного відрізка газопроводу [12].
Якщо в потоці газу виявлено до 180 см3/м3 рідини, то в розрахункову формулу пропу​скної здатності газопроводу вводиться поправочний коефіцієнт Е, який враховує вплив рідшґи па зниження пропускної здатності
                                      [image: image5726.png]0 = 0.32E,




 (26.1)
де Q - пропускна здатність газопроводу, м3/добу; [image: image5727.png]


- тиск на початку і в кінці газопроводу, МПа; [image: image5728.png]


- внутрішній діаметр труб, м; [image: image5729.png]


- коефіцієнт гідравлічного опору труб; [image: image5730.png]


 - відносна густина газу; zcp - середній коефіцієнт надстисливості газу по довжині газопро​воду;  [image: image5731.png]ep



    - середня температура по довжині газопрово-ду, К; [image: image5732.png]


- довжина газопроводу, м.
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                             (26.2)
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                     (26.3)
при         180 <[image: image5737.png]
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 (26.4)
де[image: image5740.png]'



- конденсатогазове відношення, см3/м3; [image: image5741.png]o,



 і [image: image5742.png]


- витрати стабільного конденсату і сухото газу, м3/добу; [image: image5743.png]


- середня швидкість газового потоку в газопроводі, м/с.
Коефіцієнт надстисливості газу визначають з графічних залежностей [7] або розрахо​вують за формулами (див. 7.3)
Коефіцієнт[image: image5744.png]


залежить від режиму руху газу в трубопроводі і може бути визначений з графічних залежностей [image: image5745.png]= f(Re, &)



[7] або за формулами:
а) для зони змішаного режиму
[image: image5746.png]02
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 (26.5)
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                                    Re =1777[image: image5747.png]Qp/ Dy



                        (26.6)
                                        [image: image5748.png]e=2/D,,,



 (26.7)
де[image: image5749.png]


- еквівалентна шорсткість труб, для стальних труб приймається рівною ЗО мкм; [image: image5750.png]


 -коефіцієнт динамічної в'язкості газу, мПа ·с; [image: image5751.png]


; [image: image5752.png]


[см].
б) для квадратичного режиму
                                  [image: image5753.png]A= 0067(2,/ D, )%



 (26.8)
в) для турбулентного режиму, коли 158/ Re[image: image5754.png]



                          [image: image5755.png]


 = 0,1844/Re<W.                                                (26.9)
Гідравлічний розрахунок складних газопроводів зводиться до розрахунку простого лінійного газопроводу однакового діаметра з введенням коефіцієнтів витрати.[image: image5756.png]


 Для простих лінійних газопроводів
[image: image5757.png]


 (26.10)
де  [image: image5758.png]


- внутрішній діаметр і коефіцієнт гідравлічного опору еталонного газопроводу  (ділянки газопроводу, для якої обчислюють пропускну здатність для газу за формулою (26.1).
Коефіцієнт витрати для лінійного газопроводу, складеного з декількох відрізків різного діаметра,
[image: image5759.png]n bl
K= [L/(E lx/Ki,)] .



 (26.11)
де [image: image5760.png]


- загальна довжина газопроводу, м;  [image: image5761.png]


-довжина і коефіцієнт витрати і-го відрізка.
Коефіцієнт витрати паралельних газопроводів однакової довжини і діаметра
                                              [image: image5762.png]


 (26.12)
Коефіцієнт витрати паралельних газопроводів однакової довжини з різними діаметрами відрізків в різних газопроводах
[image: image5763.png]m o5
K, = [L/E 1./(2[ K_l)’] .



 (26.13)
де т - число паралельних газопроводів; п - число відрізків різного діаметра в кожній ок​ремій нитці газопроводу.
Коефіцієнт витрати складного газопроводу, який складається з послідовно з'єднаних відрізків з однієї, двох або декількох ниток однакової довжини,
[image: image5764.png][zuﬁr/&r.)} .

i=i =



 (26.14)
де [image: image5765.png]


- коефіцієнт витрати нитки газопроводу на відрізку[image: image5766.png]
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Коефіцієнт витрати газопроводу з лупінгом
            [image: image5767.png]K = VLT /K - K+ (L - LT,



 (26.15)
де [image: image5768.png]


- коефіцієнт витрати для основного газопроводу без врахування лупінгу;. [image: image5769.png]


- ко​ефіцієнт витрати для лупінгу;[image: image5770.png]


- довжина основного газопроводу, м; [image: image5771.png]


- довжина лупінгу, м. .
26.2. Температурний режим роботи трубопроводів
Температура газу в трубопроводі залежить від умов руху і теплообміну з навколишнім середовищем. Розподіл температури газу по довжині газопроводу з врахуванням дросель-ефекту і теплообміну визначають за рівнянням
           [image: image5772.png]Ty T (= Tyt = 2B oy,



 (26.16)
де[image: image5773.png]


- температура газу на відстані х від початку газопроводу, К; [image: image5774.png]


- коефіцієнт Джоуля-Томсона, К/МПа, який визначають за формулою
                                                [image: image5775.png]T D)

= FeorsCe




 (26.17)
При 1,6[image: image5776.png]


2,1 і  0,8 [image: image5777.png]< Ppp S



3,5 параметр [image: image5778.png]ADy)



 знаходять за кореляційною залежністю Гухмана та Нагарєвої:
                [image: image5779.png]D)



 = 2,343[image: image5780.png]


-0,071([image: image5781.png]Pap



-0,8),                            (26.18)
або з графічних залежностей [image: image5782.png]


 від зведених тиску [image: image5783.png]Py



і температури [image: image5784.png]np



[7, рис. 1.9]
                                        [image: image5785.png]a=626
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де[image: image5786.png]


- коефіцієнт теплопередачі, Вт/(м2К); [image: image5787.png]


- питома ізобарна тепломісткість газу, кДж/(кг·К) [6]; [image: image5788.png]


- зовнішній діаметр труб, мм.
Коефіцієнт[image: image5789.png]


можна визначити за формулами, наведеними в праці [3]. Для наближе​них розрахунків [image: image5790.png]


= (0,5 - 2) Вт/(м2·К).
Для визначення місця початку конденсації парів води із газу в газопроводі користуються формулою
                          [image: image5791.png]Uy | 20n = 20 + (T, — TodaL

0= " | Bon = 20 * (T~ TolL| "



 (26.19)
де[image: image5792.png]


— точка роси газу і температура навколишнього середовища (повітря, фунту) відповідно, К;[image: image5793.png]Xp



— відстань від початку газопроводу до точки, в якій температура в газо​проводі[image: image5794.png]


дорівнює температурі початку конденсації парів води[image: image5795.png]™



(точці роси), м.
26.3. Промислова обробка газу і конденсату
Технічні умови на природний газ, газовий конденсат і продукти їх переробки. Про​дукція газоконденсатних родовищ є цінною природною сировиною, з якої на газовому про​мислі та газопереробних заводах (ГПЗ) виробляють сухий газ, скраплені гази, стабільний конденсат, гелій, сірку.
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Сухий природний газ, який подається в магістральні газопроводи, повинен мати визна​чені товарні кондиції, які встановлені ОСТ 51.40-83 "Газы природные, подаваемые из газо​вых и газоконденсатных месторождений и с газоперерабатывающих заводов в магистраль​ные газопроводы".
Основні вимоги до якості газу по ОСТ 51.40-83 зведені в табл.26.1. Для родовищ, в га​зах яких вміст вуглеводнів не перевищує 1 г/см3, точка роси з вуглеводнів не регламен​тується. При подачі природного газу на промислові та комунальні (котельні) підприємства, кондиції газу узгоджуються зі споживачами.
Таблиця 26.1.
	Показники
	Кліматичний район
	Метод випро​бування за Держстандар​том

	
	помірний
	холодний
	

	
	01.05-30.09
	01.10-30.04
	01.05-30.09
	01.10-30.04
	

	Точка роси газу при тиску 5,5 МПа, °С, 
	
	
	
	
	

	по воді,  не більше 
	0
	-5
	-10
	-20
	20060-83

	.   по вуглеводнях, 

    не більше 
	0
	0
	-5
	-10
	20061-84

	Маса механічних домішок в 1 м3 газу, г, не більше 
	0,003
	0,003
	0,003
	0,003
	22387, 4-77

	Маса сірководню в 1 м3 га​зу, г, не більше 
	0,02
	0,02
	0,02
	0,02
	22387, 2-83

	Маса меркаптанової сірки в 1 м3, г, не більше 
	0,036
	0,036
	0,036
	0,036
	

	Об'ємна частка кисню, %, не більше 
	1,0
	1,0
	1,0
	1,0
	


Стабільний конденсат використовується як сировина на нафтопереробних заводах і по​винен відповідати вимогам ОСТ 51.65-80 "Конденсат газовый стабильный" (табл. 26.2).
Таблиця 26.2.
	Показники
	Норма для 
	групи конденсату

	
	1
	II

	Тиск насичених парів, мм рт.ст. (Па), не більше: з 01 .05 по 30.09
	700 (93 325)
	700 (93 325)

	з 01. 10 по 30.04
	500(66661)
	700 (93 325)'

	Масова частка води, %, не більше
	0,1
	0,5

	Масова частка механічних домішок, %, не більше
	0,005
	0,05

	Питома маса хлорних солей (мг/л), не більше
	10
	Не нормується

	Масова частка товарної сірки, %
	Визначається на
	вимогу споживача

	Густина при 20°С, г/см3
	Визначається па І
	имогу споживача.

	
	Визначенні
	І обов'язкове


564
[image: image5796.png]



Рис.26.1. Принципова схема НТС з використанням дросель-ефекту:
1-сепаратор І ступеня; 2.6,8- теплообмінники; 3 - ежектор (штуцер); 4 - низькотемпературний сепаратор; 5 - розділювач ступеня; 7 - розділювач II ступеня; 9 - колона деетанізатора; 10 - піч; II - місткість насиченого гліколю; 12 - фільтр; 13.15 - установка регенерації гліколю; 14 -плунжерний насос; 16 - компресор; ГС - газ сирий; ГО - газ осушений; КН -конденсат нестабільний; КС - конденсат стабільний; ГН - гліколь насичений; ГР - гліколь регенерований
До продуктів переробки газопереробних заводів належать: скраплені гази (етан, про​пан) , товарні бутан і пропан-бутан, широка фракція легких вуглеводнів - рідини, які харак​теризуються показниками: пружність парів, густина, вміст легких фракцій, колір, вміст ме​ханічних домішок і води [7].
Технологічні схеми промислової обробки газу і конденсату. Поширені три основні ме​тоди підготовки газу на промислах: низькотемпературний, призначений для виділення рідких вуглеводнів і води охолодженням пластового газу; абсорбці-йний - виділення рідких вуглеводнів і води поглинальними рідинами (масла, гліко-лі); адсорбційний - виділення рідких вуглеводнів і води поглинальними твердими тілами (силікагель, алюмогель, бокси​ти, активоване вугілля та іп.).

Принципова схема НТС з використанням дросель-ефекту показана на рис. 26.1.
Сирий газ зі свердловин надходить на УКПГ, де після попереднього дроселювання або без нього скеровується в сепаратор 1 ступеня І для відокремлення крапельної рідини. Після цього газ йде в теплообмінник 2 для охолодження газом, який надходить у міжтрубний простір з низькотемпературного сепаратора 4.3 теплообміника охолоджений газ через шту​цер або ежектор 3 подається в сепаратор 4, в якому за рахунок зниження температури в теплообміннику і на штуцері виділяється рідина. Осушений газ надходить у теплообмінник 2, нагрівається і після виміру скеровується в газозбірний колектор.
Нестабільний конденсат і водний розчин інгібітора гідратоутворення (насичений гліколь) із сепаратора 1 зливаються в збірник і автоматично скидаються в розділювач І сту​пеня 5. В ньому відбувається відокремлення сирого конденсату від насиченого гліколю і га​зу. Конденсат під своїм тиском через теплообмінник 6 подається в потік газу перед сепара​тором 4, а насичений гліколь автоматично скидається через місткість П, фільтр 12 в уста​новку регенерації ІЗ, а звідти насосом 14 подається в шлейфи.
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Рис.26.2. Принципова схема НТС з використанням штучного холоду:
1 - циклонний сепаратор (конденсатозбірник); 2 - розподільчий колектор; 3 - теплообмінник І ступеня; 4 - сепаратор І ступе​ня; 5 - теплообмінник газ-конденсат; 6 - теплообмінник II ступеня; 7 - сепаратор II ступеня; 8 - випаровувач-холодипьиик; 9 - низькотемпературний сепаратор; 10 - розділювач II ступеня; 11- розділювач І ступеня; 12 - компресор; 13 - насос; ГС - газ сирий; ГО - газ осушений; КН - конденсат нестабіпьний; ГД - газ дегазації: ГН - гліколь насичений; ГР - гліколь регенерований
Зі сепаратора 4 насичений гліколь і конденсат через теплообмінник 6 надходять у розділювач II ступеня 7. Насичений гліколь через фільтр 12 йде на регенерацію в установку 15, а звідти насосом 14 подається в газовий потік перед теплообмінником 2. Конденсат із розділювача 7 спрямовується через теплообмінник 8 в колону 9 деетанізатора.
Установка деетанізаціТ, яка складається з тарілчастої колони 9, печі 10 і теплообмінника 8, використовується для промисловоТ підготовки конденсату до транспортування. Вона дає змогу у промислових умовах видобувати з конденсату нропан-бутанову фракцію. Задана температура в нижній частині деетанізатора підтримується за допомогою теплообмінника 8, в якому стабільний конденсат, підігрітий в печі 10 до температури 160 °С, віддає тепло на​сиченому конденсату, який надходить з розділювача 7. Охолоджений стабільний конденсат спрямовується в конденсатопровід. Деетанізатор може працювати в режимі адсорбційно-відпарної колони, коли частина холодного нестабільного конденсату подається на верхню тарілку колони 9. Якщо транспорт конденсату передбачений у залізничних цистернах, то його стабілізацію проводять у ректифікаційній колоні, яка працює н режимі повної або час​ткової дебутанізації.
Газ вивітрювання (дегазації) з розділювача 7 і колони 9 за допомогою ежектора 3 або компресора 16 подається в потік газу на вході сепаратора 4. Газ дегазації з розділювача 5 під своїм тиском повертається в загальний потік газу.
У період, коли неможливо за рахунок дросель-ефекта досягнути необхідної точки роси газу, використовують НТС зі застосуванням турбодстандерів. У схемі після теплообмінника 2 додатково встановлюють сепаратор, а замість штуцера (ежектора) 3 монтують турбоде​тандер, використання якого дає ефект зниження температури більший, ніж при звичайно​му дроселюванні. Газ із теплообмінника 2 надходить у додатково встановлений сепаратор для відокремлення від газу крапельної рідини, а потім спрямовується в турбодетандер. У турбодетандері відбувається зниження температури газу до точки роси, а в сепараторі 4 -виділення з газу конденсату і води. Осушений газ підігрівається в теплообміннику 2 і подається на вхід турбокомпресора,
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який встановлений на одному валу з турбодетандером, а далі - в збірний газовий колектор.
Можливі модифікації описаних схем залежно від місцевих умок. Наприклад, додатково до теплообмінника 2 встановлюють повітряний або водяний холодильник, сирий конденсат з розділювачів 5 і 7 подають в дестанізатор або прямо в конденсатопровід, встановлюють од​ну установку регенерації гліколю.
У процесі зниження тисків на гирлі свердловин з метою підтримання задано! точки роси газу збільшують поверхню теплообмінників. Але настає такий період, коли поверхня тепло​обміну рекуперативних теплообмінників збільшується до економічно невигідних розмірів. У такому випадку використовують НТС зі застосуванням штучного холоду. Ці установки розміщують в основному на ПГЗП або ГС магістрального газопроводу. Вони забезпечують постійний термодинамічний режим роботи НТС на весь період розробки родовищ.
Згідно зі схемою (рис.26.2) газ із газозбірних пунктів по загальному колектору по​дається в розширюючу камеру (батарейний циклонний сепаратор) 1, встановлену на вході установки НТС. Потім газ спрямовується в загальний розподільчий колектор 2 і роз​поділяється по технологічних лініях, які складаються з послідовно з'єднаних апаратів. Газ проходить теплообмінник 1 ступеня 3, сепаратор / ступеня 4, теплообмінник газ - конденсат І, теплообмінник II ступеня 6, сепаратор II ступеня 7 і потрапляє у випаровувач-холодиль-ник 8, де температура газу знижується до заданої точки роси. Охолоджений газ проходить сепарацію у низькотемпературному сепараторі 9, підігрівається в теплообмінниках І і II сту​пенів і після загального виміру подається в магістральний газопровід. Регулювання темпера​тури сепарації газу проводять за допомогою обхідної лінії на теплообміннику 6.
Вуглеводневий конденсат і вода зі сепараторів 1 і 4 автоматично скидаються в розділювач І ступеня //, де відбувається їх розділення. Сирий конденсат спрямовується в установку стабілізації, а вода - в каналізацію. Водний розчин інгібітора і вуглеводневий кон​денсат зі сепараторів 7 і 9 подається в розділювач II ступеня 10. З розділювача насичений інгібітор надходить в установку регенерації, а конденсат - в установку стабілізації.
Для вироблення холоду на установках НТС, як правило, використовують пропанові хо​лодильні машини, які працюють за схемою парокомпресійного холодильного циклу, і водо-аміачні холодильні машини, в яких використовується схема пароабсорбційного холоди льного циклу.
Для осушення газу від водяних парів і для вилучення важких вуглеводнів з природного газу широко застосовують абсорбційний процес. Абсорбцією називається процес поглинан​ня газу або пари рідкими поглиначами (абсорбентами). Зворотний процес називають де​сорбцією.
Ефективними абсорбентами є сірчана кислота, водний розчин хлористого кальцію, гліцерин і гліколі. Тепер для осушення газу широко використовують діетиленгліколь і трие-тиленгліколь. Етиленгліколь використовують рідко і тільки для осушення газу, в якому міститься вуглеводневий конденсат з великим вмістом ароматичних вуглеводнів. Для відбензинювання природних газів використовують масла, стабільний вуглеводневий кон​денсат, лігроїн та інші важкі фракції вуглеводнів.
Згідно з технологічною схемою абсорбційного способу осушення газу (рис. 26.3) вологий газ надходить у нижню скрубсрну секцію абсорбера /, де попередньо відокремлюється кра​пельна рідина, і контактує з абсорбентом. Газ, рухаючись знизу вверх назустріч абсорбенту, осушується, а потім проходить у верхню секцію, де очищається від крапель абсорбента, який виноситься з верхньої тарілки контактора. Осушений газ із абсорбера подається в магістральний газопровід.
Насичений розчин абсорбента з контактора спочатку проходить теплообмінник З, вивітрювач 4, фільтр J, потім паровий нідігрівач (ребойлер), встановлений в нижній час-
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Рис.26.3. Технологічна схема абсорційного способу осушення газу гліколями:
1 - абсорбер; 2 - регулятор рівня; 3 - теплообмінник; 4 - вивлрювач; 5 - фільтр; б - десорбер; 7,10- холодильник; 8 - збірник; 9 - насос; ГС - газ сирий; ГО - газ осушений;  ГР - гліколь регенерований; В - холодна вода; КН - конденсат
нестабільний; ГН-гліколь насичений; П - пара
тиш десорбера б, де нагрівається до необхідної температури. Потім розчин надходить у ви​парну колону (десорбер) 6.
Водяна пара з абсорбера потрапляє в холодильник 7, де основна маса її конденсується, а потім — в збірник конденсату 8. Частина води зі збірника подається у верхню частину колони б для охолодження. В результаті пара абсорбента конденсується і зливається вниз, що знижує втрати абсорбента.
Розчин абсорбента, регенерований до заданої концентрації, спочатку проходить через теплообмінник 10, де охолоджується водою, потім додатково охолоджується в тепло​обміннику 3 і подається в контактор / для зрошування.
Одна з технологічних схем відбензинювання природних газів за допомогою абсорбції показана на рис.26.4. Сирий газ надходить в нижню частину абсорбера /. Рухаючись зни​зу вверх, газ контактує з абсорбентом, який стікає зверху вниз і поглинає важкі вуглеводні.
[image: image5799.png]



Рис.26.4. Технологічна схема абсорційного способу відбензинювання природного газу: 1 - абсорбер; 2 - сепаратор; 3 - місткість насиченого абсорбента; 4 - теплообмінник; 5 - підігрівам; б - десорбер; 7 - холо​дильник; 8 - розподільна місткість; 9 - кокденсатозбірник; 10,15- насос; 11- місткість свіжого абсорбента; 12.13 - місткість регенерованого абсорбента; 14 - масляний холодильник; ГС - газ сирий; ГО - газ осушений; В - вода; П - пара
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З абсорбера відбензинений газ потрапляє в сепаратор 2, де очищається від крапель сорбен​та. Далі газ подається в газопровід через регулятор тиску, який підтримує постійний^гиск в абсорбері.
Насичений абсорбент із абсорбера стікає в місткість 3. Для запобігання прориву газу у нижній частиш абсорбера за допомогою регулятора підтримується постійний рівень наси​ченого абсорбента. В місткості 3 насичений абсорбент частково звільнюється від летючих вуглеводнів за рахунок зниження тиску. З місткості 3 насичений абсорбент надходить у теплообмінник 4, де за рахунок теплообміну з регенерованим абсорбентом нагрівається і подається в ггідігрівач 5. Нагрітий до температури випарювання насичений абсорбент з підігрівача 5 подається в десорбер 6.
У верхню частину десорбера подають рідкі вуглеводні, а в нижню надходить водяна пара.
Пари вуглеводнів і води з десорбера направляються в холодильник 8, де охолоджують​ся, перетворюючись в рідку фазу. З холодильника 7 рідина надходить у розподільну місткість 8, в якій відбувається відокремлення газового бензину від води. Вода з місткості скидається в каналізацію, а газовий бензин потрапляє в конденсатозбірник 9, звідки части​на газового бензину за допомогою насосу 10 подається у верхню частину десорбера для зрошування.
Відновлений абсорбент із нижньої частини десорбера подається через теплообмінник 4 в масляний холодильник 14 і далі в місткість 12, з якої за допомогою насоса 15 подається в абсорбер. Для поповнення втрат абсорбента або його заміни відпрацьований абсорбент зливають в місткість 11, а з місткості 13 насосом подають свіжий абсорбент.
Теоретичні основи розрахунку обладнання установок промислової підготовки газу і вуглеводневого конденсату. Технологічний розрахунок сепараційного обладнання. Із сепараційного обладнання розрахунку піддаються тільки сепаратори гравітаційні, гідроциклонні і з насадками.
Гравітаційні сепаратори. Пропускну здатність вертикальних гравітаційних се​параторів для газу знаходять за формулою
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 (26.20)
де [image: image5801.png]


— пропускна здатність сепаратора для газу при стандартних умовах ([image: image5802.png]


- 0,1013 МПа і [image: image5803.png]


=293 К) .тис.м3/добу; [image: image5804.png]


— внутрішній діаметр сепаратора, м; [image: image5805.png]


- тиск у се​параторі, МПа; [image: image5806.png]


- температура у сепараторі, К; [image: image5807.png]


.- коефіцієнт надстисливості газу при [image: image5808.png]


  і [image: image5809.png]


 [image: image5810.png]


- швидкість руху газу у сепараторі,[image: image5811.png]


= 0,8[image: image5812.png]


,   м/с; [image: image5813.png]


 - швидкість осідання сферичної крапельки рідини (твердої частинки) у газовому потоці, м/с.
Швидкість [image: image5814.png]


 визначають за формулою
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 (26.21)
де [image: image5816.png]


— діаметр крапельки рідини, яким задаються, м;[image: image5817.png]Py



- коефіцієнт динамічної в'яз​кості газу при [image: image5818.png]


і [image: image5819.png]


, Па·с; [image: image5820.png]Py



- густина газу в умовах сепаратора, знаходять за вира​зом [image: image5821.png]Pr



=[image: image5822.png]PPl o/ Pl cle



 кг/м3; [image: image5823.png]Per



- густина газу при стандартних умовах, кг/м3; Re -критерій Рейнольдса, який визначають через критерій Архімеда
                                        [image: image5824.png]


 (26.22)
де[image: image5825.png]Pc



- густина крапельки рідини у сепараторі, кг/м3; [image: image5826.png]


— прискорення вільного падіння, що дорівнює 9,81 м/с2.
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Критерій Рейнольдса знаходять за формулами 
для [image: image5827.png]


< 36. (Re < 2)
                                         Re = 0,056[image: image5828.png]


;                                              (26.23)
для  [image: image5829.png]


=36 -83 • 103. (Re - 2 - 500)
                                      Re = 0,152[image: image5830.png]


;                                            (26.24)
Для  [image: image5831.png]


>83· 103. (Re > 500)
                                         Re = 0,175[image: image5832.png]


                           (26.25)
Автори   у   праці   [7]   рекомендують [image: image5833.png]


 визначати   за   формулою   Стокса   

для                 [image: image5834.png]


 < 0,08 мм:
                                     [image: image5835.png]


 (26.26)
за формулою Аллена для          [image: image5836.png]


=0,3 - 0,8 мм:
                                        [image: image5837.png]w, = B —p PN
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 (26.27)
за формулою Ньютона для[image: image5838.png]


> 0,8:
                                         [image: image5839.png]W, =175




 (26.28)
Через відсутність надійних методів визначення дисперсності крапель рідини у потоці газу для практичних розрахунків пропускної здатності сепараторів для газу використову​ють формулу (26.21), в якій [image: image5840.png]


 замінюють на оптимальну швидкість:
                                         [image: image5841.png]LAY N



 (26.29)
е[image: image5842.png]


- швидкість газового потоку в сепараторі при тиску [image: image5843.png]


= 6 МПа, яку приймають 0,1 м/с; [image: image5844.png]


- тиск у сепараторі, при якому знаходять [image: image5845.png]


 МПа.
Пропускну здатність горизонтального гравітаційного сепаратора для газу обчислюють за формулою (26.20), в яку додатково вводять коефіцієнт п =[image: image5846.png]


(де[image: image5847.png]


— фактична відстань між патрубками вводу і виводу газу, приймають[image: image5848.png]


> 3 м)
                                  [image: image5849.png]Pc .
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 (26.30)
Розрахунок вертикального гравітаційного сепаратора для рідини оснований на отри​манні швидкості піднімання рівня рідини в ньому, меншої за швидкість спливання газових бульбашок у рідині. Розрахункова формула має вигляд
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 (26.31)
де [image: image5851.png]


- пропускна здатність сепаратора для рідини, м3/добу; [image: image5852.png]


- діаметр бульбашок газу, які спливають у рідині, м; [image: image5853.png]P



- густина рідини в умовах сепаратора, кг/м3;[image: image5854.png]Hy



- абсолют​на динамічна в'язкість рідини в умовах сепаратора. Па • с.
Пропускну здатність горизонтального гравітаційного сепаратора для рідини шукають за формулою
                                        [image: image5855.png]0y = eroo0 p AL 20D
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 (26.32) 
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де [image: image5856.png]


- площа дзеркала рідини, яка залежить від висоти рівня рідини у сепараторі, м2.
Гідроциклонні сепаратори. У циклонному сепараторі сепарація крапель рідини від газу відбувається під дією відцентрової сили. Швидкість-руху крапель рідини [image: image5857.png]


 у циклоні обчислюють за формулами  (26.26)-(26.29),  в яких прискорення[image: image5858.png]


 замінюють на відцентрове прискорення [image: image5859.png]wr;



 ([image: image5860.png]


- кутова швидкість обертання крапель рідини, 1/с; [image: image5861.png]


— радіус обертання крапель рідини (радіус циклона), м).
На практиці гідравлічний розрахунок гідроциклонного сепаратора зводиться до визна​чення діаметра циклона [image: image5862.png]D,



 і решта розмірів конструктивно залежать від нього:
                                   [image: image5863.png]R4
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 (26.33)
де [image: image5864.png]


- діаметр циклона, м; [image: image5865.png]


 - витрата (дебіт) газу при стандартних умовах, тис.м3/добу;[image: image5866.png]P Py



- тиски на вході та виході циклона, МПа; [image: image5867.png]


-[image: image5868.png](py + py)



/2 – серед-ній тиск у циклоні, МПа; [image: image5869.png]=T+ Ty



/2 - середня температура у циклоні, К; [image: image5870.png]


- температура газу на вході та виході циклона, К; [image: image5871.png]


- коефіцієнт над стисли-вості газу при [image: image5872.png]P



 і [image: image5873.png]


 Решта позначень такі ж, як у формулах (26.20) і (26.21). Втрати тиску [image: image5874.png]


=[image: image5875.png]


 у циклоні визначають як
                                 [image: image5876.png]2LCRTS
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 (26.34)
де [image: image5877.png]


— швидкість руху газу у вхідному патрубку, м/с; [image: image5878.png]Pr



- густина газу при [image: image5879.png]


 і [image: image5880.png]Ty



, кг/м;[image: image5881.png]


 - коефіцієнт гідравлічногно опору, віднесений до вхідного патрубка, зале-жить від співвідношення площі перерізу вихідного і вхідного патрубків ([image: image5882.png]


=2-4).
Сепаратори з насадками. Технологічний розрахунок сепараторів з насадками поля-гає у визначенні швидкості набігання потоку газу, при якій не відбувається зриву і по-дрібнення крапель рідини, що осіла у насадці. Критична швидкість руху газу у насадці
                                        [image: image5883.png]%P8
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 (26.35)
де [image: image5884.png]


- критична (максимальна) швидкість руху газу у насадці, м/с; [image: image5885.png]


- коефіцієнт по​верхневого натягу на межі розділу газ-рідина в умовах сепаратора, н/м; [image: image5886.png]


- коефіцієнт сепарації, %; [image: image5887.png]Ppr Py



— густина рідини і газу в умовах сепаратора, кг/м3.
У промислових умовах сепаратори експлуатують при швидкостях газу, менших від критичної швидкості. За номінальну швидкість приймають [image: image5888.png]


= (0,8 — 0,85)[image: image5889.png]



Пропускну здатність сепараторів з насадками для газу визначають за формулою
                                          [image: image5890.png]P R
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 (26.36)
де[image: image5891.png]Q.



- пропускна здатність сепаратора для газу, тис.м^добу; [image: image5892.png]


- площа відбійника (на​садки) , яка задана, м2.
Технологічний розрахунок теплообмінного обладнання. При вико​нанні проектного розрахунку теплообмінника (ТО) задаються як вихідними: призначен​ням ТО, видом теплоносіїв, витратою[image: image5893.png]


початковою[image: image5894.png]


 і кінцевою [image: image5895.png]


 температура-ми, або одною з цих температур і витратою другого теплоносія.
Для виконання перевірного розрахунку ТО вказують його типорозмір, початкові тем​ператури і витрати теплоносіїв.
Найбільш поширеним методом технологічного розрахунку ТО є метод послідовних на​ближень з такими етапами:
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1) визначення теплового потоку [image: image5896.png]


 від зігрівного теплоносія до того, який нагрівається;
2) обчислення середнього температурного напору [image: image5897.png]


 за значеннями температур тепло​носіїв на вході та виході з ТО для протиточної схеми руху теплоносіїв;
3) вибір коефіцієнта теплопередачі першого наближення [image: image5898.png]



4) знаходження за значеннями [image: image5899.png]


і [image: image5900.png]


 з рівняння теплопередачі площі поверхні теплообооміну першого наближення [image: image5901.png]


;
5) вибір типу ТО;
6) визначення площ перерізів для руху теплоносіїв;
7) вибір типорозмірів стандартизованого теплообмінника і схеми руху теплоносіїв;
8) розрахунок термічних опорів теплопровідності та тепловіддачі за характеристиками вибраного ТО;
9) визначення середнього коефіцієнта теплопередачі в ТО;
10) пошук індекса протитоку і середнього температурного напору [image: image5902.png]



11)  визначення розрахункової площі поверхні теплообміну [image: image5903.png]


 і порівняння з площею [image: image5904.png]


 теплообміну вибраного ТО.
При розбіжностях в значеннях площ [image: image5905.png]


 і [image: image5906.png]


 до 5 % і при відсутності додаткових ви​мог розрахунок закінчується, в іншому випадку за розрахунковою площею обирається інший типорозмір ТО і розрахунок повторюється з п.7.
Для виконання проектного і перевірного розрахунків використовуються рівняння теп​лопередачі та теплового балансу:
                               [image: image5907.png]


 ;                                              (26.37)
                         [image: image5908.png]Q= WAl = WhAL,



 (26.38)
де [image: image5909.png]


- тепловий потік, Вт;[image: image5910.png]


- середній коефіцієнт теплопередачі, Вт/ (м2 • К);. [image: image5911.png]


- площа поверхні теплообміну, м2; [image: image5912.png]


 - середній температурний напір, К; Wt - умовний еквівалент зігрівного або гарячого теплоносія, Вт·К; [image: image5913.png]At



- зміна температури зігрівного теплоносія в ТО, К;[image: image5914.png]


- коефіцієнт використання теплоти, який враховує втрати теплоти в навколишнє середовище; [image: image5915.png]


- умовний еквівалент холодного теплоносія, Вт-К; [image: image5916.png]Aty



-зміна температури теплоносія, що нагрівається в ТО, К. Тут і надалі величини з індексом " 1" стосуються зігрівного теплоносія %, а з індексом "2" — до нагрівного.
При відсутності в процесі теплообміну фазових переходів умовний еквівалент теплоносія
                         [image: image5917.png]W=0GCpy

Glhy — Re)/(ty = 1)



 (26.39)
де [image: image5918.png]


- витрата теплоносія через ТО, кг/с; [image: image5919.png]


- середня масова ізобарна тепломісткість теплоносія в інтервалі зміни його температури в ТО, Дж/(кг-К); [image: image5920.png]


— питома ентальпія теплоносія при температурі [image: image5921.png]


 на виході з ТО, Дж/кг; [image: image5922.png]


- питома ентальгія теплоносія при температурі [image: image5923.png]


  на вході в ТО, Дж/кг.
У випадку, коли зігрівний теплоносій при теплообміні повністю конденсується, а кон​денсат охолоджується, його умовний еквівалент визначається за формулою
[image: image5924.png]W,



[image: image5925.png]Ge[C"pmylte = 1) + 11 + Clmy (s = 1)) /(e = 11





[image: image5926.png]Gilhae = Ba)/ (e = t1a)



 (26.40) 
де [image: image5927.png]


- середня масова ізобарна тепломісткість зігрівного теплоносія (перегрітої пари) в інтервалі температур [image: image5928.png]the



 і [image: image5929.png]


 ,Дж/(кг·к);[image: image5930.png]s



— температура конденсації зігрівного тепло​носія при його тиску в ТО, °С; [image: image5931.png]


- питома теплота пароутворення зігрівного теплоносія
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при температурі [image: image5932.png]tisr



 Дж/кг; [image: image5933.png]puy



- середня масова ізобарна тепломісткість конденсату в інтервалі температур від [image: image5934.png]


 до [image: image5935.png]Lo



Дж/ (кг • К).
Якщо зігрівшій теплоносій - сирий газ, то при визначенні його умовного еквівалента враховують теплоту, яка виділяється при конденсації в газі парів води, важких вуглеводнів та інгібітора гідратоутворення та охолодженні від температури конденсації до вихідної тем​ператури перелічених компонентів у їх рідинному стані.
Коли теплоносій, який нагрівається в процесі теплообміну, перетворюється з рідини в перегріту пару, то його умовний еквівалент знаходять за формулою
            [image: image5936.png]=~ 4|1/t~ 1) =
+ C ot t,,)]
W= G, [c;...,«n — D) + 1+ C




                                        [image: image5937.png]Ga(faa — M)/ (tha — t2e)



 (26.41)
де [image: image5938.png]


- середня масова ізобарна тепломісткість теплоносія в рідинному стані в інтервалі температур [image: image5939.png]


і [image: image5940.png]


 Дж/(кг-К); [image: image5941.png]


- температура насичення теплоносія, що нагрівається при його тиску в ТО, °С; [image: image5942.png]


- середня масова ізобарна тепломісткість перегрітої пари теплоносія, що нагрівається в інтервалі температур [image: image5943.png]


 і [image: image5944.png]


Дж/ (кг • К).
Зміна     температури     теплоносіїв     у     ТО      визначається     за     формулами
                                              [image: image5945.png]


[image: image5946.png]ta = Ne



[image: image5947.png]Aty = by — 3




Середній температурний напір [image: image5948.png]


 в ТО залежить від схеми руху теплоносіїв і визна​чається за формулою
                                                    [image: image5949.png]4 -6
= B0,



 (26.42)
де [image: image5950.png]


- температурний напір на вході в ТО зігрівного теплоносія, К;[image: image5951.png]


- температурний напір на виході з ТО теплоносія, який нагрівається, К. Для прямоточної схеми руху теплоносіїв
[image: image5952.png]=ty — t2es O™ t1a = Ba-




Для протиточної схеми
[image: image5953.png]tre = taas Oy =ty — T2e -




Для інших схем руху теплоносіїв у ТО

              [image: image5954.png]


=[image: image5955.png]


+[image: image5956.png]


/2,              [image: image5957.png]]



=[image: image5958.png]


-[image: image5959.png]


/2.
Середня арифметична одиниця температур, які не залежать від схеми руху теплоносіїв,
                  [image: image5960.png]


 =[image: image5961.png](tye + tyy = Lo = f25)



/2.                                  (26.43)
Характеристична різниця температур залежить від схеми теплообміну і визначається за формулою
                [image: image5962.png]


=[image: image5963.png]


                    (26.44)
де Р - індекс міри протитоку.
Методику визначення індекса міри протитоку викладено в [1, табл. У.10], [10,с.459], [9.С.337], там також наведеш значення Р для найбільш поширених схем теплообміну.
Мінімальне значення індекса міри протитоку
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                                        [image: image5964.png]P o tie = f2ln ~ Y1)
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 (26.45)
Якщо для даної схеми руху теплоносіїв індекс міри протитоку Р:[image: image5965.png]S Poin



, то заданий температурний режим на може бути реалізований і потрібно вибрати іншу схему ТО так, щоб виконувалась умова  Р >[image: image5966.png]Poin




Орієнтовні значення коефіцієнта теплопередачі наведеш в табл.26.3.
Таблиця 26.3
	ТО та теплоносії
	Коефіцієнт тепло​передачі, Вт/(м2·К)
	ТО та теплоносії
	Коефіцієнт теплопе​редачі, Вт/(м2·К)

	Водяні ТО: 
	 
	Теплообмінники: 
	

	для газу при тиску, МПа: 
	
	нафта - нафта 
	1635 - 2045

	0,1 - 3,5 
	715-1020
	пропан- пропан 
	1045 - 2655

	3,5-7 
	1020-1635
	газ - газ (< 3,5 МПа ) 
	1020-1430

	>7 
	1635-2045
	газ - газ ( ~7 МПа ) 
	1125-1530

	для газоліну, скрапленого газу 
	2655 - 3065
	газ - пропан (у випар- 
	1225-1840

	для повітря 
	305-510
	нику) 
	

	для води 
	3475-4085
	Повітряні конденсатори: 
	

	 
	
	для легких вуглеводів 
	1530-1840

	Водяні конденсатори: 
	
	для фреонів 
	1430-1840

	для продукту верхньої 
	
	Повітряні холодильники: 
	

	частини ректифікаційної 
	
	для легких вуглевод- 
	

	колони 
	1430-1635
	невих рідин 
	1430-1840

	для легких вуглеводнів 
	1735-2760
	для води 
	2045-2450

	Ребойлери гліколів 
	205-410
	для змащувальних масел 
	205 - 410

	 
	 
	  для газу 
	1020-1430


Середній коефіцієнт теплопередачі в ТО визначається за формулою
           К=[image: image5967.png](Ra) + Ry + Ry + Ry, + Rg )™



,        ,                 (26.46)
де [image: image5968.png]


=1/[image: image5969.png]X,



- термічний опір теплопередачі від зігрівного теплоносія до поверхні, (м • К/Вт); [image: image5970.png]


=[image: image5971.png]/A,
6‘1



— термічний опір відкладень на стінці з боку зігрівного теплоносія, (м2·К/Вт); [image: image5972.png]


=[image: image5973.png]


- термічний опір стінки, (м2·К/Вт); [image: image5974.png]


[image: image5975.png]3y

"y



- термічний опір відкладень на стінці з боку теплоносія, який нагрівається, (м2·К/Вт); [image: image5976.png]Gy, a3



 - коефіцієнти тепловіддачі відповідно від зігрівного теплоносія до стінки і від стінки до теплоносія, який нагрівається, Вт/(м2·К);[image: image5977.png]L

o



- товщина відкладень, м; [image: image5978.png]Ay Ay



 - відповідні товщинам коефіцієнти теплопровідності відкладень на стінці, Вт/ (м • К); [image: image5979.png]


- товщина і-го шару стінки, в межах якого[image: image5980.png]


= idem, м; [image: image5981.png]


- коефіцієнт теп​лопровідності і-го шару стінки, Вт/ (мК); л - число шарів стінки.
Для розрахунку .термічних опорів при теплопередачі через стінки з ребрами потрібно значення, одержані за вищенаведеними формулами, помножити на множник [image: image5982.png]


 в
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якому [image: image5983.png]Frp



- площа розрахункової поверхні ТО; [image: image5984.png]Fy



- площа поверхні, по відношенню до якої визначається значення термічного опору.
Методику визначення термічного опору стінок з ребрами і коефіцієнта теплопередачі через них викладено в [1,9].
Коефіцієнти тепловіддачі [image: image5985.png]ay



 і [image: image5986.png]


 знаходять з рівнянь подібності. У випадку турбулент​ної течії теплоносія
                                     [image: image5987.png]Nu = ¢ ReWPro(Pr/Pro) e es65



 (26.47)
де [image: image5988.png]Nu=gqai/d



- критерій Нуссельта; Re =[image: image5989.png]


- критерій Рейнольдса; [image: image5990.png]


=[image: image5991.png]v/a



- кри-терій Прандтля; [image: image5992.png]


- визначальний розмір, м; [image: image5993.png]


- коефіцієнт теплопровідності теплоносія, Вт/(м-К); [image: image5994.png]


-середня швидкість руху теплоносія, м/с; [image: image5995.png]


- кінематичний коефіцієнт в'яз​кості, м2/с; а - коефіцієнт температуропровідності теплоносія, м2/с.
В табл. 26.4. наведені значення коефіцієнтів [image: image5996.png]£y, €3 £



 і показників степеня т, п,[image: image5997.png]


 для турбулентного руху теплоносія; [image: image5998.png]


- визначальна температура;[image: image5999.png]


- середня температура пристінного шару;[image: image6000.png]


- еквівалентний діаметр, м; [image: image6001.png]


- довжина каналу, м; [image: image6002.png]dy, dy



-внутрішній і зовнішній діаметри труби, відповідно, м;[image: image6003.png]


і а,[image: image6004.png]


- кроки розміщення труб в пучках,м. Рівняння подібності для інших найбільш поширених випадків наведені в [8,9,10].
Таблиця 26.4
	Коефіцієнти, показники степеня, виз​начальні па​раметри
	Втрубі
	В прямому кільцево​му каналі
	Поздовжнє обтікання пучка труб
	Поперечне обтікання пучка труб

	
	
	
	шахового
	коридор​ного
	шахового
	коридорного

	С
	0,021
	0,021
	0,026·[image: image6005.png]Y3



 -0,006
	0,042·[image: image6006.png]Vo



 -0,024
	0,35
	0,031
	0,27
	0,033

	т
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,6
	0,8
	0,63
	0,8

	п
	0,43
	0,43
	0,33
	0,33
	0,36
	0,4
	0,36
	0,4

	Q
	0,25
	0,25
	0
	0
	0,25
	0,25
	0
	0

	[image: image6007.png]



	1 при
[image: image6008.png]dy/i%



 2·10-2
	0.86+0,9 X X[image: image6009.png](/)%




	1
	1
	[image: image6010.png](o™




[image: image6011.png]


 <2
	[image: image6012.png](/5™




	1
	1

	[image: image6013.png]



	1
	(1-0,45) X Х(2,4+,[image: image6014.png]P,



)
	1
	1
	1
	1
	1
	1

	[image: image6015.png]



[image: image6016.png]



	(1+1,77 X 
Х [image: image6017.png]dof/RT*




[image: image6018.png]



	[image: image6019.png]



	1
[image: image6020.png]



	1
[image: image6021.png]



	1
[image: image6022.png]



	1
[image: image6023.png]dz




	1
[image: image6024.png]ds




	1
[image: image6025.png]dz





	
	
	[image: image6026.png]ds - dy




	
	
	
	
	
	

	[image: image6027.png]



	[image: image6028.png]



	[image: image6029.png]



	[image: image6030.png]



	[image: image6031.png]



	[image: image6032.png]



	[image: image6033.png]



	[image: image6034.png]



	[image: image6035.png]




	Обме-ження
	104<Re, ... ...Re<106 *для прямої тру​би [image: image6036.png]


=1
	Re=104... ...10б,

[image: image6037.png]


 = 0,7 ... ..100
	2,5 • 105 < Re до Re<106
	2,5·10б<Re     до Re<106
	Re=103 .. 2·105
	2 • 105 < Re до Rе< 1,2 106
	Re=103 ...2·-105
	2·105< Re до Re< 1,2·106


Теплофізичні характеристики теплоносіїв (тепломісткість, коефіцієнти в'язкості, теп​лопровідності, температуропровідності, об'ємного розширення), що входять у формули
575
визначальних критеріїв подібності, залежать від температури. В технологічному розрахун​ку теплообмінника ці характеристики визначаються при середній температурі теплоносія [image: image6038.png]


 та за його середнім абсолютним тиском в апараті.
Якщо умовний еквівалент зігрівного теплоносія [image: image6039.png]W,



 більший за умовний еквівалент теплоносія, що нагрівається [image: image6040.png]


,  то
                                       [image: image6041.png]= (te + fiy)



 /2,[image: image6042.png]FA



 
Коли        [image: image6043.png]


>[image: image6044.png]


,, то
                                 [image: image6045.png]= (e + )



 /2,[image: image6046.png]


 
Середня температура пристінного шару теплоносія
[image: image6047.png]tw=(T+1;)



 /2,
де[image: image6048.png]


- температура стінки.
Швидкість руху ш теплоносіїв в ТО істотно впливає на коефіцієнт тепловіддачі, товщи​ну відкладень і гідравлічний опір. Швидкості газів і парів в ТО залежать від їх молярних мас і тиску, а рідин - від динамічного коефіцієнта в'язкості.
Рекомендовані швидкості теплоносіїв в ТО наведені в [10].
Методика розрахунку площі прохідного перерізу в елементах ТО викладена в [11, р.8] таін.
При виборі типу ТО потрібно враховувати такі фактори: витрати теплоносіїв та їх теп​лофізичні властивості, вплив теплоносіїв на поверхню теплообміну, гідравлічний опір ТО, габарити і маса ТО, вартість виготовлення і експлуатації ТО. На газових промислах і га​зохімічних комплексах для нагрівання, охолодження, конденсації та випаровування рідин, газу, парів та їх сумішей застосовують ТО типу "труба в трубі", кожухотрубчасті та апара​ти повітряного охолодження. Характеристики перелічених ТО наведені в [2, гл.22], [10, гл.6]. Якщо за площею теплообміну чи прохідного перерізу вдається підібрати стандарти​зований ТО, то з'єднують паралельно або послідовно декілька ТО.
Технологічний розрахунок масообмінного обладнання осушування газу. Техно​логічний розрахунок абсорбера осушування газу включає визначення кількості аб​сорбційного розчину, його концентрацій в регенерованому і насиченому станах, вибір кон​струкції апарата, визначення його діаметра і висоти абсорбційної зони. Оскільки ентальпія сирого газу значно перевищує ентальпію абсорбційного розчину, то розрахунок виконують при сталій температурі контакту фаз, рівній температурі сирого газу на вході в апарат. Послідовність технологічного розрахунку така:

1.  Вибирають вихідні дані: тиск і температуру сирого газу, продуктивність установки осушування, точку роси осушеного газу, вид абсорбента та його питому витрату або міру насиченості.
2. За температурою контакту газу і абсорбента, яка дорівнює температурі сирого газу, і температурою точки роси осушеного газу визначають концентрацію регенерованого роз​чину абсорбента. Для гліколів концентрацію знаходять за графіками [1,4]. При цьому приймаютть запас за точкою роси на 2-4 °С на нерівноважність системи. Від концентрації регенерованого розчину віднімають міру насиченості, яка коливається на практиці від 1 до 2,5 %, і отримують концентрацію насиченого розчину.
3.  Визначають вологість (кг/м3) сирого [image: image6049.png]W,



 і осушеного [image: image6050.png]


 газу графічно [1, 4] чи аналітичне» за рівнянням
                                   [image: image6051.png]


 =[image: image6052.png]


• 10-'(749//> + В),                                 (26.48)
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де тиск насиченої пари води [image: image6053.png]


 МПа, і поправка на неідеальність В, г/(м3·МПа), розра​ховуються за рівнянням [5] залежно від температури:
[image: image6054.png]


 = ехр[ -0,60212(0,0104 + 1,475(0,0103 - 2,97304(0,0102 +
+ 7,19863(0,01?) + 6,414651;
В = ехр [0,06058(0,01 ґ)4 - 0,3796(0,0103 + 1,06606(0,0102 -
-2,00075(0,010 + 4,2216],                                      (26.49)
а тиск газу Р підставляють в МПа.
4. Визначають витрату регенерованого абсорбента[image: image6055.png]


кг/с, за рівнянням
                             [image: image6056.png]L=0G,8/(8 — &)



 (26.50)
де [image: image6057.png]


 і [image: image6058.png]


- концентрація абсорбента в регенерованому і насиченому розчині, мас.частки. Кількість абсорбованої вологи розраховується за формулою
                                         [image: image6059.png]


 (26.51)
де[image: image6060.png]


- об'ємна витрата сирого газу за нормальних умов, м3/с.
5.  За рівнянням матеріального балансу абсорбера визначають витрату,кг/с, насичено​го розчину абсорбента:
                          [image: image6061.png]Ly =G+ L~ Gyg



 (26.52)
де витрата осушеного газу
                                [image: image6062.png]Gpo = Gre — Gy — Gp + Gaa




 (26.53)
Кількість розчинених в абсорбенті вуглеводневих газів
                                          [image: image6063.png]Vo@apre




де [image: image6064.png]


- розчинність вуглеводневих газів в абсорбенті [4,гл.1], м3/м3; [image: image6065.png]


- об'ємна витрата регенерованого розчину абсорбента, м3/с; [image: image6066.png]


- густина сирого газу, кг/м3.
Втрати абсорбента при його випаровуванні і винесенні у вигляді крапель з абсорбера [image: image6067.png]


 на практиці становить від 5 до 15 г/1000 м3 осушеного газу.
6.  Знаходять кількість теоретичних тарілок абсорбера графічним шляхом [4,с.78] або за допомогою діаграми Кремсера [4, рис.6.5], [1, рис.199]. В останньому випадку обчис​люють фактичний коефіцієнт вилучення вологи за рівнянням
[image: image6068.png]={(W, - W)/ W,




 (26.54)
Потім знаходять теоретичний коефіцієнт вилучення вологи за формулами
                        [image: image6069.png]LoV a1/ Vot | — KXo),



 (26.55)
де
                                            [image: image6070.png]Ya+t



 = 22,41[image: image6071.png]


/18;
[image: image6072.png]Rl - v 18s)
=T Ta8 4401 - g)




[image: image6073.png]= a-a)i8
(a8 g/
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де [image: image6074.png]


- молярна частка вологи в осушеному газі; К - константа рівноваги вологи в системі природний газ-абсорбент; [image: image6075.png]


- молярна частка води в регенерованому роз-чині абсор​бента; [image: image6076.png]


- молярна маса абсорбента. Далі визначають фактор абсорбції
                              А =[image: image6077.png]LY\/KV,,,



                           (26.56)
Де [image: image6078.png]


- витрата регенерованого розчину абсорбента, кмоль/с; [image: image6079.png]


- витрата осушеного газу, кмоль/с. За відомими значеннями [image: image6080.png]#r



 і  А за допомогою діаграми Кремсера визнача​ють число теоретичних тарілок. Фактичне або робоче число тарілок абсорбера залежить від ККД тарілки обраної конструкції:
                                                  [image: image6081.png]hy = n/n,



 (26.57)
де [image: image6082.png]


- теоретичне число тарілок в абсорбері; [image: image6083.png]


- ККД тарілки (див. [10,гл.ІІІ). Для насадкових абсорберів визначають висоту шару насадки за формулами
Н=[image: image6084.png]


;                     (26.58)
                                          [image: image6085.png]



                               [image: image6086.png]Nog = (W, — Wo)/AW,





де [image: image6087.png]


- теоретична висота шару насадки;[image: image6088.png]


- ККД насадкової секції; [image: image6089.png]


- число одиниць переносу;[image: image6090.png]


- висота одиниці переносу; [image: image6091.png]AW,

ep



- середньологарифмічна рушійна сила масопередачі. Останню розраховують за рівнянням
                                  [image: image6092.png]W -Wh - - W) i
Ao = LW, — WD/, — WA



 (26.59)
[image: image6093.png]Wxy




де [image: image6094.png]


- вологість природного газу у стані рівноваги відповідно з насиченим (1) і з регенерованим (2) розчином абсорбента; х - молярна частка води в насичненому (1) і реге​нерованому (2) розчині абсорбента;[image: image6095.png]


- коефіцієнт активності. Для водних розчинів діетиленгліколю коефіцієнт активності [5]
                             [image: image6096.png]



де [image: image6097.png]


абсолютна температура контактування газу і розчину абсорбента, К. 7. Діаметр абсорбера визначають за формулою [10, ф.Ш, 83]
[image: image6098.png]13001,
7

+

(x,,c-»as)v——h-
oG + 35



 (26.60)
де[image: image6099.png]P2



- густина насиченого розчину абсорбента при температурі контакту фаз, кг/м3';[image: image6100.png]P



 густина природного газу при температурі контакту фаз, кг/м3; [image: image6101.png]


- коефіцієнт конст​рукції тарілки [10, с-265]; С - коефіцієнт, який враховує конструктивні характеристики абсорбера [4, с.88], [10, с.264].
Розрахунок десорберів, які працюють під вакуумом або при атмосферному тиску, ви​конується за загальноприйнятими для ректифікації методиками. Розрахунок також мож-
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на зробити за рівнянням Кремсера. Для відокремлення води від абсорбента достатньо двох-трьох теоретичних тарілок, що зумовлено істотною різницею температур кипіння води і гліколів. У разі використання газу відцувки, який подається у випарник або в низ десорбе​ра, розрахунок можна виконати за методикою Жданової і Халіфа [4]. Головним моментом розрахунку десорбції зі застосуванням газу віддувки є визначення витрати цього газу з ме​тою забезпечення потрібної міри регенерації абсорбента. Суть методики така:
1.  Формують вихідні дані: концентрацію і витрату абсорбента; міру вилучення вологи [image: image6102.png]


 або вміст абсорбента в регенерованому розчині g2', абсолютний тиск в десорбері; темпера​туру введення потоків в апарат; число теоретичних тарілок у відгінній частині десорбера.
2.  Якщо міра вилучення вологи невідома, то за рівнянням матеріального балансу роз​раховують її величину:
                                               [image: image6103.png]_&( - &)
ol —g)



 (26.61)
3. За відомими значеннями числа теоретичних тарілок і міри вилучення вологи за до​помогою діаграми Кремсера знаходять фактор десорбції[image: image6104.png]



4.  Визначають молярну витрату (кмоль/с) насиченого розчину абсорбента за форму​лою
[image: image6105.png]


= [image: image6106.png]VanPaul8i/ta



- (1 -[image: image6107.png]


)/18] ,                              (26.62)
де [image: image6108.png]o



- об'ємна подача насиченого розчину абсорбента, м3/с;[image: image6109.png]Pan



- густина насиченого розчину абсорбента, кг/м3; [image: image6110.png]Hy



- молярна маса абсорбента, кг/моль.
5.  Нехтуючи впливом газу віддувки на середню температуру системи, знаходять цю температуру за рівнянням
                                          [image: image6111.png]oGt V.28
P Gt .4

T,



 (26.63)
де[image: image6112.png]


- питома теплота пароутворення води, кДж/кг; [image: image6113.png]


- питома масова ізобарна теп​ломісткість розчину абсорбента, кДж/(кг·К).
6. Знаходять константу рівноваги води в системі абсорбент-вода при середній темпера​турі в колоні К [4,рис.3.5], [1, рис. ІУ .4].
Визначають молярну витрату газу віддувки за рівнянням
                       [image: image6114.png]S/K .,




 (кмоль/с).                                    (26.64)
Оскільки кількість пари і рідини по висоті десорбера змінюється незначно, то розраху​нок від тарілки до тарілки, як правило, не виконують.
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Глава   27 
Економіка нафтової і газової промисловості
27.1. Ефективність виробництва на підприємствах нафтової і газової промисловості
Основні показники обсягу виробництва. Баланс нафти (газу) - система показ​ників, що характеризують видобуток палива, з одного боку, та його використання і розподіл між споживачами, з іншого. Всі розрахунки проводяться однаково для нафти і газу за таки​ми формулами:
для нафти[image: image6115.png]Quu + Qs + Qne



=[image: image6116.png]Qict Oz + Gy + Gz + Qux



      (27.1)
для газу  [image: image6117.png]O + Qo



=[image: image6118.png]Qiet Qus + Oy + Oy



                     (27.2)
де [image: image6119.png]


— запаси нафти і газового конденсату в резервуарах на початок періоду; [image: image6120.png]


— ви​добуток відповідного виду палива; [image: image6121.png]


— надходження палива збоку; [image: image6122.png]


 — здача відповідного виду палива споживачу; [image: image6123.png]


" — нетоварні витрати палива; [image: image6124.png]


— товарні витрати палива; [image: image6125.png]


— залишки нафти і газового конденсату в резервуарах та нафтопро​водах під кінець періоду; [image: image6126.png]Qe



— технологічні втрати.
Бурова установка в роботі — розрахунковий показник, який характеризує се​редньомісячну кількість бурових установок (БУ), що перебувають в бурильних роботах протягом певного періоду (місяць, квартал, рік)
[image: image6127.png]


 (27.3)
де [image: image6128.png]


— кількість верстато-місяців буріння за даний період; [image: image6129.png]


— кількість календарних місяців в даному періоді.
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Верстато-місяць — умовний показник, який характеризує календарний час будівництва свердловини, використовується при плануванні та аналізі робіт для будівництва свердловини. Один свердловино-місяць умовно дорівнює 720 год або ЗО дням. Розраховують цей показник по всьому циклу будівництва свердловин або по окремих ета​пах (вежобудування, буріння, опробування) та категоріях витрат часу.
Геологічне завдання — плановий документ, який визначає сукупність задач вивчення геологічної будови об'єкта геолого-розвідувальних робіт, вміщує конкретні вказівки щодо методів геологічних досліджень, головних методів розв'язання поставлених задач і очікуваних результатів стосовно даного об'єкта. Видасться на кожний об'єкт на весь строк проведення робіт, окремої стадії геолого-розвідувального процесу для одержання визначе​ного результату.
Дебіт свердловини — показник, який характеризує інтенсивність відбору нафти і газу з свердловини, вимірюється в тонах або її кубометрах за одиницю часу (доба, місяць, рік). Середньодобовий дебіт визначається за формулою
[image: image6130.png]


 (27.4)
де [image: image6131.png]


— видобуток палива за даний період часу по одній або групі свердловин, тис м3;[image: image6132.png]n,

e



 — кількість свердловино-діб, відпрацьованих свердловинами за той же період.
Кількість бурових бригад — ссредш-оспискова кількість бурових бригад (ББ), що пра​цювали протягом року, включаючи роботу у вежобудуванні, випробуванні, допоміжних та інших роботах,
                     [image: image6133.png]s K
heg = o6 ns t ety
55 = 12,177, * DS faeta,



 (27.5)
де [image: image6134.png]


— кількість ББ на місяць; 12,17 — кількість верстато-місяців у календарному році; [image: image6135.png]


 — річний об'єм проходки, м; [image: image6136.png]


— планова комерційна швидкість, м/верст-міс; [image: image6137.png]


б, [image: image6138.png]


 — кількість свердловин, розпочатих бурінням і закінчених випробуванням у планово​му році;[image: image6139.png]


— час підготовчих робіт до буріння, діб;[image: image6140.png]


— час випробування, діб.
Кількість бурових установок (БУ) - розрахунковий показник, який характеризує по​тужність бурового підприємства і показує кількість установок; необхідних для виконання планового завдання. Середньорічна визначається як середня хронологічна величина
                                   [image: image6141.png]Ty
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 (27.6)
де [image: image6142.png]ity iy



, ... ,[image: image6143.png]


—чисельність комплексних БУ на початок кожного місяця року; [image: image6144.png]


—те ж саме на кінець року.
Потреба в БУ для виконання планового завдання:
[image: image6145.png]60
= 115,6Kof
gy



 (27.7)
де [image: image6146.png]


— коефіцієнт оборотності БУ.
Кількість всжомоігтажних бригад (ВИ) - розрахунковий показник, який визначає кількість бригад для виконання будівельних та монтажно-демонтажних робіт
[image: image6147.png]_ MosTun + 7T
8 S Ton * Ts




 (27.8)
де[image: image6148.png]


— затрати часу на створення запасу (простій змонтованої бурової в очікуванні ББ): [image: image6149.png]


 — час монтажно-демонтажних робіт; [image: image6150.png]


— час буріння і кріплення.
581
Коефіцієнт використання фонду свердловин — показник, що характеризує рівень ви​робничого використання всього експлуатаційного фонду свердловин:
[image: image6151.png]Tongp

Tene



 (27.9)
або
                                              [image: image6152.png]


 (27.10)
де [image: image6153.png]enp



— кількість свердловино-місяців, відпрацьованих (експлуатація) за діючим фондом свердловин; [image: image6154.png]et



— кількість свердловино-місяців, що числились в усьому експлуатаційному фонді; [image: image6155.png]


— кількість годин роботи (чистка, експлуатація та нагромадження рідини) свердловин в процесі експлуатації;[image: image6156.png]e



 — календарний час всього експлуатаційного фонду свердловин.
Коефіцієнт експлуатації — показник, що характеризує рівень використання діючих свердловин у часі:
[image: image6157.png]Towp
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 (27.11)
або
                                          [image: image6158.png]


 (27.12)
де [image: image6159.png]CME



— кількість свердловино-місяців, що числились в діючому фонді;[image: image6160.png]


— кількість годин перебування свердловин діючого фонду в експлуатації.
Коефіцієнт кратності — показник видобутку, який показує.у скільки разів обсяг видо​бутку нафти з свердловини (або групи свердловин) за даний період більший від видобутку нафти за місяць попереднього періоду. Визначається залежно від коефіцієнта падіння дебіту
                                         [image: image6161.png]_Kal- K Id;)
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 (27.13)
де [image: image6162.png]


— коефіцієнт місячної зміни дебіту, дає відносну характеристику зміни дебіту на наступний місяць згідно з середньодобовим дебітом за попередній місяць; [image: image6163.png]


— кількість місяців у даному періоді.
Коефіцієнт обертання бурових установок — показник, що характеризує рівень вироб​ничого використання в- часі БУ. Використовується при розрахунках потреби в БУ, скла​данні кошторисів на будівництво свердловин, визначенні ефективності запровадження нової техніки тощо
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 (27.14)
де[image: image6165.png]


— час ремонтних робіт;[image: image6166.png]


— час перебування БУ в резерві.
Обсяг бурових та геологорозвідувальних робіт у грошовому виразі — узагальнюючий показник обсягу робіт, який охоплює всі види робіт (включаючи і безметражні), що-вико​нані підприємством:
                                            [image: image6167.png]


 (27.15)
або
                                    [image: image6168.png]Q=(Co + CoK,,




 (27.16)
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де [image: image6169.png]


— кошторисна вартість (ціна) одиниці фізичного обсягу робіт; [image: image6170.png]


— сума основних витрат на заданий обсяг робіт за кошторисом; [image: image6171.png]


— розмір накладних витрат, в % до су​ми основних та накладних витрат.
Обсяг перекачування нафти і нафтопродуктів — один із основних показників, що ха​рактеризує роботу УМНП та показує кількість перекачаної нафти (нетто або брутто) за пев​ний період
                                   [image: image6172.png]


 (27.17)
де [image: image6173.png]Cnn



— обсяг перекачування нетто; [image: image6174.png]


— добова пропускна здатність трубопровода;  [image: image6175.png]


 — час роботи трубопровода; [image: image6176.png]Ovs



— природний убуток нафти при транспортуванні
                            [image: image6177.png]Ons = uaTpr (1 + 75) ~ O



 (27.18)
[image: image6178.png]Ous



 — обсяг перекачування брутто; Б — середній процент баласту для даного асортимен​ту нафти.
Транспортна робота — розрахунковий показник, що характеризує вантажообіг підприємств трубопроводного транспорту нафти і газу і враховує як обсяг перекачування, так і відстань транспортування
[image: image6179.png]Qrp = SO



 (27.19)
де [image: image6180.png]


— кількість нафти, нафтопродуктів або газу, яка подана і-му споживачу; [image: image6181.png]


— відстань транспортування до і-го споживача.
Обсяг транспортованого газу — один з основних показників, що характеризує роботу УМГ і показує кількість газу, яку подано споживачу
                                     [image: image6182.png]Q= Ouar




 (27.20)
де [image: image6183.png]


— обсяг надходження газу в газопровід; Qt н — витрати на власні внутрішні потре​би КС; [image: image6184.png]


— величина технологічних втрат.
Потужність бурового підприємства — максимально можлива кількість закінчених будівництвом свердловин, яку можна спорудити на даному обладнанні в певний період часу при використанні прогресивних технологічних процесів та методів організації виробництва
[image: image6185.png]


 (27.21)
Враховуючи рівень використання калетпарного часу БУ, формула (26.21) набуває виг​ляду:
[image: image6186.png]¥



 (27.22)
де [image: image6187.png]


- середня глибина свердловин; [image: image6188.png]


- технічна швидкість буріння; [image: image6189.png]


- коефіцієнт  продуктивного використання БУ в процесі буріння.
Коли глибини свердловин значно відрізняються, особливо в складних геологічних умо​вах, для визначення потужності краще використати показник кількості одночасно працюю​чих БУ, що визначається за формулою
[image: image6190.png]Ney=




 (27.23)
де [image: image6191.png]Qs



— обсяг буріння (проходки). В окремих випадках можна визначити потужність за величиною проходки, тоді
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[image: image6192.png]Vittg 012,17
Ny = %



 (27.24)
де [image: image6193.png]s vn



— кількість БУ на початок року.
Потужність нафтогазовидобувного підприємства — обсяг продукції, який можна одержати за одиницю часу при експлуатації всіх родовищ, на режимах, що встановлені проектно-технологічною документацією
[image: image6194.png]


 (27.25)
де  [image: image6195.png]


— середньорічна кількість свердловин діючого фонду.
У тих випадках, коли пластові тиски та середні дебіти падають, потужність можна виз​начити кількістю свердловин експлуатаційного фонду.
Продукція валова — вартість виробленої в даному періоді продукції (виконаних робіт) та призначеної для реалізації на сторону, в тому числі капітальному будівництву та непро-мисловим підрозділам свого підприємства, включає всю товарну продукцію та зміни за​лишків незавершеного виробництва:
[image: image6196.png]


 (27.26)
де [image: image6197.png]


— товарна продукція;  [image: image6198.png]


, [image: image6199.png]Cusr



— вартість незавершеного виробництва відповідно на кінець та початок даного періоду.
Продукція реалізована — продукція, яка відпущена покупцям та оплачена ними у встановлений період часу. Включає всю готову продукцію, напівфабрикати, роботи про​мислового характеру та виробничі послуги
                       [image: image6200.png]Qoo =Crn+ Qug+ Onp + Cns»



 (27.27)
де [image: image6201.png]


—   вартість  готової   продукції   (нафта,   газ,   свердловини); [image: image6202.png]


 —   вартість  напівфабрикатів, що підлягають реалізації; [image: image6203.png]


— вартість робіт промислового характеру (капітальний ремонт обладнання); [image: image6204.png]Qus



— вартість виробничих послуг (вартість виробле​ної енергії, пари і т.п.).
Продукція товарна — вартість промислової продукції, яка випущена та підготовлена для реалізації в даному періоді, незалежно від місця реалізації
                 [image: image6205.png]Cen = Qoo + Qo —
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 (27.28)
де [image: image6206.png]


 — вартість реалізованої продукції;  [image: image6207.png]Qe



, [image: image6208.png]


— вартість продукції, що відправлена покупцям, але не оплачена ними, відповідно на кінець та початок періоду; [image: image6209.png]Qupac



[image: image6210.png]On.p.n



— вартість нереалізованої продукції, що перебуває на складах підприємства, відповідно на початок та кінець періоду.
Проходка — основний показник, що характеризує обсяг бурових робіт в натуральній формі. Включає всі пробурені метри по всіх свердловинах, що пробурені в даному періоді, за винятком буріння "другим стовбуром", що являє собою виправлення браку в бурінні. При плануванні та обліку проходку показують окремо за метою і способами буріння, окремо буріння на нафту і газ, за типами доліт, інтервалами, видами привода та ін.
Проходка на долото (ПНД) - показник продуктивності одного долота, незалежно від кількості рейсів (довбання), що вимірюється кількістю метрів, пробурених долотом до по​вного його фізичного спрацювання і характеризує продуктивність долота за весь час його використання. Від ПНД слід відрізняти проходку за довбання, що вимірюється кількістю метрів, пройдених долотом за рейс бурового інструмента. Якщо одним долотом робиться кілька довбань (долото більшого діаметру, алмазні долота), то ПНД буде дорівнювати сумі проходок за всі довбання. ПНД, проходка за довбання визначаються за формулами
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[image: image6211.png]


 (27.29) 
[image: image6212.png]


 (27.30)
де [image: image6213.png]Hl



- проходка по інтервалу буріння у свердловині за даний період часу, м; [image: image6214.png]


,[image: image6215.png]


 відповідно ПНД та проходка за довбання, м; [image: image6216.png]CURCY



- кількість доліт і кількість довбань (рейсів).
Проходка зведена — показник, що характеризує обсяг робіт БП з врахуванням різниці показників за метою буріння і використовується при аналізі. Визначається додаванням про​ходок за метою буріння, скоригованих через співвідношення швидкостей буріння:
[image: image6217.png]Ve
Hope = Ho + Hy g2,



 (27.31)
[image: image6218.png]


 (27.32)
де [image: image6219.png]


,[image: image6220.png]np.p



— проходка відповідно зведена до експлуатаційного або розвідувального буріння,м; [image: image6221.png]


— проходка в експлуатаційному і розвідувальному бурінні, м; [image: image6222.png]Vee Vep



 — комерційна швидкість експлуатаційного і розвідувального буріння.
Проходка умовна — умовна одиниця вимірювання обсягу проходки, що має заздалегідь встановлену постійну трудомісткість буріння. Перерахунок фізичних метрів проходки в умовні дає змогу забезпечити відносне зіставлення показників по свердловинах і групах свердловин з різною трудомісткістю буріння при аналітичних розрахунках. За основу умо​вного метра береться нормативна трудомісткість буріння одного фізичного метра в певному інтервалі, що й приймається за еталон. Перерахунок фізичних метрів в умовні проводиться за допомогою системи коефіцієнтів трудомісткості, що визначаються по окремих інтервалах глибин.
Свердловина, закінчена будівництвом — один з основних оціночних показників діяльності бурових підприємств. До нього належать всі свердловини, на яких виконано весь передбачений комплекс робіт: вежобудування, буріння та опробування, а також свердлови​ни, випробування яких проводилось тільки в процесі буріння, або які виконали своє призна​чення без проведення випробування. Свердловини, які ліквідовані з технічних причин, до даної категорії не належать.
Свердловино-місяць — умовний показник, що характеризує календарний час перебу​вання експлуатаційних свердловин у складі фонду свердловин. Одному свердловино-місяцю відповідає 720 год (умовна середньомісячна кількість годин перебування або роботи свердловини в складі фонду свердловин підприємства).
Тривалість будівництва свердловин — техніко-економічний показник, що характери​зує календарний час, який витрачений на виконання всього комплексу робіт для будівництва свердловини або кінця буріння, якщо свердловина закінчена без випробування. Виражається в днях по свердловинах, будівництво яких закінчено, і складається з кален​дарної тривалості вежобудування, буріння та випробування, включаючи час перерв між ци​ми етапами циклу будівництва свердловин. Час консервації з показника виключається. Се​редня тривалість за даними первинного обліку
[image: image6223.png]


 (27.33)
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де [image: image6224.png]Y To



— календарна тривалість будівництва всіх свердловин, закінчених у звітному періоді, незалежно від дати початку будівництва, год; [image: image6225.png]n6



— кількість свердловин, побудо​ваних у звітному періоді.
Цикл будівництва свердловин — комплекс робіт з будівництва свердловини, що вклю​чає роботи зі спорудження вежі, проводки стовбура свердловини, його кріплення та опробу-вання продуктивних об'єктів. Тривалість циклу охоплює період часу від початку підготовчих робіт до вежобудування до закінчення робіт з демонтажу БУ. Виробничий цикл будівництва свердловин включає три етапи: будівництво і монтаж БУ (вежобудування), проводку і кріплення стовбура свердловини (буріння) і роботи з випробування свердловини на продуктивність, а також час перерв між етапами і всередині етапів, якщо вони мають місце. У тривалість циклу не включається час консервації свердловини. Датою початку циклу є дата початку будівельно-монтажних робіт на свердловиноточці (без витрат часу на складання і комплектацію нових БУ в монтовані агрегати). Датою закінчення циклу є дата завершення робіт з випробування свердловини.
Швидкість механічна — показник, що характеризує темп руйнування гірничої породи і залежить від її особливостей, типу долота, режиму буріння, використаного обладнання і забійного двигуна, параметрів промивальної рідини та кваліфікації бурильника. Обчис​люється за формулою
[image: image6226.png]


 (27.34)
де  [image: image6227.png]


— час механічного буріння.
Швидкість рейсова — показник, що характеризує ефективність роботи долота і пока​зує темп заглиблення стовбура свердловини за час механічного буріння та спуско-підйом-них операцій
[image: image6228.png]


 (27.35)
де [image: image6229.png]en



 — час спуско-підйомних операцій.год. Формулу рейсової швидкості можна зобра​зити також у вигляді
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 (27.36)
Швидкість технічна — показник, що характеризує темп проведення технологічно не​обхідних робіт з буріння свердловин
[image: image6231.png]H.-720
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 (27.37)
де [image: image6232.png]


— час кріплення свердловини;[image: image6233.png]"



— час допоміжних робіт;    [image: image6234.png]Ty



   — час інших робіт; [image: image6235.png]


 — проходка.
Швидкість комерційна — показник, що характеризує темпи проведення робіт з буріння та кріплення свердловини. При плануванні та обліку її визначають по цілях буріння, по видах корисних копалин, по площах. Вона є основою при плануванні обсягів бурових робіт, матеріально-технічних ресурсів, фінансування, нормуванні тощо. У загаль​ному вигляді визначається за формулою
[image: image6236.png]


 (27.38)
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де [image: image6237.png]Ts



— загальний календарний час буріння свердловини.
Із формули (27.38) випливає ряд похідних формул для визначення комерційної швид​кості:
                                  [image: image6238.png]V=120 Viypu'



     (27.39)
                                     [image: image6239.png]


 (27.40)
де [image: image6240.png]


— питома вага часу механічного буріння в балансі календарного; [image: image6241.png]Yoo



— питома ва​га робіт з проходки в балансі календарного часу.
Залежно від мети розрахунку та обсягу використаної інформації різними дослідниками (В.П.Кауфман, Л.Г.Альохін,Б.Ф.Янтцен, А.І.Перчик, О.Г.Шаповалов, В.С.Карпов, Л.Г.Костіна та ін.) запропоновано ряд модифікацій формули комерційної швидкості.
Швидкість циклова — показник, що характеризує темп будівництва окремої свердло​вини або в середньому в цілому по підприємству показує ступінь організації і управління бу​ровими роботами по всьому циклу будівництва свердловини, а також ступінь удосконален​ня й освоєності техніки і технології будівництва свердловин
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— загальна календарна тривалість спорудження свердловини (час роботи і можли​вих перерв).
Формування собівартості на підприємствах нафтової і газової промисловості Собівартість продукції — категорія поточних витрат, що відображає в узагальненій грошовій формі ту частину витрат виробництва, яка пов'язана з затратами матеріальних, трудових та фінансових ресурсів підприємства на виробництво і реалізацію продукції, тобто за їх рахунок не можна вести будівництво, реконструкцію підприємства, придбання облад​нання і т.д.
Різноманітність форм витрат на виробництво і реалізацію продукції вимагає їх система​тизації, що досягається за допомогою класифікації. Залежно від зв'язку зі стадіями круго​обігу, витрати поділяють на виробничі та позавиробничі; залежно від участі у виробничому процесі — на основні та накладні; залежно від способу віднесення на собівартість продукції - на прямі та посередні; від зв'язку з обсягом виробництва - на умовно постійні та умовно змінні.
Виробничі витрати — всі види витрат, які безпосередньо пов'язані з виготовлен​ням продукції (виконанням робіт) та утворюють фабрично-заводську собівартість про​дукції.
Позавиробничі витрати — витрати, що пов'язані переважно з реалізацією гото​вої пролдукції. Це витрати обігу, які є неминучими в кожному госпрозрахунковому підприємстві.
Основні витрати — всі витрати, які безпосередньо пов'язані з технологічним про​цесом виготовлення продукції (виконання робіт). Ці витрати є неминучими при будь-яких умовах та характері виробництва.
Накладні витрати — витрати, не пов'язані безпосередньо з технологічними проце​сами; утворюються під впливом певних умов роботи, що пов'язані з організацією, уп​равлінням та обслуговуванням виробництва.
Прямі витрати — економічно однорідні витрати, які відносяться на собівартість продукції прямо, безпосередньо, відповідно до науково обгрунтованих норм.
Посередні витрати — витрати, які не можна визначити по окремих продуктах за ознакою прямої належності, а тому їх розподіляють за певною методикою.
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Умовно-постійні витрати — витрати, величина яких не змінюється і не зале​жить від обсягу виробництва (або залежність незначна). До них належать амортизаційні відрахування, заробітна плата управлінського персоналу і т.п.
Умовно-змінні витрати — витрати, величина яких перебуває в певній залеж​ності від обсягу виробництва. Оскільки така залежність може бути різною, серед змінних витрат виділяють пропорційні, прогресивні та дегресивні.
Пропорційні витрати — витрати, величина яких змінюється в таких же про​порціях, в яких змінюється обсяг виробництва (наприклад, сировина, основні матеріали, енергія для технологічних потреб та ін.).
Прогресивні витрати —витрати, які зростають швидше, ніж зростає обсяг вироб​ництва (наприклад, заробітна плата робітників при прогресивних системах оплати).
Дегресивні витрати — витрати, які зростають зі зростанням обсягу виробництва, але темпи їх росту повільніші (напиклад, витрати на поточний ремонт основних фондів).
З метою обліку та планування всі витрати класифікують також за економічними еле​ментами та калькуляційними статтями.
Економічні елементи — витрати виробництва, які є однорідними за економічною ознакою і визначаються на основі функціональної ролі витрат в процесі праці.
Класифікація витрат за економічними елементами єдина і обов'язкова для всіх галузей і підприємств і включає: матеріальні витрати, витрати на оплату праці, відрахування на соціальне страхування, відрахування на обов'язкове медичне страхування, амортизацію ос​новних фондів, інші витрати. Згідно з чинною нормативною документацією названі доку​менти охоплюють:
1. Матеріальні вирати.
1.1. Сировина і основні матеріали, що придбані на стороні.
1.2. Допоміжні матеріали, пакувальні матеріали.
1.3. Запасні частини для ремонту основних фондів.
1.4. Зношування інструментів, пристроїв, інвентаря, приладів, лабораторного обладнан​ня, що не належать до основних фондів.
1.5. Зношування спецодягу, інших малоцінних предметів.
1.6. Куповані комплектуючі вироби і напівфабрикати.
1.7.  Робота та послуги виробничого характеру, виконані сторонніми підприємствами або власними підрозділами, які належать до основної діяльності.
1.8. Витрати, пов'язані з використанням природної сировини: відрахування на геолого​розвідувальні роботи, рекультивацію земель, плата за воду, що забирається підприємством з водогосподарських систем.
1.9.  Придбане на стороні паливо всіх видів для технологічних потреб, на виробництво всіх видів енергії, для транспортного обслуговування виробництва.
1.10. Купована енергія всіх видів, що витрачається на технологічні енергетичні, рушійні та інші виробничі і господарські потреби.
1.11.  Витрати внаслідок недостачі матеріальних ресурсів в межах норм природного збитку.
1.12.  Витрати підприємства на придбання тари й упаковки (за винятком дерев'яної та паперової).
2. Витрати на оплату праці.
2.1. Виплати заробітної плати за виконані роботи чи відпрацьований час згідно з прий​нятими системами оплати праці.
2.2. Вартість продукції, виданої в порядку натуральної оплати працівникам, що зайняті в сільськогосподарському виробництві.
2.3. Надбавки та доплати до тарифних ставок і окладів, у тому числі за роботу в нічний час, за суміщення професій, за розширення зон обслуговування.
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2.4. Премії (включаючи і натуральні премії) за виробничі результати.
2.5. Вартість безплатних комунальних послуг, харчування, продуктів, житла або їх гро​шова компенсація.
2.6. Вартість виданих безплатно згідно з чинним законодавством предметів, що залиша​ються в особистому користуванні (наприклад, обмундирування).
2.7.  Оплата згідно з чинним законодавством чергових та додаткових відпусток або ком​пенсацій при невикористанні їх.
2.8. Оплата пільгових годин підлітків.
2.9. Оплата перерв у роботі матерів, що годують дітей.
2.10. Оплата часу, пов'язаного з виконанням державних та громадських обов'язків.
2.11.  Одноразова винагорода за вислугу років або надбавка за стаж згідно з чинним за​конодавством.
2.12. Виплата по районних коефіцієнтах, коефіцієнтах за роботу в пустинних та безвод​них районах, по коефіцієнтах за роботу у високогірних районах.
2.13.  Надбавки до заробітної плати, що передбачені законодавством за безперервний стаж роботи в районах Крайньої Півночі та місцевостях, що до них прирівняні.
2.14.  Оплата навчальних відпусток працівникам, що навчаються успішно у вечірніх та заочних закладах, а також у заочній аспірантурі.
2.15. Оплата за час вимушеного прогулу у випадках, передбачених законом.
2.16.  Доплати у випадках тимчасової втрати працездатності до фактичного заробітку, які встановлені законом.
2.17. Оплата за роботу у вихідні та святкові дні.
2.18. Оплата за роботу в понадурочний час.
2.19. Різниця між окладами,що виплачується при тимчасовому заступництві.
2.20.  Оплата простоїв, що виникли з внутрішньовиробничих причин, незалежних від працівника.
2.21. Оплата робіт за трудовими угодами.
2.22. Інші види оплати згідно з встановленим порядком.
3.  Відрахування на державне соціальне страхування - за нормами від витрат на оплату праці, які включені в собівартість.
4.  Відрахування на обов'язкове медичне страхування членів трудового колективу, зарпла​та яких включається в склад собівартості.
5. Амортизація основних фондів.
5.1. Амортизація основних фондів виробничого призначення.
5.2. Амортизація основних фондів невиробничого призначення.
5.3. Амортизація орендованих основних фондів.
5.4.  Амортизація основних фондів (приміщень), які надані безплатно підприємствам громадського харчування, що обслуговують трудові колективи.
6. Інші витрати.
6.1.  Виплати з обов'язкового страхування майна підприємства, що числиться в складі виробничих фондів.
6.2. Винагорода за винаходи та раціоналізаторські пропозиції.
6.3. Плата по процентах за короткотермінові кредити банків (крім процентів за простро​чені та відстрочені позики і позики на поповнення недостачі власних обігових коштів).
6.4. Оплата робіт з сертифікації продукції.
6.5. Витрати на відрядження за встановленими нормами.
6.6. Оплата підйомних.
6.7. Плата стороннім підприємствам за пожежну та сторожову охорону.
6.8. Витрати на організований набір працівників.
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6.9. Витрати на гарантійний ремонт та обслуговування виробів, по яких встановлено га​рантійний термін.
6.10. Оплата послуг зв'язку та обчислювальних центрів.
6.11. Плата за оренду у випадку оренди основних виробничих фондів.
6.12. Спрацювання нематеріальних активів.                                                             
6.13. Відрахування в ремонтний фонд.
Поелементний розріз класифікації використовується при розробці кошторисів та для економічної характеристики виробництва різних галузей промисловості.
Калькуляційні статті (статті витрат) — витрати комплексного характеру, що пов'язані з виконанням певних робіт та мають цільове призначення. На основі розрахунку калькуляційних статей визначаються витрати на конкретні види продукції (робіт), на конк​ретного виконавця і т.п.
Типова калькуляція включає такі статті:
1. Витрати на підготовку та освоєння виробництва.
2. Витрати, безпосередньо пов'язані з виробництвом продукції (виконанням робіт, над​анням послуг), зумовлені технологією та організацією виробництва.
3. Витрати, пов'язані з використанням природно! сировини.
4. Витрати некапітального характеру, що здійснюються в ході виробничого процесу.
5. Витрати, пов'язані з винахідництвом та раціоналізацією.
6. Витрати на обслуговування виробничого процесу.
7. Витрати для забезпечення нормальних умов праці і техніки безпеки.
8. Витрати, пов'язані з набором робочої сили згідно з чинним законодавством.
9.  Поточні витрати, пов'язані з утриманням та експлуатацією основних фондів приро​доохоронного призначення.
10. Витрати, пов'язані з управлінням виробництвом.
11. Витрати, пов'язані з підготовкою та перепідготовкою кадрів.
12. Витрати на транспортування працівників до місця роботи і назад по маршрутах, що не обслуговуються транспортом загального призначення.
13. Додаткові витрати, пов'язані з виконанням робіт вахтовим методом.
14. Виплати за невідпрацьований на виробництві час згідно з чинним законодавством.
15. Відрахування на державне соціальне страхування від витрат на оплату праці, вклю​чених в собівартість.
16. Відрахування на обов'язкове медичне страхування.
17. Витрати на обов'язкове страхування майна підприємства, що враховується в складі виробничих фондів.
18. Витрати на оплату процентів позик банків.
19.   Оплата послуг банків для здійснення згідно з укладеними договорами торгово-комісійних операцій.
20.  Витрати на гарантійне обслуговування та ремонт виробів, на які встановлено га​рантійний термін.
21. Витрати, пов'язані зі збутом продукції.
22.  Витрати на утримання приміщень, що безплатно передаються підприємствам гро​мадського харчування для обслуговування працівників.
23.  Витрати на відтворення основних виробничих фондів у формі амортизаційних відрахувань на повне відтворення.
24. Оплата спрацювання нематеріальних активів.
У загальній класифікації витрат розрізняють витрати, які залежать від роботи конкрет​ного підприємства (норми витрат ресурсів) і не залежать від підприємства (норми аморти​зації, тарифні ставки, ціни і т.д.).
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Кошторис на геологорозвідувальні роботи — відомість, в якій системати​зовані у грошовій формі всі витрати на проведення геологорозвідувальних робіт. Він скла​дається за встановленою формою та використовується для контролю за використанням кошторисного ліміту і аналізу собівартості геологорозвідувальних робіт. Включає основні витрати, накладні витрати на планові нагромадження.
До основних витрат кошторису відносять: основну заробітну плату; додаткову заробітну плату; відрахування на соціальне страхування; вартість матеріалів, електроенергії, стисне​ного повітря, пари; амортизаційні відрахування; спрацювання малоцінних і швидкоспраць-ованих предметів; вартість послуг допоміжних виробництв і зі сторони; витрати на транс​порт; інші витрати.
Накладні витрати при складанні кошторисів враховуються в процентному відношенні від суми основних витрат.
Сума основних і накладних витрат, а також планових нагромаджень утворює кошто​рисну вартість геологорозвідувальних робіт.
Кошторисна собівартість будівництва свердловин — сума витрат, що розрахована на основі технологічних проектів за кошторисними нормативами та цінами, тобто базою для визначення кошторисної собівартості є розроблений кошторис витрат на будівництво сверд​ловин.
При розробці кошторисної документації та плануванні собівартості в бурінні застосову​ють поділ витрат на такі, що залежать від тривалості буріння, і такі,що залежать від обсягів буріння (проходки).
До витрат, що залежать від тривалості буріння, відносять заробітну плату бурової брига​ди, затрати на утримання бурового обладнання, спецтранспорт та ін. Ця група витрат ста​новить від 60 до 80 % всіх витрат на буріння.
Витрати, що залежать від обсягів, включають витрати на долота, обсадні труби, цемент, спрацювання бурильних труб та ін.
Статті витрат, які входять до складу собівартості будівництва свердловин:
1. Підготовчі роботи.
2. Монтаж і демонтаж бурового обладнання.
3. Буріння і кріплення свердловин, в тому числі:
а) матеріали;
б) труби обсадні;
в) заробітна плата основна з нарахуваннями;
г)  експлуатація бурового обладнання та інструменту, в тому числі амортизація буро​вого обладнання; транспортні витрати; енергетичні витрати; послуги допоміжних вироб​ництв.
4. Випробування свердловин на продуктивність.
5. Промислово-геофізичні роботи.
6. Накладні витрати.
7. Витрати внаслідок браку.
Кошторисна вартість свердловин визначається на підставі затвердженої ціни їм проход​ки.
Собівартість продукції нафтогазовидобувного підприємства —еко​номічний показник, який характеризує його грошові та матеріальні витрати на видобуток і реалізацію нафти, супутного та природного газу.
Характерною особливістю собівартості видобутку нафти і газу є значна питома вага умовно-постійних витрат. В промисловій собівартості видобутку нафти і газу до них відносять і амортизацію свердловин та інших основних засобів, цехові і загально-промислові витрати, заробітну плату, витрати на освоєння і підготовку виробництва, на утримання і ек​сплуатацію обладнання і ін.
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Питома вага умовно-постійних витрат в собівартості видобутку нафти становить 75-85 %, а газу — 80-90 %.
Склад витрат на видобуток нафти і газу в розрізі калькуляційних статей:
1. Енергія на видобуток нафти.
2. Допоміжні матеріали.
3. Штучна дія на пласт.
4. Заробітна плата з нарахуваннями.
5. Амортизація свердловини.
6. Збір і транспортування нафти та газу.
7. Підготовка газу.
8. Технологічна підготовка нафти.
9. Підготовка й освоєння виробництва.
10. Утримання й експлуатація обладнання.
11. Цехові витрати.
12. Загально-промислові витрати.
13. Інші виробничі витрати, в тому числі на геологорозвідувальні роботи.
14. Позавиробничі витрати.
Кошторисна собівартість будівництва трубопроводів — показник, що характеризує розмір грошових коштів, які підрядна будівельна організація отримує від за​мовника для покриття витрат на проведення будівельно-монтажних робіт.
Кошторисна вартість будівництва трубопроводів — ціна відповідного об'єкта як будівельної продукції. Кошторисна вартість будівельно-монтажних робіт скла​дається з прямих витрат, накладних витрат і планових нагромаджень.
До складу прямих витрат на виконання будівельно-монтажних робіт входять:
а)  витрати на будівельні матеріали, деталі та конструкції з вартістю їх доставки та зберігання;
б)  основна заробітна плата робочих з нарахуваннями;
в)  витрати на експлуатацію будівельних машин і механізмів;
г)  інші витрати.
Витрати обороту — економічний показник роботи підприємств трубопроводного транспорту, що характеризує витрати на закупівлю, транспорт, затарювання, зберігання та реалізацію нафти, нафтопродуктів та газу.
Облік витрат на транспорт, зберігання і реалізацію нафти, нафтопродуктів чи газу ве​деться згідно з їх класифікацією по економічних елементах та статтях витрат.
Експлуатаційні витрати визначають на основі складення кошторису експлуатаційних витрат, який охоплює всі витрати на експлуатації об'єкта. Кошторис експлуатаційних витрат охоплює такі статті:
заробітна плата виробничого персоналу (основна і відрахування на соціальне страху​вання) ;
матеріали, реагенти; електроенергія купована; газ на власні виробничо-технічні потреби; витрати газу, нафти чи газопродуктів; амортизація основних фондів; адміністративно-управлінські витрати.
Оцінка ефективності інвестиційної діяльності. Інвестиції — майнові та інтелектуальні цінності, що вкладаються в об'єкти підприємницької та інших видів діяльності, в результаті якої створюється прибуток (дохід) або досягається соціальний ефект.
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Такими цінностями можуть бути: рухоме та нерухоме майно (будинки, споруди, устат​кування та інші матеріальні ціності); кошти, цільові банківські вклади, паї, акції та інші цінні папери; майнові права, що випливають з авторських -прав, досвід та інші інтелектуальні цінності; сукупність технічних, технологічних, комерційних та інших знань, оформлених у вигляді технічної документації, навиків та виробничого досвіду, необхідних для організації того чи іншого виробництва, але не запатентованих ноу-хау; права користу​вання землею, водою, ресурсами, будинками, спорудами а також інші майнові цінності.
Інвестиційна діяльність — сукупність практичних дій громадян, юридичних осіб і держави щодо реалізації інвестицій. Інвестиційна діяльність в Україні регулюється двома основними законодавчими актами: Законом України "Про інвестиційну діяльність" та Законом України "Про іноземні інвестиції".
Капітальні вкладення — сукупність витрат матеріальних, трудових та грошо-вих ресурсів, спрямованих на розширене відтворення основних фондів підпри-ємств та ор​ганізацій. Розрізняють капіталовкладення прямі, сполучні та супутні.
Капітальні вкладення прямі — капітальні вкладення, які безпосередньо пов'язані з будівництвом даного підприємства, об'єкта.
Капітальні вкладення сполучні —капітальні вкладення, які пов'язані зі забез​печенням підприємства сировиною, матеріалами та іншим, необхідним для експлуатації да​ного підприємства.
Капітальні вкладення супутні — капітальні вкладення, які пов'язані тери​торіальне та функціонально з прямими (наприклад, перенесення залізничної вітки, будівництво різних комунікацій).
Капітальне будівництво — сфера матеріального виробництва, яка забезпечує розширене відтворення основних фондів, частина матеріальних вкладень, що використо​вується для будівництва промислових підприємств, об'єктів житлово-комунального та соціального призначення і т.п. За видами капітального будівництва розрізняють нове будівництво, розширення, реконструкцію, технічне переозброєння, відновлювальні роботи.
Нове будівництво (новобудова) — процес спорудження підприємств, будівель, споруд, що здійснюється на нових майданчиках за первісне затвердженим у вста​новленому порядку проектом.
Розширення діючого виробництва—процес будівництва другої та наступних черг, додаткових виробничих комплексів, нових або розширення існуючих цехів основного виробництва, що суміщується із будівництвом нових або розширенням діючих допоміжних і обслуговуючих виробництв, господарств та комунікацій як на території господарської систе​ми, так і на прилеглих площах.
Реконструкція діючого підприємства —повне або часткове переобладнання та перебудова виробництва зі заміною морально застарілого та фізично спрацьованого об​ладнання, механізацією та автоматизацією виробництва, усуненням диспропорцій у роботі технологічних ланок і допоміжних служб, яке здійснюється за єдиним планом.
При реконструкції будівництво нових цехів основного виробництва не проводиться, але допускається при необхідності будівництво нових та розширення діючих об'єктів до​поміжного та обслуговуючого призначення. Реконструкція діючих підприємств може про​водитись і для зміни їх профілю та випуску нової продукції.
Технічне переозброєння — комплекс заходів, пов'"заних з підвищенням до су​часних вимог технічного рівня окремих ділянок виробництва, агрегатів і установок. Відмінність технічного переозброєння від реконструкції полягає, головним чином, в обсягах будівельно-монтажних робіт. При технічному переозброєнні частка будівельно-монтажних робіт у загальному обсязі капітальних вкладень не перевищує 8-10 %, а при реконструкції досягає 50-60 %.
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Залежно від ступеня оновлення матеріальної бази при реконструкції та технічному пе​реозброєнні розрізняють реконструкцію малу, коли коефіцієнт заміни основних фондів не перевищує 0,2; середню — з коефіцієнтом заміни 0,2-0,4; повну, коли коефіцієнт заміни перевищує 0,4. При цьому коефіцієнт оновлення активної частини основних фондів може досягати 1,0, а пасивної частини — не перевищує 0,4-0,5.
Відновлювальні роботи — будівельно-монтажні роботи капітального характеру, пов'язані з відновленням придатності основних фондів, які були порушені внаслідок різних стихійних лих, аварій і т.п.
Економічна ефективність капітальних вкладень—показник, що харак​теризує результативність та доцільність реалізації капітальних вкладень. Визначається співвідношенням між корисним результатом від капітальних вкладень та витратами, які бу​ли спрямовані на їх реалізацію, і спричинили цей результат.
В практиці розрахунків використовують два види економічної ефективності капітальних вкладень: загальну (абсолютну) та порівняльну економічну ефективність.
Загальна (абсолютна) ефективність капітальних вкладень—показ​ник, що характеризує темпи приросту ефекту в натуральних одиницях, який припадає на одиницю витрат, що забезпечили цей приріст. Загальну ефективність можна оцінити двома показниками — коефіцієнтом загальної ефективності та строком її окупності.
Визначення загальної ефективності капітальних вкладень має свої особливості для різних стадій інвестиційного процесу в нафтову та газову промисловість: геолого​розвідувальні роботи, розробка нафтових і газових родовищ, транспортування нафти і газу.
Коефіцієнт загальної (абсолютної) ефективності капітальних вкладень — показник, який використовується при розробці планів розвитку народного господарства, окремих галузей, при виборі варіантів будівництва окремих об'єктів, їх розміщення і т.п.
По народному господарству загалом розрахунок проводять за формулою
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 (27.42)
де [image: image6245.png]


— приріст річного обсягу національного доходу; К — капітальні вкладення, які сприяли цьому приросту.
По галузях народного господарства абсолютну ефективність визначають за формулою
                                           [image: image6246.png]


 (27.43)
де [image: image6247.png]


— приріст прибутку за плановий період.
Загальна економічна ефективність капітальних вкладень по окремих підприємствах, будовах і об'єктах, а також на окремі заходи
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 (27.44)
де[image: image6249.png]


— річний випуск продукції в оптових цінах підприємства;[image: image6250.png]


— повна собівартість річного випуску продукції; П — річний прибуток; К — капітальні вкладення на здійснення заходу.
Для підприємств, яким встановлюються показники щодо зниження собівартості, показ​ник абсолютної ефективності
[image: image6251.png]


 (27.45)
де[image: image6252.png]C,C



— собівартості продукції відповідно до і після здійснення капітальних вкладень.
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Загальна (абсолютна) ефективність капітальних вкладень у пошуки та розвідку нафтових і газових родовищ визначається за формулою»
[image: image6253.png]


 (27.46)
де[image: image6254.png]


— середньорічний народногосподарський ефект, крб; а — частка ефекту стосовно геологорозвідувальної галузі, частки одиниці; [image: image6255.png]


— витрати на пошуки і розвідку родо​вищ, крб.
Середньорічний народногосподарський ефект від підготовки і використання запасів нафти і газу конкретного родовища визначається за формулою
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 (27.47)
де [image: image6257.png]


— кінцеві витрати на нафту і газ в районі видобування, крб, які характеризують гранично допустимий для визначеного періоду рівень витрат на видобуток 1 т нафти, 1000 м3 газу на різних родовищах, які задовольняють потребу в нафті та газі; С — собівартість видобутку 1 т нафти чи 1000 м3 газу, крб; [image: image6258.png]


— питомі капітальні вкладення в пошуки, розвідку і розробку родовищ, крб; [image: image6259.png]


— нормативний коефіцієнт порівняльної ефектив​ності капітальних вкладень; [image: image6260.png]


— видобувні запаси нафти і газу промислових категорій А + В + С, т; [image: image6261.png]


— середньорічний темп відбору запасів, частки одиниці.
Частка ефекту, що відноситься на геологорозвідувальну галузь, визначається про​порційно витратам на геологорозвідувальні роботи і розробку родовища. Витрати на геоло​горозвідувальні роботи включають в себе витрати на виявлення і підготовку структур, пошу​кове і розвідувальне буріння з елементами облаштування на розвідувальному етапі.
До показників абсолютної ефективності витрат на геологорозвідувальні роботи відносять також прирости запасів на 1 крб. витрат, на їм проходки, 1 км2 площі зйомки, 1 погонний кілометр профілю.
Для геофізичних методів пошуків і розвідки загальну ефективність витрат характеризу​ють коефіцієнтом поновлення фонду підготовлених структур
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 (27.48)
де[image: image6263.png]


— число підготовлених геофізичними методами структур; [image: image6264.png]


— число структур, що вводяться в буріння за рік.
Абсолютну ефективність геологорозвідувальних робіт в цілому характеризує коефіцієнт поповнення відібраних запасів нафти і газу
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 (27.49)
де [image: image6266.png]


— приріст запасів нафти і газу; [image: image6267.png]


— видобуток нафти і газу за періодд, 1000 м3.
Загальна абсолютна економічна ефективність капітальних вкла​день в газонафтовидобувну галузь визначається за формулою
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 (27.50)
де [image: image6269.png]


— середньорічна розрахункова цінність, що одержується за рахунок введення но​вих потужностей нафти і газу, крб; [image: image6270.png]


— капітальні вкладення в будівництво об'єктів ви​робничого призначення, крб.
Середньорічна розрахункова цінність
[image: image6271.png]1, = G, — C)F,



 (27.51)
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де[image: image6272.png]-



— середньорічний за період оцінки граничний норматив зведених витрат в розра​хунку на одиницю продукції; [image: image6273.png]


— середньорічна собівартість видобутку одиниці про​дукції з нових свердловин, крб; [image: image6274.png]


 - середньорічна потужність нових свердловин, введених у даному періоді, т.
Середньорічна потужність нових свердловин, введених у даному році
[image: image6275.png]Ny = NoKsyr



 (27.52)
де [image: image6276.png]


— річна потужність нових свердловин у рік введення їх в експлуатацію, т;. [image: image6277.png]K.y



— се​редньорічний коефіцієнт зміни потужності нових свердловин, частки одиниці.
Річна потужність нових нафтогазових свердловин в рік введення їх в експлуатацію
[image: image6278.png]= 365 gunpKoms



 (27.53)
де[image: image6279.png]


— середньодобовий дебіт нових свердловин, т/добу; [image: image6280.png]


— кількість нових свердло​вин, виведених у даному році з буріння і освоєння; [image: image6281.png]


— коефіцієнт експлуатації нових свердловин, частки одиниці.
Середньорічний коефіцієнт зміни потужності свердловин
[image: image6282.png]Ky + KK, + KKKy +. +K K. Ky




 (27.54)
де [image: image6283.png]K, K; K



,...,[image: image6284.png]


- коефіцієнти зміни потужності нових свердловин в 1-му, 2-му, 3-му t—му році експлуатації, дорівнюють коефіцієнтам зміни видобутку нафти по перехідному фонду свердловин, частки одиниці; Там — період оцінки, що звичайно приймається рівним нормативному строку амортизації видобувних свердловин (15 років), роки.
Загальна (абсолютна) економічна ефективність вкладень в окре​мий трубопровід
[image: image6285.png]


 (27.55)
де [image: image6286.png]


 — вартість річного об'єму перекачування продукції за тарифом, крб; [image: image6287.png]


— собівартість річного об'єму перекачування продукції, крб; [image: image6288.png]


— капітальні вкладення в будівництво трубопровода, крб.
Строк окупності капітальних вкладень — показник, який характеризує час, протягом якого капітальні вкладення повертаються у вигляді додаткового прибутку (до​ходу).
Для всього народного господарства та його галузей (промисловість, будівництво, транс​порт та ін.) строк окупності визначається відношенням суми капітальних вкладень до при​росту річного обсягу національного доходу; для окремих галузей - відношенням капітальних вкладень до приросту прибутку; для окремих підприємств, будов і об'єктів - відношеннчм суми капітальних вкладень до суми прибутку або економії від зниження собівартості, одер​жаних за рахунок даних капітальних вкладень:
[image: image6289.png]


 (27.56)
Порівняльна ефективність капітальних вкладень — показник, що ха​рактеризує економію витрат, яку можна отримати за рахунок реалізації кращого варіанту капітальних вкладень порівняно з прийнятою базою.
Визначення порівняльної економічної ефективності капітальних вкладень проводиться за величиною так званих зведених витрат, що є сумою поточних витрат (собівартості) та капітальних вкладень, зведених до однакової розмірності:
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[image: image6290.png]


 (27.57)
де [image: image6291.png]


— капіталовкладення за і-им варіантом; [image: image6292.png]


— поточні витрати (собівартість про​дукції) за тим же варіантом. Показники К і С можуть застосовуватись як у вигляді повної суми капітальних вкладень і собівартості річного випуску продукції, так і у вигляді пито​мих капітальних вкладень і собівартості одиниці продукції.
Якщо за порівнюваними варіантами капітальні вкладення відрізняються тривалістю будівництва, розподілом їх величини по періодах, то порівняння варіантів слід проводити з врахуванням фактору часу.
Для цього використовується коефіцієнт різночасових витрат
[image: image6293.png]b —
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 (27.58)
де[image: image6294.png]


— період часу зведення, роки; [image: image6295.png]


— норматив для зведення різночасових витрат.
Індекс (1+[image: image6296.png]


 показує темп зростання витрат залежно від строку замороження капітальних вкладень.
Капітальні вкладення, зведені до поточного моменту, визначаються шляхом множення щорічних капітальних вкладень на коефіцієнт зведення
[image: image6297.png]T § X,
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 (27.59)
де [image: image6298.png]


— капітальні вкладення в поточному році будівництва;[image: image6299.png]


— роки будівництва 1, 2, З ...; Т — строк будівництва в цілому.
При необхідності капітальні вкладення можна звести до моменту закінчення будівництва (до початку експлуатації об'єкта). Для цього користуються формулою
[image: image6300.png]'
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 (27.60)
При розрахунках порівняльної економічної ефективності слід враховувати, що вкладені кошти дають ефект не зразу, а тільки після закінчення строку будівництва, тобто на певний час вони виключаються із народногосподарського обігу.
Загальну суму коштів, виключених з обігу в період будівництва, можна визначити за формулою
[image: image6301.png]T
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 (27.61)
Втрати від заморожування нефункціонуючих капітальних вкладень за період (час) будівництва
[image: image6302.png]T
Koz = 3 EK(T = 1+ 1)
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 (27.62)
Лаг — розрив у часі між здійсненням капітальних вкладень і одержанням ефекту, тоб​то лаг — це середній термін, протягом якого 1крб. капітальних вкладень знаходиться у не​завершеному будівництві. Цей показник визначається за формулою
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 (27.63)
Порівняльна ефективність капітальних вкладень у геолого​розвідувальні роботи. Вибір найбільш раціональних методів (методик) геолого​розвідувальних робіт здійснюється на основі викладених критеріїв порівняльної економічної ефективності.
Якщо порівняльні методи при зіставленні результативності значно відрізняються за строками виконання, їх економічна оцінка повинна проводитись з врахуванням фактору часу за формулою
[image: image6304.png]=[G+ a..zr: (BT,
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 (27.64)
де [image: image6305.png]


— зведені витрати, необхідні для здійснення робіт даним методом і за допомогою да​ної методики; [image: image6306.png]


 і [image: image6307.png]


— відповідно поточні витрати і капіталовкладення по і-му варіанту; Т— тривалість розвідувальних робіт; [image: image6308.png]


— роки проведення розвідувальних робіт ([image: image6309.png]


= 1, 2, З, ...0.
Порівняльна ефективність капітальних вкладень у видобуток нафти і газу. Визначення найбільш доцільного варіанту розробки нафтового родовища здійснюється на основі максимуму розрахункової грошової оцінки (Епв) за формулою
[image: image6310.png]T B Q€ + K)



 (27.65)
де Т — період експлуатації нафтового родовища до економічно вигідної межі розробки, ро​ки; [image: image6311.png]


— кінцеві витрати на нафту в[image: image6312.png]


-му році; [image: image6313.png]


— видобуток нафти в t-му році, т;[image: image6314.png]


—  експлуатаційні витрати (без амортизаційних відрахувань на реновацію) в t-му році, крб.
Вибір найбільш доцільного варіанту розробки газового родовища здійснюється на основі мінімуму інтегральних зведених витрат[image: image6315.png]GBop)



 з врахуванням їх різночасовості
[image: image6316.png]3up = 2
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 (27.66)
де Т — основний період розробки газового родовища, роки; [image: image6317.png]C



— експлуатаційні витрати на видобуток газу в[image: image6318.png]


-му році, крб; [image: image6319.png]


— нагромаджені капітальні вкладення в t-му році, крб.
Оцінка ефективності іноваційних заходів. Іноваційна діяльність — одна з форм інвестиційної діяльності, яка здійснюється з метою впровадження досягнень науково-технічного прогресу у виробництво і соціальну сферу. Вона охоплює: випуск і розповсюд​ження принципово нових видів техніки і технології; фінансування фундаментальних досліджень для здійснення якісних змін у стані продуктивних сил; реалізацію довго​термінових науково-технічних програм з великим строком окупності; прогресивні міжгалузеві структурні зміни; розробку та впровадження нової ресурсозаощаджуючої тех​нології, призначеної для поліпшення соціально-екологічного становища.
598
Нова техніка — вперше реалізовані у народному господарстві результати на-укових досліджень і прикладних розробок, які містять винаходи та інші науково-технічні досягнен​ня, а також нові або удосконалені технологічні процеси (техно-логічні прийоми) виробницт​ва, знаряддя і предмети праці, способи організації виробництва та праці, що забезпечують поліпшення техніко-економічних показників виробництва або розв'язання соціальних, еко​логічних та інших задач.

Ефективність іновацій оцінюється шляхом розрахунку та порівняння показників еко​номії, економічного ефекту та економічної ефективності.
Економія — збереження матеріальних, трудових та фінансових ресурсів на вироб​ництво продукції, виконання робіт чи надання послуг в результаті здійснення іновацій. Аб​солютна економія показує скорочення фактичних витрат матеріальних ресурсів, фінансових коштів та витрат праці на виробництво порівняно з досягну-тою раніше величи​ною цих витрат на порівняний обсяг продукції (робіт, послуг).
Відносна економія являє собою скорочення витрат відповідних ресурсів порівняно з можливими їх витратами за діючими нормами і нормативами на виробництво фактичного обсягу продукції. При розрахунках економії розрізняють умовно-річну економію, перехідну економію та економію до кінця року.
Економічний ефект — сумарна економія всіх виробничих ресурсів (живої праці, капітальних вкладень, інших ресурсів, а також часу), яку одержує виробництво в резуль​таті запровадження науково-технічних заходів, що проявляється остаточно у збільшенні національного доходу.
Утворення економічного ефекту від впровадження заходів науково-технічного прогресу на підприємствах нафто-газового комплексу досягається при:
а)  розробці й експлуатації нафтових і газових родовищ за рахунок додаткового видо​бутку нафти, що може бути досягнений в результаті оптимізації режиму розробки об'єктів і свердловин; застосування методів впливу на привибійну зону свердловин; вико​ристання різних способів підтримання тиску: скорочення витрат часу на проведення підземних і капітальних ремонтів свердловин; підвищення якості ремонтів; збільшення міжремонтного періоду роботи свердловин та іншого нафтопромислового обладнання; вдосконалення процесів збору, підготовки і транспортування нафти, газу і води; скоро​чення втрат в результаті корозії; зниження витрат енергії, матеріалів, палива; зниження трудомісткості продукції; підвищення фондовіддачі; зниження капіталомісткості нафто​газовидобувного виробництва і т.д.;
б) будівництві нафтових і газових свердловин за рахунок скорочення часу вежомонтаж-них робіт; скорочення часу буріння, кріплення свердловин, їх випробування і освоєння; підвищення якості будівництва свердловин; економії матеріалів, палива, енергії; скорочення потреби в буровому обладнанні; збільшення міжремонтних періодів роботи обладнання; підвищення продуктивності праці бурових бригад; підвищення фондовіддачі; зниження капіталомісткості бурових робіт і т.д.;
в)   проведенні геофізичних досліджень свердловин за рахунок підвищення якості, надійності та продуктивності геофізичної апаратури; вдосконалення техно-логії геофізичних досліджень; вдосконалення методик інтерпретації геофізичних досліджень; скорочення вит​рат матеріальних ресурсів; оптимізації режимів буріння свердловин; підвищення якості роз​криття продуктивних пластів і т.д.;
г) магістральному транспортуванні нафти і газу за рахунок скорочення витрат електро​енергії внаслідок використання нових технологій перекачування нафти і газу; використання продуктивніших перекачувальних агрегатів; зменшення втрат нафти і газу при перекачу​ванні; скорочення чисельності персоналу в результаті підвищення рівня автоматизації і уп​равління    процесом    перекачування;    збільшення    строку    служби    лінійної   частини магістральних нафто- і газопроводів за рахунок антикорозійних заходів; підвищення
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надійності магістральних нафтопроводів внаслідок використання нових матеріалів і облад​нання; підвищення пропускної здатності магістральних нафтогазопроводів; зниження вит​рат на матеріали, паливо, енергію і т.д.
В практиці розрахунків визначають економічний ефект трьох видів: очікуваний, плано​вий та фактичний.
Очікуваний економічний ефект —г показник, що визначається на стадії нау​ково-дослідницьких та дослідно-конструкторських робіт і використовується для обгрунту​вання вибору найбільш ефективного варіанту створення нової техніки.
Даними для розрахунку є перспективній план роботи підприємства, нормативна доку-ментація.техніко-економічна характеристика кращої техніки аналогічного призначен​ня, встановлена за патентами, ліцензіями та іншими джерелами вітчизняної та зарубіжної інформації.
Плановий економічний ефект — показник, що визначається на стадії підготовки виробництва та випуску перших промислових зразків. Даними для розрахунків є нормативні, проектні та планові показники.
Фактичний економічний ефект визначається після впровадження наукового заходу науково-технічного прогресу у виробництво. Даними для розрахунків на цій стадії є звітні дані про фактичні витрати, обсяги виробництва та якісні показники, які одержані в результаті запровадження заходу.
Рішення про доцільність запровадження конкретного заходу приймається на основі оцінки економічного ефекту, що визначасті,ся на річний обсяг виробництва, і використання нововведення в розрахунковому році.
Розрахунковий рік — перший рік після закінчення планового (нормативного) строку впровадження нововведення у виробництво. Як правило, це другий або третій рік серійного випуску нової техніки або використання нової технології.
Економічна ефективність — відносний показник, що характеризує результа​тивність та доцільність використання нововведень і визначається співвідношенням між ко​рисним результатом (ефектом) та витратами на його одержання. Па практиці широко ви​користовується метод порівняльної оцінки економічної ефективності. Порівняльна ефек​тивність показує економію витрат, яку одержують при реалізації кращого варіанту нової техніки порівняно з технікою, що використовувалась до цього.
Показник економічного ефекту визначається як перевищення вартісної оцінки результатів над вартісною оцінкою сукупних витрат ресурсів за весь строк здійснення заходу:
[image: image6320.png]


 (27.67)
де [image: image6321.png]


— економічний ефект заходів ІГГП за розрахунковий період; [image: image6322.png]


— вартісна оцінка результатів здійснення заходів за розрахунковий період; [image: image6323.png]


— вартісна оцінка витрат на здійснення заходу І1ТП за розрахунковий період.
При вартісній оцінці результатів і витрат заходу можливі два оснновних випадки:
а)  використання заходу дає змогу одержати додатковий видобуток нафти, газу і про​дуктів їх переробки. При цьому вартісна оцінка результатів представляє собою оцінку ви​робленої продукції в оптових цінах;
б)  використання заходу змінює економічні показники існуючого виробництва. В цьому випадку вартісна оцінка результатів при постійних обсягах кінцевої продукції виражається в зміні витрат на її виробництво. При різних обсягах кінцевої продукції вартісна оцінка ре​зультатів повинна, крім зміни витрат, враховувати зміни обсягу продукції в оптових цінах.
Вартісна оцінка результатів визначається як сума основних [image: image6324.png](Py0)



 і супутніх [image: image6325.png]


 результатів
[image: image6326.png]"0



 (27.68)
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Вартісна оцінка основних результатів заходів визначається:
а)  для нових засобів праці тривалого користування, якщо їх застосування дає змогу одержати продукцію, виробництво якої вже існуючими способами було неможливе:
[image: image6327.png]Pyio = Ly Ay By,



 (27.69)
де[image: image6328.png]


— ціна одиниці продукції, що виробляється за допомогою нових засобів праці в t-му році; [image: image6329.png]


— обсяг застосування нових засобів праці в t-му році; [image: image6330.png]


— продуктивність засобів праці в t-му році;
б) для нових предметів праці, якщо їх використання дає змогу одержати продукцію, ви​робництво якої вже існуючими способами було неможливе:
[image: image6331.png]A, 1,
o=



 (27.70)
де [image: image6332.png]


— витрати предметів праці на одиницю продукції, що виробляється з їх використан​ням в t-му році;
в) для нових предметів і засобів праці довготривалого використання, користування яких в обсязі Аt змінює економічні показники існуючого виробництва продукції
[image: image6333.png]=AQU, = AC, = K, .




 (27.71)
де [image: image6334.png]+AQ,



- зміни обсягу продукції, що випускається в t-му році; [image: image6335.png]


— зміни капітальних вкладень, пов'язаних з використанням нових предметів і засобів праці в t-му році; [image: image6336.png]


 зміни поточних витрат на виробництво продукції в /-му році.
Вартісна оцінка супутних результатів включає додаткові економічні результати в різних галузях народного господарства, а також економічні оцінки соціальних і екологічних наслідків реалізації заходів НТП.
Соціальні й екологічні результати здійснюваних заходів визначаються за величиною відхилення їх соціальних й екологічних показників від встановлених в централізованому порядку нормативів
[image: image6337.png]"
Py = 3 Pty




 (27.72)
де [image: image6338.png]Py



— вартісна оцінка соціальних і екологічних результатів здійснення заходів у t-му році; [image: image6339.png]


— величина окремого результату (в натуральному вимірі) з врахуванням масшта​бу його впровадження в t-му році; [image: image6340.png]ey



— вартісна оцінка одиниці окремого результату в t-му році; п — кількість показників, що враховуються.
Розрахунок вартісної оцінки різночасових результатів і витрат проводиться з обов'язко​вим їх зведенням до єдиного для всіх варіантів заходів моменту часу - розрахункового року.
Для зведення різночасових витрат і результатів до розрахункового року використовують коефіцієнт зведення
[image: image6341.png]


 (27.73)
де [image: image6342.png]


— норматив зведення різночасових витрат і результатів, чисельно рівний нормативу ефективності капітальних вкладень[image: image6343.png]


=0,1; [image: image6344.png]


— розрахунковий рік; [image: image6345.png]


— рік, витрати і результати котрого зводяться до розрахункового року.
Тоді вартісна оцінка результатів за розрахунковий період визначається так:
[image: image6346.png]> b




 (27.74)
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де[image: image6347.png]P!



— вартісна оцінка результатів в ґ-му році розрахункового періоду;[image: image6348.png]


— початковий рік розрахункового періоду (початковим роком вважається рік початку фінансування робіт зі здійснення заходів, включаючи проведення наукових досліджень); [image: image6349.png]


— кінцевий рік розрахункового періоду. Визначається нормативними строками служби створюваних засобів праці (з врахуванням їх морального старіння).
Витрати[image: image6350.png][



 на реалізацію заходів НТП за розрахунковий період включають витрати при виробництві [image: image6351.png]


 і при використанні продукції [image: image6352.png](3.



 і без врахування витрат на її придбання
[image: image6353.png]Bun = 3sp + 3pu



 (27.75)
Витрати на виробництво (використання) продукції розраховуються однаково
[image: image6354.png]By = X3 = 3 (Ciag + Konp — D)oy,

=,




 (27.76)
де [image: image6355.png]


— величина витрат усіх ресурсів в t-му році (включаючи витрати на одержання су-путних результатів); [image: image6356.png]Cosp



— поточні витрати при виробництві (використанні) продукції в t-му році без врахування амортизаційних відрахувань на реновацію;[image: image6357.png]op



- одночасові вит​рати при виробництві (використанні) продукції в t-му році; [image: image6358.png]®,

s



— залишкова вартість (ліквідаційне сальдо) основних фондів в t-му році.
Поточні витрати — витрати підприємства, які пов'язані з його виробничою діяльністю - виробництвом продукції, виконанням робіт, наданням послуг.
До складу поточних витрат [image: image6359.png](Cypp)



 включаються витрати, які визначаються згідно з прийнятим в галузях порядком калькулювання собівартості продукції.
На ранніх стадіях розробки і проектування нової техніки, коли відсутня конкретна звітна і нормативна інформація, для розрахунків поточних витрат у виробництві можуть ви​користовуватись різні укрупнені методи калькулювання (метод питомих показників, агре​гатний, бальний метод та ін.). При цьому в розрахунках слід враховувати структуру витрат і нормативи, що використовуються при виробництві аналогічної продукції на діючих підприємствах з передовою технологією і оснащених прогресивним обладнанням.
Капітальні вкладення — одноразові витрати виробників та споживачів нової техніки, які охоплюють поряд з безпосередніми капітальними вкладеннями й інші передви-робничі одноразові витрати, необхідні для створення і використання техніки незалежно від джерел їх фінансування. До таких витрат у загальному випадку належать: витрати на нау​ково-дослідницькі, дослідно-конструкторські та проектні роботи, включаючи випробування (в лабораторіях і на полігонах) і доробку дослідних зразків (тільки у варіанті нової техніки); витрати на будівництво об'єктів, що пов'язані з розробкою, освоєнням випуску і впровад​женням нової техніки; витрати на придбання обладнання (за прейскурантом чи договором), включаючи витрати на його доставку; витрати на спеціальне (нестандартне) обладнання, виготовлене силами розробників нової техніки; витрати на доставку, монтажно-демонтажні роботи, наладку і освоєння обладнання; витрати на придбання апаратури, обладнання і тех​нологічної оснастки при вартості понад 5000000 крб за одиницю і строком служби понад один рік; витрати на реконструкцію будівель і споруд, що пов'язані з розробкою, освоєнням випуску і впровадженням'нової техніки, а також витрати на розширення виробничих площ; Витрати на суміжних дільницях виробництва, що виникають у зв'язку з впровадженням но​вої техніки; приріст обігових фондів, що пов'язані зі створенням і використанням нової техніки (при вивільненні обігових фондів ця частина витрат враховується з протилежним знаком); виробництво і реалізація продукції на сторону (результатів роботи нової техніки) в період освоєння виробництва, що передував розрахунковому року; збиток (зі знаком плюс), прибуток (зі знаком мінус); витрати на технічні заходи й установки для захисту навколиш-
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нього середовища і забезпечення безпечних умов праці; витрати на створення соціальної інфраструктури у випадках, коли це пов'язано з додатковими витратами; витрати для підготовки експлуатаційних кадрів.
Передвиробничі витрати — частина одноразових витрат, що пов'язані з підготовкою та освоєнням виробництва, організацією робіт для випуску нової продукції, за​провадженням прогресивної технології, освоєнням нових підприємств, виробництв цехів та агрегатів (пускові витрати). Сюди належать також витрати на підготовчі роботи у видо​бувній промисловості та ін.
Передвиробничі витрати враховуються повністю в складі одноразових витрат у тих ви​падках, коли результати передвиробничої роботи використовуються для розробки й впро​вадження даного заходу на ІІТП. Якщо результати передвиробничої роботи використову​ються при реалізації й інших заходів НТП, то на даний захід слід відносити тільки частину псрсдвиробничих витрат, що встановлюється експертним шляхом.
Залишкова вартість основних фондів — та частина вартості основних фондів, яку ще не віднесено на витрати для виготовлення продукції,виконання роботи чи надання послуг.
Залишкова вартість основних фондів[image: image6360.png]P,



 визначається як різниця між початковою вартістю основних фондів і величиною амортизаційних відрахувань для них на кінець роз​рахункового періоду. Для основних фондів, які вибувають в році, беруть їх ліквідаційну вартість.
Для заходів НТП, що характеризуються стабільністю техніко-економічних показників (обсяги виробництва, показники якості і результати) по роках розрахункового періоду, роз​рахунок економічного ефекту проводиться за формулою
[image: image6361.png]


 (27.77)
де [image: image6362.png]


 — незмінна по роках розрахункового Періоду вартісна оцінка результатів НТП, включаючи основні і супутні результати; [image: image6363.png]


, — незмінні по роках розрахункового періоду витрати на реалізацію заходів ПТП
[image: image6364.png]C+(K, + E)K,




 (27.78)
де С — річні поточні витрати при використанні продукції (без врахування амортизаційних відрахувань на реновацію); [image: image6365.png]


— норма рсиовації продукції, що визначається з врахуван​ням фактору часу; [image: image6366.png]


— норматив зведення рівночасових витрат і результатів ([image: image6367.png]


=0,1); К — одноразові витрати при використанні продукції (у випадку їх розподілу в часі вони проводяться до розрахункового року).
Розрахунок за цією формулою слід проводити в тому випадку, коли на стадії ТЕО невідома динаміка результатів і витрат, а також для порівняння варіантів при умові збігання у часі початку виробництва. В решті випадків слід користуватись формулою (27.62).
При виборі ліпшого заходу з різних варіантів таким вважається варіант, для якого вели​чина економічного ефекту максимальна або при умові рівності корисного результату витра​ти на його реалізацію мінімальні.
Оцінка ефективності використання матеріальних та трудових ресурсів. Оцінка ефективності використання основних фондів. Для повної та всебічної оцінки ефективності використання основних фондів можна рекомендувати три групи показників: узагальнюючі, часткові та показники стану і структури основних фондів. До узагальнюю​чих показників належать: фондовіддача, фондомісткість, фондорентабельність; часткові (аналітичні) включають коефіцієнти: змінності, екстенсивного, інтенсивного використання. Показники стану та структури характеризують склад, структуру та фізичний стан основ​них фондів.
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Фондовіддача — показник ефективності використання основних фон дії), що харак​теризує випуск продукції на 1 крб. основних фондів за певний період часу
[image: image6368.png]


 (27.79)
де Q — обсяг продукції (робіт) у вартісному обчисленні: в нафтогазовидобувних підпри​ємствах — товарна (валова) продукція, в бурових — вартість спорудження свердловин в кошторисній оцінці; [image: image6369.png]


— середньорічна вартість основних виробничих фондів.
В окремих випадках, коли випущена продукція (виконані роботи) є однорідними і порівняльними, фондовіддачу можна визначити і н натуральному инразі.
При детальному аналізі фондовіддачі в нафтогазовидобувній промисловості її величина може бути виражена:
а) у бурінні
[image: image6370.png]Kyo = 7ot
L



 (27.80)
б)  у видобутку нафти і газу
[image: image6371.png]365 GKy it
—_,




 (27.81)
де [image: image6372.png]0,



— питома кошторисна вартість робіт будівництва свердловин у розрахунку на одну бурову установку; [image: image6373.png]Koo



— коефіцієнт обертання бурових установок; [image: image6374.png]


— середня балансо​ва вартість бурового обладнання в розрахунку на одну установку в роботі; [image: image6375.png]


— вартість інших основних фондів у розрахунку на одну установку в роботі;[image: image6376.png]


— середньодобовий дебіт однієї свердловини; [image: image6377.png]'



 — коефіцієнт використання фонду свердловини; п -кількість свердловин, що числяться в експлуатаційному фонді.
Фондомісткість — показник, що характеризує потребу в основних виробничих фон​дах для забезпечення виробництва одиниці продукції (нафтогазовидобуток) або виконання одиниці обсяіу робіт (буріння):
[image: image6378.png]ol



 (27.82)
Фоидооснащепість — сиецефічний показник ефективності використання основ​них фондів в бурових підприємствах, що показує потребу в основних виробничих фондах для виконання одиниці обсягу будівельно-монтажних та бурових робіт власними силами. Визначається за формулою
[image: image6379.png]


 (27.83)
де [image: image6380.png]U



— балансова вартість основних виробничих фондів; [image: image6381.png]


— кошторисна вартість робіт з будівництва свердловин або будівельно-монтажних робіт, що виконується власни​ми силами.
Фондорснтабел ьпість — показник, що характеризує ефективність використання основних фондів за величиною одержаного дохо;гу (прибутку)
[image: image6382.png]Kgp



 (27.84)
де Д — величина одержаного доходу.
Коефіцієнт екстенсивного використання парку бурових установок — показник, що характеризує ступінь виробничоїч) використання бурових установок на ос​новних роботах
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 (27.85)
де [image: image6384.png]Ter Tonr




 —  календарний  час  перебування  БУ   відповідно  в  процесі  буріння, кріплення, випробування; Т — календарний час БУ в господарстві, тобто в бурінні, кріпленні, випробовуванні, монтажі, демонтажі, пересуванні, ремонті, резерві.
Коефіцієнт  експлуатації діючого  фонду   свердловин — показник, що характеризує рівень використання діючого фонду свердловин в часі
[image: image6385.png]£



 або [image: image6386.png]


    (27.86)
де[image: image6387.png]


— кількість годин роботи (чиста експлуатація та нагромадження рідини) свердловин в процесі експлуатації; [image: image6388.png]


— календарний час перебування свердловин діючого фонду в експлуатації; [image: image6389.png]Tewmp Tema



— відповідно кількість свсрдловино-місяців, відроблених та перебуваючих в експлуатації діючого фонду.
Коефіцієнт використання фонду свердловин —показник, що характери​зує рівень виробничого використання всього експлуатаційною фонду свердловин
                                          [image: image6390.png]


 або [image: image6391.png]


   (27.87)
де [image: image6392.png]Tee Teme



— відповідно календарний час і свсрдловино-місяці календарні по всьому експлуатаційному фонду свердловин.
Коефіцієнт інтенсивного використання парку бурових установок — показник, що характеризує рівень використання потенційної потужності БУ
[image: image6393.png]


   або [image: image6394.png]


    (27.88)
де [image: image6395.png]


- планова або фактична комерційна швидкість буріння;[image: image6396.png]Us



- плановий (фактичний) обсяг буріння; [image: image6397.png]


— максимальний обсяг буріння при даних умовах; [image: image6398.png]


- технічна (нормативна) швидкість буріння.
Коефіцієнт інтенсивного використання свердловин —показник, що ха​рактеризує напруженість використання нафтопромислового обладнання
[image: image6399.png]


 (27.89)
де  [image: image6400.png]


— фактичний і плановий видобуток нафти і газу за відповідний період часу.
Дляхарактеристики стану основних фонді» можна використати загальноприйняті по​казники: коефіцієнти оновлення, вибуття, зміни, спрацювання, приросту, придатності ос​новних фондів.
Головні напрямки підвищення ефективності використання основних фондів:
на геологорозвідувальних роботах - ліквідація сезонності геологорозвідувальних робіт; збільшення тривалості польового періоду І-еологорозвідувальних робіт та геофізичних партій; підвищення питомої ваги діючого обладнання; скорочення планових та ліквідація непланових простоїв обладнання та ін.;
в бурінні — удосконалення обладнання та інструмента; спрощення та полеішення кон​струкції свердловин; удосконалення способів буріння; підвищення ефективності роботи доліт; скорочення непродуктивних нитрат часу в процесі буріння і випробування; скорочен​ня тривалості циклу спорудження свер;іловин; удосконалення організації ремонтного об​слуговування і т.п.;
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в нафтогазовидобутку — продовження часу роботи свердловин; збільшення міжремонтного періоду; удосконалення ремонтного обслуговування, продуктивності роботи свердловин; скорочення втрат нафти і газу та ін.;
в трубопровідному транспорті — збільшення часу роботи обладнання;поліпшення вико​ристання пропускної здатності трубопроводів; підвищення технічного рівня системи транс​порту та зберігання нафти і газу; широке використання централізованих поставок пафто-вантажів; ліквідація зайвого обладнання і надлімітних запасів резервного обладнання і т.п.
Оцінка ефективності використання обігових коштів. Для оцінки рівня ефективності використання обігових коштів можна рекомендувати такі показники: тривалість одного обігу, коефіцієнт обіговості, коефіцієнт завантаження обігових коштів.
Тривалість одного обігу охоплює час від першої фази - придбання ма​теріальних ресурсів, до останньої - реалізація готової продукції і визначається за формула​ми:
                                            [image: image6401.png]0,1y

o,



   або  [image: image6402.png]


      (27.90)
де[image: image6403.png]


— середній залишок обігових коштів (фондів) на певний момент, що визначається залежно від конкретних умов за відомими формулами середньоарифметичної або ссред-ньохронологічної;[image: image6404.png]


 — тривалість планового періоду в днях;[image: image6405.png][e



— обсяг реалізації (нафтогазовидобутку) або обсяг в бурінні, визначається сумою від здачі робіт з будівництва свердловин; [image: image6406.png]


— коефіцієнт обіговості обігових коштів.
Тривалість обігу обігових коштів можна визначити для всіх їх загалом та окремо для нормованих і ненормованих, а також по окремих елементах.
Коефіцієнт обіговості обігових коштів —показник, що характеризує ви​користання їх в часі і визначається за формулою
[image: image6407.png]


 (27.91)
Даний показник показує кількість реалізованої продукції, що припадає на 1 крб. обігових коштів. Його називають ще прям им коефіцієнтом обіговості.
Коефіцієнт завантаження коштів в обіговості —показник, що характе​ризує кількість обігових коштів, що припадає на 1 крб. реалізованої продукції. За своїм змістом він обернений до показника обіговості і називається оберненим ко​ефіцієнтом обіговості:
[image: image6408.png]el



 (27.92)
Для визначення показника обіговості окремих елементів обігових коштів можна вико​ристовувати формулу
[image: image6409.png]


 (27.93)
де [image: image6410.png]


— середній залишок по /-му елементу обігових коштів (на практиці доцільно брати величину виробничих запасів);[image: image6411.png]M;



— витрати по даному елементу обігових коштів за період [image: image6412.png]



Обіговість обігових коштів по окремих елементах можна визначити і за дещо мо​дернізованою формулою (27.93)
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 (27.94)
і тоді[image: image6414.png]S T =T,



чого не забезпечує формула (26.92).
Економічний ефект від прискорення обігу обігових коштів проявляється в їх вивільненні. Слід розрізняти відносне та абсолютне вивільнення.
Відносне вивільнення полягає в тому, що при прискоренні обіговості обігових коштів потреба в них зменшується
[image: image6415.png]AO,, =0, — 0,



 (27.95)
де [image: image6416.png]


— потреба в обігових коштах у плановому періоді, що визначається за обіговістю їх у звітному періоді;[image: image6417.png]0,



— потреба в обігових коштах у плановому періоді, що визначена за їх обігом в плановому періоді
[image: image6418.png]


 (27.96) [image: image6419.png]


 (27.97)
де [image: image6420.png]


— обсяг реалізації продукції в плановому періоді; [image: image6421.png]0.



 і [image: image6422.png]


— коефіцієнти обігу відповідно в звітному і плановому періодах.
Абсолютне вивільнення —вивільнення коштів з обії'у в результаті прискорення їх обіговості порівняно з минулим періодом
[image: image6423.png]80, = 0y — Oz,



 (27.98)
де [image: image6424.png]


- фактична величина обігових коштів у звітному періоді.
Основні напрямки прискорення обіговості обігових коштів у будівництві свердловин: скорочення циклу будівництва свердловин, зокрема за рахунок ліквідації простоїв між еле​ментами циклу та всередині них; підвищення ефективності використання обігових коштів (використання дешевих матеріалів, їх повне використання, спрощення конструкції та іп.); ліквідація наднормативних запасів матеріалів на складах тощо.
В нафтогазовидобувних підприємствах: запровадження прогресивних способів розроб​ки; запровадження вторинних способів розробки родовищ; запровадження вторинних ме​тодів видобутку нафти; механізація ремонтних робіт; збільшення міжремонтних періодів ро​боти свердловин, механізація і телемеханізація видобутку та ін.
Оцінка ефективності використання трудових ресурсів. Головним критерієм оцінки ефективності використання трудових ресурсів є продуктивність праці.
Продуктивність праці - показник результативності, доцільності діяльності лю​дей в процесі виробництва матеріальних благ. Вона вимірюється виробітком або тру​домісткістю.
Виробіток — кількість продукції (обсяг робіт), що виробляється робітником за оди​ницю часу. Залежно від прийнятої системи вимірювання продукції виробіток може виража​тись в натуральних (тонах палива, метрах проходки і т.п.), вартісних (валовій продукції, кошторисній вартості виконаних робіт) або трудових показниках.
Виробіток у вартісних одиницях
В =[image: image6425.png]


                                 (27.99)
де Q — обсяг випущеної валової продукції (виконаних бурових робіт в кошторисній вар​тості);[image: image6426.png]


- середньоспискова чисельність промислово-виробничого персоналу.
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Аналогічно визначається виробіток в натуральних одиницях
В =[image: image6427.png]


           (27.100)
де [image: image6428.png]-



— обсяг випущеної продукції в прийнятих одиницях виміру (тонни видобутої наф​ти і газу, метри проходки, тонно-кілометри транспортної роботи і т.п.).
При аналізі продуктивності праці в нафтогазовидобувних підприємствах формула (26.100) може бути записана у вигляді:
[image: image6429.png]= ST ol



 (27.101)
де[image: image6430.png]


— середньодобовий дебіт діючих свердловин; [image: image6431.png]


— коефіцієнт експлуатації свердло​вин; [image: image6432.png]T,

e



— календарний час роботи свердловин; [image: image6433.png]e



— кількість свердловин. В бурових підприємствах формулу (27.100) можна зобразити у вигляді
В =[image: image6434.png]


   (27.102)
де [image: image6435.png]


— комерційна швидкість буріння; [image: image6436.png]


— час буріння, верстато-місяці.
Натуральні показники доцільно використовувати тільки тоді, коли умови роботи, ви​роблена продукція якісно однорідні. Якщо ця умова не дотримується, слід використову​вати умовні одиниці: для польових досліджень - умовні точки, для промислових - умовні операції, для бурових робіт - умовні метри, для видобувних підприємств - умовне паливо і т.п.
Трудомісткість — кількість робочого часу, що витрачається на виробництво оди​ниці продукції, виконання одиниці роботи. В практичних розрахунках використовують по​казники трудомісткості одиниці продукції, трудомісткості обслуговуванні! виробництва, трудомісткості управління та ін.
При виконанні робіт в різних організаційно-тсхіїічіїих та гірничо-технологічних умовах як натуральні, так і умовні показники не завжди дають бажані результати (в них не врахо​вуються ряд безметражних робіт, послуг і робіт виробничого призначення), тому варто ви​користовувати показники трудомісткості обслуговування одиниці обладнання у вигляді пи​томої чисельності працівників на одну НУ и роботі, на одну свердловину діючого фонду, на одинГПАі т.п.:
[image: image6437.png]


          [image: image6438.png]


                            (27.103)
де [image: image6439.png]e



— кількість БУ в роботі.
Крім перелічених показників залежно від мети проведення економічних розрахунків для оцінки продуктивності праці можна використовувати і такі показники: вироблена про​дукція, виконані роботи у вартісних одиницях (валова, товарна продукція, кошторисна вартість робіт) в розрахунку на одного працівника основного виробництва, на одного . робітника промислово-виробничої групи, на одного робітника основного виробництва; пи​тома чисельність на один свсрдлоїшпо-місяць ШП1У), на один верстато-місяць (УБР); ви​роблена продукція в натуральних одиницях (валовий видобуток нафти і газу, пробурений метраж, перекачане паливо і т.д.) на одного робітника иромислово-виробничої групи, на одного робітника основного виробництва та ін.
Резервна продуктивність праці —кількісно виражені певні можливості праці за рахунок тих чи інших факторів або всієї їх сукупності.
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Шляхи підвищення продуктивності праці —групи споріднених факторів, що визначають основні напрямки, за якими мас відбутися скорочення витрат праці на ви​робництво порівнюваних обсягів продукції (робіт). Таких напрямів два: економія живої праці та економія витрат минулої (зречевленої) праці.
Основні напрямки підвищення ефективності використання трудових ресурсів:
в бурінні - технічне удосконалення способів буріння, оснащення нормальним рядом БУ, стійкими долотами, трубами, хімреагентами; удосконалення технології буріння, опробуван-ня і закінчення свердловин; удосконалення організації праці та виробництва; створення без​печних умов праці та ін.;
в нафтогазовидобутку — застосування різних методів інтенсифікації видобутку нафти і газу; запровадження нової техніки і технології; поліпшення використання фонду свердло​вин; механізація, автоматизація і телеуправління процесами; поліпшення організації праці й управління виробництвом тощо;
в трубопровідному транспорті - використання ГПА підвищеної потужності; оптимізація діаметрів трубопроводів; запровадження засобів інформатики; підвищення енерго - і нафто-озброєності виробництва, рівня спеціалізації та кооперування та ін.
Оцінка ефективності використання матеріальних ресурсів. Уза​гальнюючим показником використання матеріальних і паливно-енергетичних ресурсів є показник матеріаломісткості. Серед інших виділяють перш за все узагальнюючі, що харак​теризують сумарне використання всієї сукупності матеріалів та паливно-енергетичних ре​сурсів, та часткові, що характеризують рівень використання окремих їх видів. Серед групи узагальнюючих показників доцільно виділити дві підірупи: показники матеріаломісткості продукції (робіт) та показники матеріаломісткості виробництва.
Показники матеріаломісткості продукції (робіт) - показники, що характеризують кількість матеріальних ресурсів у тих чи інших видах продукції- Вони визначаються вели​чиною матеріальних витрат у розрахунку на одиницю вартості продукції (робіт). В умовах стабільних цін та стабільної рентабельності продукції для оцінки ефективності використан​ня матеріальних ресурсів можна обмежитись показниками матеріаломісткості продукції. В умовах ринкової економіки, коли ціни формуються під впливом попиту і пропозицій, коли рівень рентабельності може значно коливатись, доцільно використовувати показники ма​теріаломісткості виробництва.
Матеріаломісткість виробництва — група показників, що характеризують кількість матеріальних ресурсів, які витрачаються на виготовлення продукції, виконання робіт; визначаються питомою вагою вартості використаних матеріальних ресурсів у собівартості виробництва.
Залежно від складу матеріальних витрат, що беруться до розрахунку, розрізняють пря​му та повну матеріаломісткість. Коефіцієнт прямої матеріаломісткості продукції (видобутку нафти, спорудження свердловин) можна записати у вигляді
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Аналогічно визначається і коефіцієнт матеріаломісткості виробництва
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 (27.105)
де[image: image6442.png]


 — вартість використання матеріалів;[image: image6443.png]


— вартість використання енергії різних видів; [image: image6444.png]


— вартість використання палива; Q — обсяг випущеної валової продукції (вико​нання бурових робіт в кошторисній оцінці); [image: image6445.png]


— повна собівартість продукції (робіт).
У наведених формулах під вартістю використаних матеріалів слід розуміти витрати всіх основних і допоміжних матеріалів, а також напівфабрикатів і запасних частин.
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З аналітичною метою визначають коефіцієнт повної або часткової матеріаломісткості продукції та виробництва:
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 (27.107)
де А — амортизаційні відрахування; 3 — спрацювання малоцінного інвентаря і інструменту (бурильних труб, бурового інструменту, ДВЗ); [image: image6448.png]


— вартість послуг до​поміжного виробництва (ремонт, транспорт); [image: image6449.png]


— матеріальні витрати в комплексних статтях (будівельно-монтажні роботи, промислово-геофізичні дослідження та ін.).
З метою деталізації оцінки ефективності використання матеріальних та паливно-енер​гетичних ресурсів слід використовувати систему часткових показників, що характеризують використання окремих їх нидів у вигляді питомої матеріаломісткості на прийнятий вимірник (на 1 крб.продукціїабо робіт, на І м проходки, на І т видобутої нафти і т.п.).
У загальному вигляді коефіцієнт матеріаломісткості продукції виробництва можна виз​начити за формулами:
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                          (27.108)
Аналогічно можна знайти показники металомісткості, енергомісткосгі та ефективність використання інших видів ресурсів (цементу, хімреагентів і т.п.). Якщо ціни змінюються, то витрати на матеріальні ресурси слід коригувати на величину зміни ціни або використову​вати натуральні показники.
Коефіцієнти питомих витрат окремих видів матеріалів, палива, енергії тощо визнача​ють за формулою
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 (27.109)
де [image: image6453.png]


- витрати відповідного виду матеріальних та паливно-енергетичних ресурсів в прий​нятих натуральних одиницях; [image: image6454.png]


— обсяг випущеної продукції в прийнятих одиницях виміру (тонн видобутої нафти, метрів проходки та ін.).
В окремих випадках можна використати показник витрат енергії або палива на 1 год роботи обладнання (бурової установки, І-азового компресора, верстата-качалки та ін.).
Основні напрями підвищення ефективності використання матеріальних ресурсів на підприємствах нафтогазового комплексу: прискорення науково-технічного прогресу; поліпшення роботи в галузі наукового нормування матеріальних ресурсів; раціоналізація галузевого матеріально-технічного постачання; удосконалення методів розподілу'ресурсів; поліпшення матеріального стимулювання економії; використання вторинних матеріальних та енергетичних ресурсів, управління матеріальними запасами та рссурсозаощаджсння вза​галі.
27.2. Оцінка ефективності впровадження систем інформаційного забезпечення управління (ІЗУ) виробничими процесами спорудження свердловин
При оцінці різних аспектів управління, в тому числі інформаційного забезпечення, доцільно враховувати такі види ефектів: часовий, раціоналізації, оптимізації, інформаційний, достовірності і точності, інтеграції, соціальний.
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Часовий ефект — ефект, що проявляється в зменшенні часу на обробку й оформ​лення документальної інформації. Економія часу - результат вдосконалення потоків інформації, їх автоматизації і механізації, поліпшення оперативності управління, вдоскона​лення структури інформаційних потоків, зменшення кількості маршрутів документів, прискорення документообігу, вдосконалення форм документації та ін. В результаті поліпшується використання календарного часу при спорудженні свердловин за рахунок економії виробничих витрат часу по всьому циклу, скорочення невиробничих витрат ча​су на ліквідацію аварій і браку, зниження часу оргнростоїв. Скорочення (економія)часу приводить до зниження поточних витрат по всіх статтях, які залежать від часу. Відповідний ефект буде одержано і за рахунок одноразових (капітальних) витрат. Це пов'язано з підвищенням комерційної швидкості, що приводить до поліпшення викори​стання потужності бурового підприємства.
Ефект раціоналізації — ефект, який проявляється втому, що автоматизація збо​ру і обробки інформації при виконанні виробничих процесів, а також процесів управління сприяє економії робочого часу на прийнятті управлінських рішені,. А це призводить до ско​рочення управлінського персоналу, змснінеінія накладних витрат.
Ефект оптимізації — ефект, який проявляється у зниженні витрат, залежних як від часу буріння, так і від глибини. Величина цього ефекту визначається складністю вироб​ничих задач, які розв'язуються на виробництві.
Інформаційний ефект — ефект, який пов'язаний з появою пової необхідної інформації для прийняття управлінських рішень. Кількісно цей ефект проявляється у змен​шенні витрат на управління та зниженні накладних витрат.
Ефект інтеграції — ефект, який спричинений розширенням інформації про керо​вані об'єкти і проявляється в економії часу та витрат при обробці статистичних даних.
Соціальний ефект — ефект, який полягає в поліпшенні умов роботи і прояв​ляється в скороченні обсягу рутинної роботи, зниженні питомої ваги ручної праці працівників апарату управління. Кількісно цей ефект виражається скороченням чисель​ності персоналу та зростанням продуктивності праці-
Перелічені види ефекту в остаточному підсумку проводять до економії часу і ресурсів, що еквівалентно поліпшенню використання виробничих потужностей, додатковому обсягу бурових робіт, а отже зростання госпрозрахункового прибутку підприємства.
Загальна (абсолютна економічна ефективність) ІЗУ —показник, що визначається відношенням величини повного економічного ефекту від впровадження сис​тем ІЗУ та витрат на їх реалізацію.
Для оцінки повного економічного ефекту використовують показник економії питомих витрат на одиницю виконуваних бурових робіт, який враховує як одноразові, так і поточні витрати.
Одноразові витрати -це витрати, які пов'язані з розробкою та запровадженням системи інформаційного забезпечення і визначаються в такому складі
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 (27.110)
де [image: image6456.png]


— одноразові витрати; [image: image6457.png]


— витрати на проектування систем інформацій-ного забезпечення;[image: image6458.png]


— витрати на виготовлення нової документації;[image: image6459.png]


— витрати на ство​рення засобів передачі інформації; [image: image6460.png]


— витрати на підготовку і перепідготовку кадрів;  [image: image6461.png]


 — витрати на придбання технічних засобів управління.
Поточні витрати — витрати, що пов'язані з використанням та експлуатацією сис​тем інформаційного забезпечення, тобто це витрати, які відносяті>ся на собівартість. Щоб уникнути повторного рахунку, слід враховувати тільки ті витрати, пов'язані з управлінням. Собівартість бурових робіт розраховується згідно з галузевими положеннями з планування собівартості будівництва свердловин. Величину собівартості визначають з урахуванням
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зміни окремих видів витрат, на які впливає запровадження системи інформаційного забез​печення. Економія по статтях витрат визначається загалом або по окремих складових пря​мим рахунком і виключається з відповідних статей будівництва свердловин. Згідно з чин​ною галузевою'методикою підрахунку економічної ефективності економія рахується укруп​нено, через вартість верстато-годин або верстато-діб по витратах, що залежать від часу буріння.
Економія на поточних витратах
[image: image6462.png]E. = ACAT,



 (27.111)
де [image: image6463.png]AC,



— вартість одінієТ верстато-години (всрстато-доби) буріння по витратах, що зале​жать від часу, крб; [image: image6464.png]


— економія часу від впровадження системи ІЗУ, год.
Часовий ефект проявляється в економії часу, який пов'язаний з документальним офор​мленням процесу спорудження свердловин (ефекти раціоналізації, інтеграції, соціальний), що може привести до зменшення чисельності управлінського персоналу. Економія за​робітної плати
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 (27.112)
де[image: image6466.png]


— скорочення чисельності робочого персоналу, чол.; [image: image6467.png]


— середньомісячна заробітна плата персоналу, який скорочується, крб.;[image: image6468.png]


 — кількість місяців після впровад​ження системи інформаційного забезпеченим управління; [image: image6469.png]


— коефіцієнт, що враховує відрахування на соціальне забезпечення.
Враховуючи специфіку планування бурових робіт, де всі витрати поділяються на ос​новні та накладні, тобто накладні витрати плануються укрупнено у вигляді відсотка від ос​новних витрат, слід враховувати також і економію на накладних витратах. Це особливо важливо стосовно ефектів раціоналізації, інтеграції, інформаційного і соціального ефектів, вплив яких зосереджений на накладних нитратах. Розмір економії можна визначити за співвідношенням до економії витрат иід часу
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де [image: image6471.png]


— норматив накладних витрат.
При визначенні економії на накладних витратах слід мати на увазі, що до складу ос​танніх входять всі витрати з управління виробництвом. Тому, якщо економія по фонду за​робітної плати управлінського персоналу визначається прямим рахунком, то щоб уникнути подвійного рахунку, із загальної економії на накладних витратах ці суми слід виключити. Таким чином, сумарна економія витрат
Е=[image: image6472.png]


                       (27.114)
Одержана економія повинна бути зменшена на величину додаткових витрат, пов'яза​них з впровадженням системи ІЗУ. Тоді загальна економія від зміни собівартості становить
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,                                               (27.115)
де[image: image6475.png]‘an



— додаткові витрати на впровадження і функціонування системи ІЗУ.
Часовий ефект може проявлятися і в підвищенні швидкості буріння свердловин та впли​вати на величину не тільки поточних, а й одноразових витрат. Підвищення комерційної швидкості може забезпечити краще використання бурового обладнання і привести до скоро​чення попиту на бурові установки
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де Н - річний обсяг проходки, м; [image: image6477.png]Vi Yz



— комерційна швидкість до і після впровадження системи ІЗУ, м/верстато-місяць; 12,17 — кількість верстато-місяців у календарному році.
Залишкова вартість вивільненого виробничого обладнання
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 (27.117)
де [image: image6479.png]


— первинна вартість звільненого виробничого обладнання, тис.крб; [image: image6480.png]


— річна норма амортизації, %; [image: image6481.png]


— тривалість експлуатації вивільненого бурового обладнання, роки.
Впровадження системи ІЗУ процесами спорудження свердловин може також привести до економії величини обігових коштів. Ці зміни повинні визначатись із врахуванням скоро​чення виробничих запасів матеріальних ресурсів за рахунок упорядкування доставки на склади підприємства і видачі на виробництво, поліпшення нормативного господарства, поліпшення якості обліку і контролю за витратами матеріалів; зниження залишків незавер​шеного виробництва після скорочення тривалості циклу спорудження свердловин. Скоро​чення величини обігових коштів
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 (27.118)
де [image: image6483.png]


— вартість матеріальних ресурсів, оприбуткованих на складах підприємства про​тягомроку, тис.крб;[image: image6484.png]Cio



— собівартість річного обсягу робіт, тис.крб;[image: image6485.png]


- скорочення часу перебування матеріальних ресурсів на складах підприємства при впровадженні сис​теми ІЗУ, доби;[image: image6486.png]


— скорочення виробничого циклу споруджених свердловин в умовах функціонування системи ІЗУ, доби.
Величина скорочення часу перебування матеріальних цінностей на складах, а також виробничого циклу визначається на базі аналізу систематичних даних підприємства.
Визначення економічної ефективності ІЗУ у випадку, якщо витрати на її створення і впровадження мають місце протягом ряду років, треба проводити з урахуванням фактору часу. При цьому його необхідно застосовувати як до капітальних, так і експлуатаційних витрат.
Таким чином, загальний умовний річний економічний ефект від використання і впро​вадження систем ІЗУ процесами спорудження сверловин
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