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[bookmark: _Toc448924230]Введение

Курсовое проектирование является заключительным этапом в изучении курса «Технология бурения нефтяных и газовых скважин» и выполняется после прослушивания лекций, проведения лабораторных и практических занятий. Задачей курсового проектирования является закрепление и углубление теоретических знаний, полученных студентами при изучении курса, использование этих знаний для решения конкретных инженерных задач и развития навыков самостоятельной творческой работы.
В процессе курсового проектирования студенты должны научиться пользоваться учебной, справочной, научно-технической литературой, стандартами, инструкциями, правилами и другими источниками информации, при выполнении расчётов и выборе оборудования. Должны получить навыки  использования современных достижений  науки и практики строительства нефтегазовых скважин с тем, чтобы в дальнейшем на высоком инженерном уровне разрабатывать вопросы технологии бурения скважины при дипломном проектировании и в своей практической деятельности при  завершении обучения.
Для выполнения курсового проекта каждому студенту выдается задание по сбору материалов для разработки курсового проекта. Собранный на практике фактический материал анализируется студентом совместно с преподавателем. По результатам этого анализа студенту выдаются конкретизированные геолого-технические условия, применительно к которым составляется курсовой проект. На основании заданных условий в проекте решаются вопросы, связанные с выбором способа бурения скважины, обоснованием конструкции скважины, расчетом бурового оборудования и параметров режима бурения и др.
Проект должен составляться с учетом последних достижений в области сооружения нефтяных и газовых скважин. Обязательным в проекте является четкое обоснование всех принятых решений со ссылками на соответствующие источники. Целесообразность выбранных решений подтверждается техническими расчетами или положительным опытом работы в аналогичных условиях.





1. [bookmark: _Toc448924231]Общая и геологическая часть

Общая и геологическая часть курсового проекта по дисциплине «Технология бурения нефтяных и газовых скважин» (Выпускной квалификационной работы) дает первичное представление о местоположении района работ,  горно-геологических условиях бурения, флюидоносности пластов и возможных осложнения по разрезу.  Правильно представленная информация позволяет, в совокупности с заданием на проектирование скважины, определить технико-технологические особенности объекта проектирования. Обязательными элементами данного раздела являются:

1.1. [bookmark: _Toc448924232]Краткая географо-экономическая характеристика района проектируемых работ

В сжатой форме представляются общие сведения о районе работ:
- географическая характеристика (административное положение; характер рельефа; скорость ветра; количество осадков; продолжительность зимнего периода и его среднемесячная температура; наличие многолетней мерзлоты и глубина промерзания; характеристика покрова местности - заболоченность, пустынность, тайга, угодья и пашни; характеристика геодинамической активности района);
- экономическая характеристика и пути сообщения (наличие источников электроэнергии, топлива; наличие источников питьевой и технической воды и др.;  способы транспортировки грузов и персонала от баз бурового предприятия до района проектируемых работ; близлежащие населенные пункты и пути сообщения с ними).
Информация предоставляется в виде сводной таблицы, пример которой приведен в Приложении 1.
К разделу прилагается обзорная карта месторождения, на которой представляется гидрографическая сеть; продовольственные базы снабжения и участок ведения работ; соседние месторождения; населенные пункты; транспортная сеть; пути транспортировки персонала и оборудования любыми видами транспорта. В случае отсутствия оригинальной карты студент для выполнения данного раздела может использовать такие сервисы как Google Maps.
Пример обзорной карты района работы приведен в Приложении 2.


1.2. [bookmark: _Toc448924233]Геологические условия бурения

Кратко, в объеме, необходимом для понимания геологии и структуры месторождения (площади), излагаются данные по стратиграфии и литологии. Приводится стратиграфический разрез месторождения (Приложение 3) и литологический состав горных пород (Приложение 4), их физико-механические свойства (Приложение 5), термобарические условия (градиенты давлений и температур по разрезу) бурения (Приложение 6). Студент по анализу приведенной информации делает выводы об особенностях геологических условий бурения и оценивает возможное влияние их на выбор технологии и оборудования для ведения работ (Приложение 7). 

1.3. [bookmark: _Toc448924234]Характеристика газонефтеводоносности месторождения (площади)

Дается краткая характеристика газонефтеводоносных объектов разреза: стратиграфическая принадлежность; мощность и фильтрационно-емкостные характеристики пластов; тип коллектора; дебит, плотность флюида, газовый фактор; химический состав и характеристики для пластовых вод. Также в этом разделе студент производит выбор и обоснование объектов эксплуатации, в том числе для водоснабжения района работ (Приложение 8). 

1.4. [bookmark: _Toc448924235]Зоны возможных осложнений

Приводятся данные о возможных осложнениях по разрезу скважины и их краткая характеристика. Информация приводится в сводной таблице, пример которой приведен в Приложении 9. Также студент должен проанализировать информацию по осложнениям и обосновать их влияние на выбор технологии бурения и оборудования для сооружения скважины.

1.5. [bookmark: _Toc448924236]Исследовательские работы

В данном разделе приводятся данные об отборе керна, шлама и грунтов (Приложение 10). 
Приводится комплекс промыслово-геофизических исследований и при необходимости дополнительные исследования с указанием интервалов проведения и используемой аппаратуры. Приводится классификация скважинной аппаратуры по группам сложности с указанием типов скважинных приьборов и аппаратыу и работ, выполняемых с их примененме. Указываются объемы испытаний и ссостав этих работ в процессе бурения (Приложение 10).
Для выполнения данного раздела студенты должны воспользоваться рекомендуемой  основной и дополнительной литературой по дисциплине «Основы петрофизики и геофизический контроль в бурении и эксплуатации скважин» (6 семестр). Для получения актуальных современных методах и оборудовании для исследовательских работ студенты могут использовать в качестве справочной литературы проектную документацию на сооружении скважин не старше 2005 года.
Все данные по месторождению оформляются в соотвествии с приведенными примерами (Приложения 1-10). Информация представляется кратко, четко и без различных толкований одних и тех же понятий. 
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[bookmark: _Toc448924238]2.1. Выбор способа бурения
	
Целесообразность применения того или иного способа бурения определяется геолого-техническими условиями. Основные требования к выбору способа бурения - необходимость обеспечения успешной проводки скважины с высокими технико-экономическими показателями. Поэтому способ бурения выбирается на основе анализа статистического материала по уже пробуренным скважинам и соответствующих экономических расчётов.
Выбор способа бурения определяет многие технические решения – режимы бурения, бурильный инструмент, гидравлическую программу, тип буровой установки и, как следствие, технологию крепления скважины.
В Российской Федерации наиболее распространены вращательные способы бурения, а именно: роторный и бурение гидравлическими забойными двигателями.
Каждый способ бурения в определенных горно-геологических, технико-экономических и материально-технических условиях имеет свои преимущества.
Бурение роторным способом имеет преимущества:
1. При бурении глубоких интервалов (более 3500 метров).
2. Когда оптимальная частота вращения долота находится в пределах 35 – 150 об/мин.
3. Разбуривание мощных толщ горных пород, для которых целесообразно применять энергоемкие долота.
4. Бурение скважин в осложненных условиях, требующих применение буровых растворов плотностью более 1,7 гр/см3 , большой вязкости и большого СНС.
5. Бурение скважин с продувкой забоя воздухом и промывкой аэрированной жидкостью с высокой степенью аэрации.
6. Бурение скважин в условиях высоких забойных температур, более 1500 С.
7.  Бурение вертикальных скважин.
Бурение скважин с помощью гидравлических забойных двигателей имеет преимущества:
1. При бурении наклонно-направленных и вертикальных скважин глубиной до 3500 метров.
2. Использование буровых растворов плотностью менее 1,7 гр/см3 .
3. Бурение скважин в условиях низких забойных температур, менее 1400С.
Бурение роторным способом в этих условиях при повышенных частотах вращения (150 – 200 об/мин) приводит к быстрому износу бурильных труб, бурильных замков, а также к авариям. Для роторного бурения требуются бурильные трубы повышенной прочности и сбалансированный тяжелый низ бурильной колонны.
Пример обоснования выбора способа бурения скважины представлен в Приложении 11.
[bookmark: _Toc371975962][bookmark: _Toc448924239]2.2. Проектирование конструкции скважины

Конструкция скважины – это совокупность числа обсадных колонн, их диаметров и глубин спуска, интервалов затрубного цементирования, а также диаметра скважины под каждую колонну.

2.2.1. [bookmark: _Toc371975963][bookmark: _Toc448924240]Построение совмещенного графика давлений

Совмещенный график давлений иллюстрирует изменение по глубине скважины давлений гидроразрыва пород, пластовых давлений и давлений столба бурового раствора. График строится на основании горно-геологических условий. При недостатке фактических данных они могут быть получены эмпирическим путем (прогнозные данные).
Совмещенный график давлений позволяет выделить в разрезе интервалы, несовместимые по условиям бурения. С учетом наличия геологических осложнений по графику совмещенных давлений решается вопрос о необходимости промежуточных (технических) колонн, их числа и глубины спуска.
Градиент пластового давления – отношение пластового давления в рассматриваемой точке пласта к глубине этой точки. Градиент давления гидроразрыва – отношение давления гидроразрыва в рассматриваемой точке пласта к глубине этой точки. Градиент гидростатического столба бурового раствора – отношение давления гидростатического столба бурового раствора в рассматриваемой точке скважины к глубине этой точки. Под эквивалентом градиента давления понимают плотность жидкости, столб которой в скважине на глубине определения создает давление, равное пластовому или давлению гидроразрыва.
На рисунке 1 представлен пример совмещенного графика давлений, который строится в следующем порядке:
1. По литологической характеристике разреза выделяют интервалы с аномальной характеристикой пластовых давлений и давлений гидроразрыва.
2. Для интервалов по п. 1 находят значения эквивалентов градиентов пластовых давлений и давлений гидроразрыва слагающих пород.
3. На совмещенный график наносят точки эквивалентов и строят кривые эквивалентов градиентов давлений.
4. Точки эквивалентов одноименных давлений (пластовое, гидроразрыва) последовательно соединяются прямыми линиями, параллельными оси ординат.
5. Рассчитываются значения градиента давления столба бурового раствора для каждого интервала с разными значениями градиента пластового давления, который рассчитывается по формуле:
,                               (1)
где k – коэффициент, учитывающий превышение гидростатического давления над пластовым.
Согласно «Правилам безопасности в нефтяной и газовой промышленности» давление столба промывочной жидкости должно превышать Рпл на глубине 0–1200 метров на 10% (k=0,1), но не более 1,5 МПа, на глубине более 1200 м на 5% (k=0,05), но не более 2,5–3 МПа. 
	На график накладывается область граничных значений промывочной жидкости и выделяется штриховкой.
6. Проводится анализ совмещенного графика давления. Зоны совместимых условий бурения являются зонами крепления скважины обсадными колоннами. Количество зон крепления соответствует количеству обсадных колонн. Глубина спуска обсадной колонны (установки башмака) принимается на 10-20 м выше окончания зоны крепления (зоны совместимых условий), но не выше глубины начала следующей зоны совместимых условий. Как видно из графика на рис. 1 бурение «зоны 1» при плотности бурового раствора, используемого при бурении верхнего интервала, приведет к нефтепроявлению, так как при этом гидростатическое давление столба бурового раствора ниже пластового давления. Следовательно, для выполнения условия совместимости, мы должны «зону 1» для предупреждения выброса изолировать обсадной колонной. Таким образом, для бурения скважины до проектной глубины с соблюдением условия совместимости необходимо включить в предварительный вариант конструкции скважины кроме направления и кондуктора, также и промежуточную колонну.
[image: ]
Рисунок 1 –  Пример оформления совмещенного графика давлений

2.2.2. [bookmark: _Toc371975964][bookmark: _Toc448924241]Определение числа обсадных колонн и глубины их спуска

[bookmark: _Toc371975965]В конструкцию скважины могут быть включены следующие типы обсадных колонн: направление; кондуктор; техническая и эксплуатационная колонны. Кондуктор и эксплуатационная колонна, являются обязательными при любой конструкции скважины. Промежуточная колонна проектируется при наличии интервалов, несовместимых по условиям бурения, а также при существовании зон осложнений, когда другие способы их ликвидации не дают положительных результатов. Конструкция скважины считается одноколонной, если отсутствуют промежуточные колонны, то есть в конструкцию скважины входят направление, кондуктор и эксплуатационная колонна.
 Глубина спуска направления составляет несколько метров (от 3-5 до 15-30 м), а также может быть принята равной определённому значению согласно опыту сооружения скважин на данном месторождении. Традиционно рекомендуется спускать направление с учетом перекрытия четвертичных осложнений на 10 м. Если направление не проектируется, то необходимо решить вопрос о создании замкнутого цикла циркуляции промывочной жидкости при бурении интервала под кондуктор.
Глубина спуска кондуктора должна обеспечить выполнение нескольких условий: перекрытие всей толщи рыхлого неустойчивого интервала разреза; разобщение водоносных горизонтов, залегающих в интервале спуска кондуктора; установку на устье противовыбросового оборудования; при наличии несовместимых интервалов возможность их разделения.
Глубину спуска кондуктора Hk определяется по формуле:
                                                       (2)                  
где PПЛ–максимальное  пластовое давление, МПа; L – глубина скважины, м; γф– плотность пластового флюида, г/см3; ΔPГР– градиент давления гидроразрыва пород в интервале установки последующей колонны, МПа/м.
Глубина спуска промежуточных (технических) колонн определяется глубиной залегания несовместимых по условиям бурения интервалов или глубинной интервалов, осложненных поглощениями, проявлениями и обвалами. Возможен спуск нескольких технических колонн.				Эксплуатационная колонна, как правило, опускается до забоя скважины, перекрывая все продуктивные горизонты.

2.2.3. [bookmark: _Toc448924242]Выбор интервалов цементирования

В соответствии с требованиями правил безопасности в нефтяной и газовой промышленности предусматриваются следующие интервалы цементирования:
1. Направление, кондуктор, потайные колонны цементируются на всю длину.
1. Промежуточные и эксплуатационные колонны цементируются с учетом перекрытия башмака предыдущей колонны на высоту не менее 150 м для нефтяных скважин и не менее 500 м – для газовых.

2.2.4. [bookmark: _Toc371975966][bookmark: _Toc448924243]Расчет диаметров скважины и обсадных колонн

Расчет диаметров обсадных колонн и скважины осуществляется снизу вверх. При этом исходным является диаметр эксплуатационной колонны, который принимается в зависимости от ожидаемого притока и условий опробования, эксплуатации и ремонта скважин. При заканчивании скважины открытым стволом за диаметр эксплуатационной колонны принимается диаметр открытого ствола. При заканчивании скважины с использованием хвостовика проектирование также ведется от эксплуатационной колонны. После проектирования эксплуатационной колонны согласно ее типоразмеру проектируется хвостовик и устройства для его подвески. Рекомендуемые диаметры эксплуатационных колонн в зависимости от дебита приведены в таблице 1. 
Диаметр скважины под эксплуатационную колонну рассчитывается с учетом габаритного размера колонны (по муфтам) и рекомендуемого зазора между муфтой и стенками скважины, которые приведены в таблице 2.

Таблица 1
Рекомендуемые диаметры эксплуатационных колонн
	Нефтяная скважина
	Газовая скважина

	Суммарный дебит, м3/сут
	Ориентировочный диаметр, мм
	Суммарный дебит, тыс. м3/сут
	Ориентировочный диаметр, мм

	<40
	114,3
	<75
	114,3

	40-100
	127,0; 139,7
	75-250
	114,3-146,1

	100-150
	139,7; 146,1
	250-500
	146,1-177,8

	150-300
	168,3; 177,8
	500-1000
	168,3-219,1

	>300
	177,8; 193,7
	1000-5000
	219,1-273,1



Таблица 2
Минимальная допустимая разность  диаметров ствола скважины и муфты обсадной колонны
	Номинальный диаметр обсадной колонны, мм
	Разность диаметров 2Δ, мм
	Номинальный диаметр обсадной колонны, мм
	Разность диаметров 2Δ, мм

	114,3
	15,0
	273,1
	35,0

	127,0
	
	298,5
	

	139,7
	20,0
	323,9
	35,0-45,0

	146,1
	
	426,0
	

	168,3
	25,0
	
	

	244,5
	
	
	



В дальнейшем диаметры выбирают из условий проходимости долот внутри предыдущей колонны и проходимости последующей колонны с рекомендуемыми зазорами.
Во всех случаях, когда это возможно, необходимо стремиться к упрощению конструкции скважины и уменьшению её металлоёмкости, например, за счет уменьшения числа колонн, уменьшения диаметров колонн, уменьшения рекомендуемых зазоров или применения труб с безмуфтовым соединением.
     Диаметр долота Dд для бурения под эксплуатационную (промежуточную) колонну рассчитывается по формуле:
                                                 (3)
где Dд – наружный диаметр муфты обсадной трубы, мм; 2Δ – разность диаметров ствола скважины и муфты обсадной колонны, мм.
По ГОСТ 20692- 75 принимаем ближайший диаметр долота, в сторону увеличения. Согласно этому ГОСТу существуют следующий стандартные размеры долот: 73 мм, 93 мм, 95,3 мм, 98,4 мм, 114,3 мм, 117,5 мм, 120,6 мм, 127 мм, 130,2 мм, 139,7 мм, 146 мм, 151 мм, 161 мм, 165,1 мм, 171,4 мм, 187,3 мм, 190,5 мм, 200,0 мм, 212,7 мм, 215,9 мм, 222,3 мм, 238,1 мм, 241,3 мм, 244,5 мм, 250,8 мм, 269,9 мм, 295,3 мм, 304,8 мм, 311,1 мм, 320 мм, 349,2 мм, 365,1 мм, 368,3 мм, 371,5 мм, 374,6 мм, 393,7 мм, 444,5 мм, 469,9 мм, 473, 1мм, 490 мм, 508 мм.
Внутренний диаметр кондуктора Dk определяется по формуле:
Dk=Dд + (10-14)                                               (4)
где Dд – диаметр долота под эксплуатационную (промежуточную) колонну, мм; 10-14 – зазор для свободного прохода долота внутри кондуктора.
Выбор обсадных труб для кондуктора производится по результатам расчёта из таблицы 3. Выбор диаметра долота под кондуктор производится аналогично выбору диаметру долота под эксплуатационную колонну. При дальнейшем проектировании конструкции скважины расчеты для последующих обсадных колонн аналогичны.
На основании выполненных расчетов необходимо изобразить схему конструкции скважины. Пример схемы конструкции скважины представлен на рис. 2.
Раздел  «Проектирование конструкции скважины» должен в обязательном порядке содержать следующие элементы (пример оформления раздела приведен в Приложении 11):
1. Оригинальный совмещенный график давлений, выполненный средствами КОМПАС, AutoCAD, Corel Draw  или любой другой графической программы. Не допускается использование фотографий, скриншотов, сканированных изображений уже готовых графиков. Совмещенный график давлений должен содержать: стратиграфическую колонку по глубине разреза; шкалу эквивалентов давлений, линии эквивалентов пластового давления, гидростатического давления бурового раствора, давления гидроразрыва и колонки со значениями их градиентов; значения плотности бурового раствора по интервалам. График совмещенных должен сопровождаться авторским обоснованием требуемого количества обсадных колонн (Приложение 12.1). 
2. Таблицу исходных данных, которые могут потребоваться для проектирования глубин спуска и диаметров обсадных колонн (пример представлен в Приложении 12.2).
3. Таблицу с результатами проектирования, в которой указываются глубины спуска обсадных колонн, их диаметры, диаметры долот для бурения интервалов под обсадные колонны. Таблица сопровождается обоснованием принятых решений и чертежом конструкции скважины. Чертеж должен быть выполнен средствами КОМПАС, AutoCAD, Corel Draw  или любой другой графической программы. Не допускается использование фотографий, скриншотов, сканированных изображений уже готовых графиков.  Пример оформления данного подраздела приведен в Приложении 12.3.

















Таблица 3
Основные размеры обсадных туб и  соединительных муфт к ним по ГОСТ 632-80
	Наружный диаметр обсадной трубы
	Толщина стенки трубы
	Диапазон варьирования внутреннего диаметра
	Наружный диаметр соединительной муфты
	Толщина стенок обсадной трубы

	
	мини-мальная
	макси-мальная
	от
	до
	нормальный
	умень-шенный
	

	114,3
	5,2
	10,2
	103,9
	93,9
	127,0 (133,0)
	123,8
	5,2; 5,7; 6,4; 7,4; 8,6; 10,2

	127,0
	5,6
	10,7
	115,8
	105,6
	141,3 (146,0)
	136,5
	5,6; 6,4; 7,5; 9,2; 10,7

	139,7
	6,2
	10,5
	127,3
	118,7
	153,7 (159,0)
	149,2
	6,2; 7,0; 7,7; 9,2; 10,5

	146,1
	6,5
	10,7
	133,0
	124,6
	166,0
	156,0
	6,5; 7,0; 7,7; 8,5; 9,5; 10,7

	168,3
	7,3
	12,1
	153,7
	144,1
	187,7
	177,8
	7,3; 8,0; 8,9; 10,6; 12,1

	177,8
	5,9
	15,0
	166,0
	147,8
	194,5 (198,0)
	187,3
	5,9; 6,9; 8,1; 9,2; 10,4; 11,5; 12,7; 13,7; 15,0

	193,7
	7,6
	15,1
	178,5
	163,5
	215,9
	206,4
	7,6; 8,3; 9,5; 10,9; 12,7; 15,1

	219,1
	6,7
	14,2
	205,7
	190,7
	244,5
	231,8
	6,7; 7,7; 8,9; 10,2; 11,4; 12,7; 14,2

	244,5
	7,9
	15,9
	228,7
	212,7
	269,9
	257,2
	7,9; 8,9; 10,0; 11,1; 12,0; 13,8; 15,9

	273,1
	7,1
	16,5
	258,9
	240,1
	298,5
	285,8
	7,1; 8,9; 10,2; 11,4; 12,6; 13,8; 15,1; 16,5

	298,5
	8,5
	14,8
	281,5
	268,9
	323,9
	-
	8,5; 9,5; 11,1; 12,4; 14,8

	323,9
	8,5
	14,0
	306,9
	265,9
	351,0
	-
	8,5; 9,5; 11,0; 12,4; 14,0

	339,7
	8,4
	15,4
	322,9
	308,9 
	365,1
	-
	8,4; 9,7; 10,9; 12,2; 13,1; 14,0; 15,4

	351,0
	9,0
	12,0
	333,0
	327,0
	376,0
	-
	9,0; 10,0; 11,0; 12,0

	377,0
	9,0
	12,0
	359,0
	353,0
	402,0
	-
	9,0; 10,0; 11,0; 12,0

	406,4
	9,5
	16,7
	387,4
	373,0
	431,8
	-
	9,5; 11,1; 12,6; 16,7

	426,0
	10,0
	12,0
	406,0
	402,0
	451,0
	-
	10,0; 11,0; 12,0

	473,1
	11,1
	-
	450,9
	-
	508,0
	-
	11,1

	508,0
	11,1
	16,1
	485,8
	475,8
	533,4
	-
	11,1; 12,7; 16,1

	Примечание: В скобках указан наружный диаметр муфт для труб исполнения Б.



[image: Конструкция скважины]
Рисунок 2 –  Конструкция скважины
2.3. [bookmark: _Toc448924244]Проектирование профиля скважины

Проектный профиль скважины должен отвечать требованиям.
· выполнение скважиной поставленной задачи при требуемом качестве;
·  вскрытие пласта (геологического объекта) в заданной точке при допустимых отклонениях от нее;
·  максимально высокие дебит скважины и коэффициент извлечения нефти;
·  максимально возможное сохранение коллекторских свойств продуктивного горизонта;
·  оптимальное соотношение затрат средств и времени на сооружение скважины.
Выбор и проектирование профиля скважины делается на основе задания на курсовой проект или выпускную квалификационную работу. В случае если тип профиля предварительно не задан, то студент может выбрать его самостоятельно, учитывая исходные данные на строительство скважины (тип скважины, тип флюида, глубина по вертикали, отход скважины, длина горизонтального участка ствола в случае его наличия). Выбор профиля должен быть обоснован. Пример оформления обоснования приведен в Приложении 13.
Пользуясь методическими данными (Приложение 14) по расчету различных типов плоских профилей скважин необходимо провести требуемые расчеты и получить параметры профиля. Профиль рассчитывается плоским (без учета искривления по азимуту). 
По итогам проведенного расчета заполняется таблица аналогичная представленной в Приложении 15, в которой приводятся исходные и  расчетные данные профиля проектируемой скважины. Для проверки правильности расчета профиля скважины можно использовать правила: сумма горизонтальных проекций по интервалам скважины равна суммарному отходу; сумма вертикальный проекций по интервалам скважины равна глубине скважины по вертикали.

2.4. [bookmark: _Toc448924245]Выбор породоразрушающего инструмента

На первом этапе решения этой задачи необходимо провести разделение горных пород геологического разреза на пачки по буримости. Общепризнанными характеристиками отдельной пачки являются следующие:
• твердость и абразивность пород пачки существенно не отличаются;
• толщина пачки не должна быть меньше проходки на долото;
• пачка разбуривается долотами одного типоразмера;
• пачка непрерывна.


Для разделения горных пород разреза на пачки существует несколько способов:  способ Бинхема, «реперных» долот, последовательных разбиений, по стратиграфическим подразделениям. Каждый из них не лишен недостатков. В последнем случае на первом этапе разрез подразделяется на стратиграфические пачки, и для каждой из них определяется средневзвешенное значение категории твердости  и абразивности  пород по следующим формулам:


= ,                                             (4)


= ,                                             (5)
где Hi и Ai  - категории твердости и абразивности породы i- й разновидности;
mi – толщина i – го прослоя породы, м;
M – толщина выделенной пачки пород, м.
Далее эти показатели сравниваются между собой для соседних стратиграфических подразделений и, ориентируясь на данные таблицы 4, определяется, возможно ли их объединение в одну пачку по буримости.
Фактические значения твердости Hi и абразивности Ai пород для проектируемой скважины и толщины слоев пород mi  берутся из данных раздела «Общая и геологическая часть» (физико-механические свойства пород), собранных на производственной практике или полученных с заданием на курсовой проект (выпускную квалификационную работу).
По буримости горные породы делятся на двенадцать категорий, разбитых на пять групп (мягкие, средней твердости, твердые, крепкие и очень крепкие).
По абразивности породы также делятся на двенадцать категорий, разбитых на три группы – малоабразивные (I – IV категория абразивности), абразивные (V – VIII категория), высокоабразивные (IX – XII категория).
После разбиения стратиграфического разреза на пачки по буримости для каждой из них выбирается тип долота.
	



	Таблица 4 
Классификация горных пород по показателям твердости и пределу текучести по штампу
	Группа
	Категория
	Ршт , МПа
	Ро , МПа

	Мягкие



Средней твердости


Твердые


Крепкие


Очень крепкие

	1
2
3

4
5

6
7

8
9

10
11
12
	<100
100-250
250-500

500-1000
1000-1500

1500-2000
2000-3000

3000-4000
4000-5000

5000-6000
6000-7000
>7000
	<40
40-110
110-250

250-550
550-850

850-1200
1200-1900

1900-2500
2500-3500

3500-4200
4200-5100
>5100



Выбранное долото должно:
• соответствовать твердости и абразивности горных пород;
• обеспечивать наиболее эффективное разрушение породы на забое скважины;
• быть одинаковым по стойкости вооружения и опоры (для шарошечных долот);
• обеспечивать минимальную стоимость метра скважины.


В ряде случаев Заказчиком (Инвестором) в качестве критерия выбора породоразрушающего инструмента может быть предложен максимум механической скорости бурения и (или) проходка на долото. Однако чаще всего выбор типа долота производится по средневзвешенным значениям твердости пород  и их абразивности . При этом следует учитывать верхние значения этих показателей Hв и Aв для каждой выделенной пачки пород по буримости. Исходя из этих показателей, рекомендуемые области применения шарошечных долот приведены в таблице 5. При выборе типа долота следует руководствоваться также рекомендациями завода – изготовителя.



Таблица 5 
Характеристики областей применения шарошечных долот
	Тип долота
	
д
	Ндв

	M
MC
C
CT
T
МЗ
МСЗ
СЗ
ТЗ, ТКЗ
К
	2,4
3,0
3,7
4,5
5,6
3,2
4,5
4,2
6,2
7,3
	4,4
5,5
6,2
7,7
7,9
4,9
7,7
7,6
9,3
10,2



2.4.1. [bookmark: _Toc448924246]Шарошечные долота
Обозначение типов шарошечных долот по ГОСТ 20692-75

В цифре долота содержится римская цифра I, II, III и т.д., указывающая количество шарошек. Так как большинство выпускаемых долот трехшарошечные, то цифра III может отсутствовать. Далее указывается диаметр долота в мм и область его применения в соответствии с типом вооружения. В нашей стране выпускаются долота тринадцати типов вооружения, обозначаемых следующим образом:
М – для бурения мягких малоабразивных пород, зубья шарошек фезерованные;
МЗ – для бурения мягких абразивных пород со вставными твердосплавными зубками;
МС – для бурения мягких с прослоями средней твердости малоабразивных пород, зубья фезерованные;
МСЗ – для бурения мягких с прослоями средней твердости абразивных пород со вставными твердосплавными зубками;
С – для бурения малоабразивных пород средней твердости, зубья шарошек фезерованные;
СЗ – для бурения абразивных пород средней твердости со вставными твердосплавными зубками;
СТ – для бурения малоабразивных пород средней твердости с прослойками твердых, зубья шарошек фезерованные;
Т – для бурения малоабразивных твердых пород, зубья фезерованные;
ТЗ – для бурения твердых абразивных пород со вставными твердосплавными зубками;
ТК – для бурения твердых малоабразивных пород с прослойками крепких пород, зубья шарошек фезерованные;
ТКЗ – для бурения абразивных твердых с прослойками крепких пород, зубья шарошек вставные твердосплавные; 
К – для бурения крепких пород со вставными твердосплавными зубками;
ОК – для бурения очень крепких пород со вставными твердосплавными зубками.
В шифре долота указывается также конструкция промывочного узла: Ц - с центральной промывкой (может не указываться), Г - с гидромониторной боковой промывкой. 
Далее указывается тип опоры шарошек: В – все радиальные подшипники опоры только качения (шариковые и роликовые), Н – один радиальный подшипник скольжения, остальные качения, А – два и более подшипников скольжения.
В случае герметизированной опоры в шифр долота добавляется буква Г. 
В конце шифра добавляются буквы и цифры, означающие номер заводской модели долота. В случае, если долото выпущено по лицензии иностранной фирмы, то перед номером модели ставится буква R.

2.4.2. [bookmark: _Toc448924247]Долота PDC

В настоящее время всё большее распространение получают долота PDC (Polycrystalline Diamond Compact). В отечественной литературе они называются долотами с алмазно-твердосплавными пластинами (АТП). Породоразрушающими элементами долот являются твердосплавные резцы, на рабочей поверхности которых нанесен алмазный слой. Такие долота выпускаются трёх разновидностей:
· со стальным корпусом;
· с алмазным корпусом;
· c матричным корпусом, изготавливаемым методом порошковой металлургии;
· эксцентричные, обеспечивающие бурение скважины с одновременным расширением.

2.4.3. [bookmark: _Toc448924248]Алмазные долота

Алмазные долота применяются сравнительно редко, хотя в настоящее время разработаны конструкции долот, позволяющих применять их практически во всех случаях бурения от мягких до твердых высокоабразивных пород. При изготовлении долот используются природные и синтетические алмазы, располагаемые в матрице, получаемой способом порошковой металлургии. Алмазы могут располагаться только в наружном слое матрицы (однослойные долота), или по всему ее объему (импрегнирование долота). 
Твердость матрицы должна соответствовать абразивности разбуриваемых пород так, чтобы не происходила «зашлифовка» долота, или выпадение алмазов из матрицы при ее преждевременном износе.
В шифре алмазных долот первая буква Д указывает вид инструмента (долото), вторая буква (могут быть еще две буквы) указывает на конструктивные особенности долота: P – мелкие торовидные выступы на торцовой поверхности; Т – ступенчатая форма торцовой поверхности; И – импрегнированная матрица; С – синтетические алмазы; АП – алмазные пластины; В – зарезное долото (для зарезки дополнительных стволов многоствольных скважин); Ф – долото-фрезер для прорезания «окна» в обсадной колонне.
Цифры после буквенного кода указывают номинальный диаметр долота в мм, а буквы после размера – твердость разбуриваемых пород по промысловой классификации. Последняя цифра указывает модификацию долота (может отсутствовать).
На рисунке 3 представлена кодировка IADC алмазных долот и долот типа PDC, а также буровых головок.
[image: ]
Рисунок 3 – Код IADC алмазных долот, буровых головок и долот PDC
В настоящее время большая часть породоразрушающего инструмента шифруется не по существующим ГОСТам, а согласно принятой у конкретного производителя номенклатуре. В Приложении 16 приведены примеры номенклатур различных фирм-производителей буровых долот.

2.4.4. [bookmark: _Toc448924249]Калибраторы

Калибратор включается в компоновку низа бурильной колонны над долотом для сохранения номинального диаметра ствола по мере износа долота по диаметру, придания стволу цилиндрической формы, так как при бурении трехшарошечными долотами скважина в поперечном сечении имеет сложную форму. Кроме того, калибратор центрирует КНБК в скважине, что улучшает условия работы долота, забойного двигателя.
Если калибратор дополнительно включается в КНБК над нижним калибратором, или в колонну УБТ (колонные калибраторы), то он выполняет роль центратора или стабилизатора (в зависимости от места установки) и обеспечивает стабилизацию направления ствола, либо искривление скважины в определенном направлении.
В настоящее время выпускаются лопастные и шарошечные калибраторы.  Лопастные, в свою очередь, выпускаются с прямыми лопастями (тип К) и спиральными (тип КС). Лопасти армированы либо твердостлавными вставками, природными и синтетическими алмазами (типа КА и КСА), вставками на основе сверхтвердого материала Славутич (типы КИ, КСИ).
В обозначении калибратора указывается тип, номинальный диаметр и область применения по твердости пород по промысловой классификации.
Спиральные калибраторы образуют полный непрерывный контакт со стенкой скважины, поэтому их применение наиболее рационально в породах средней твердости и твердых. Для калибраторов с прямыми лопастями уменьшаются гидравлические сопротивления при промывке скважины. Наддолотные калибраторы имеют обе муфтовые резьбы, а колонные – верхнюю муфтовую, а нижнюю – ниппельную.
Конструктивные особенности лопастных калибраторов, их вооружение и область применения приведены в таблице 5.
Кроме долот в курсовом проекте (выпускной квалификационной работе) необходимо выбрать наддолотные калибраторы. Выбранные долота и калибраторы по интервалам бурения приводятся в виде таблицы, представленной в Приложении 17. Таблица сопровождается обоснованием выбора, пример которого также приведен в Приложении 17. 
Таблица 5
Типы конструкций, виды, типы вооружения и области применения калибраторов
	Устройство
	Конструктивное исполнение
	Вид
	Тип
	Твердость породы
	Тип вооружения

	








Калибратор

	


Лопастной с
прямыми лопастями
	К
	МС
	Мягкие и средней
твердости
	Твердосплавные вставки

	
	
	КА
	СТ
	Средней твердости и
твердые
	Природные и синтетические алмазы, твердосплавные вставки

	
	
	КИ
	МСТ
	Мягкие, средние и
твердые
	Славутич, твердосплавные вставки

	
	

Лопастной со
спиральными
лопастями
	КС
	СТ
	Средней твердости и
твердые
	Твердосплавные вставки

	
	
	КСА
	
	
	Природные и синтетические алмазы, твердоcплавные вставки

	
	
	КСИ
	СТК
	Средние, твердые и
крепкие
	Славутич, твердосплавные вставки














2.5. [bookmark: _Toc448924250]Проектирование режимов бурения

Под режимом бурения понимается совокупность параметров процесса, которые могут быть изменены непосредственно во время бурения. К их числу относятся:
• осевая нагрузка на породоразрушающий инструмент;
• частота вращения инструмента (при роторном способе бурения);
• расход и качество бурового раствора.

2.5.1. [bookmark: _Toc448924251]Расчет осевой нагрузки на породоразрушающий инструмент

При расчете осевой нагрузки на долото используют следующие методы:
1. Статистический анализ отработки долот в аналогичных геолого-технических условиях.
1. Аналитический расчет на основе качественных показателей механический свойств горной породы и характеристик шарошечных долот, применения базовых зависимостей долговечности долота и механической скорости бурения от основных параметров бурения.
1. Расчет из условия допустимой нагрузки на долото.
Наиболее правильной считается последовательность, когда используются аналитический и статистический методы расчета осевой нагрузки. После расчетов большее из полученных значений сравнивается с допустимой нагрузкой по паспорту долота. Если расчетная нагрузка больше паспортного значения, то принимается последнее. При обратной ситуации – принимается расчетная величина.
Аналитический расчет осевой нагрузки G1 для шарошечных долот, при которой обеспечивается объемное разрушение породы, ведется по формуле:


                                  ,                                                 (6)
где α – коэффициент забойных условий, α = 0,33 – 0,59, в проектировочных условиях α =1;
Pш – средневзвешенная твердость горных пород по штампу для данной пачки пород по буримости, кг/см2 ;
F – опорная площадь рабочей поверхности долота, см2 .
Для новых шарошечных долот

,                                                                            (7)
где Dд  – диаметр долота, см;
η – коэффициент перекрытия – отношение длины образующей шарошки к суммарной длине зубьев, контактирующих с породой, для современных долот η = 0,7– 1,7, в расчетах можно принять η = 1;
δ – начальное притупление зубьев, см, δ = 1– 4 мм, в расчетах принимается среднее значение δ = 1,5 мм.
Для долот PDC
                                                     F=0,03 Dс kТ                                             (8)
где kт – число зубцов на рабочей поверхности;
Dc – средний диаметр зубцов, мм.
В процессе бурения происходит износ зубьев долота, и опорная площадь увеличивается. Как показывают эксперименты, это увеличение составляет от пяти до восьми раз. В связи с этим в процессе бурения осевая нагрузка для обеспечения объемного разрушения породы должна постепенно повышаться.
При статистическом расчете осевой нагрузки G2 используется формула

,                                                 (9)
где q – удельная нагрузка  на один миллиметр диаметра долота, кН/мм;
Dд – в мм.
Значения удельных осевых нагрузок для шарошечных долот приведены в таблице 6.
Таблица 6 
Удельные осевые нагрузки для шарошечных долот
	Тип долота
	М
	МЗ
	МС
	МСЗ, СЗ
	С, СТ
	Т, ТК
	ТЗ, ТКЗ
	К, ОК

	Удельная нагрузка,
кН/мм
	0,1 -0,2
	0,2-0,5
	0,3-0,6
	0,3-0,8
	0,4-1
	0,6-1,5
	0,5-1
	1-1,5



Меньшие удельные нагрузки берутся для трещиноватых неоднородных пород и при высоких частотах вращения.
Для PDC, алмазных и ИСМ долот удельные осевые нагрузки принимаются в пределах от 50 до 400 кг/см. Большие значения берутся в более твердых породах.
Допустимая в процессе бурения осевая нагрузка на долото G3 не должна превышать 80% от предельной Gпред , указанной в технической характеристике (паспорте) долота, то есть:
G3 = 0,8 Gпред ,                                           (10)
В  Приложении 18 приводится пример оформления результатов проектирования осевой нагрузки на породоразрушающий инструмент по интервалам бурения.

2.5.2. [bookmark: _Toc448924252]Расчет частоты вращения породоразрушающего инструмента

Каждому классу пород и типу долот соответствуют свои оптимальные частоты вращения инструмента, при которых разрушение горных пород максимально. Расчет частоты вращения для шарошечных долот производится из условий:
• создания оптимальной линейной скорости на периферийном венце шарошки;
• по времени контакта зубьев долота с горной породой;
• по стойкости опор.
Для безопорных долот расчет производится только из условия создания необходимой линейной скорости на периферии долота. Расчет в этом случае ведется по формуле:

                                      ,                                               (11)
где Vл – рекомендуемая линейная скорость на периферии долота, м/с;
Dд – диаметр долота, м.
Для шарошечных долот линейная скорость принимается: в породах М – 3,4-2,8 м/с; в породах МС – 2,8-1,8 м/с; в породах С – 1,8-1,3 м/с; в породах СТ – 1,5-1,2 м/с; в породах Т – 1,2-1,0 м/с; в породах К – 0,8-0,6 м/с.
Для алмазных и ИСМ долот Vл = 3-5 м/с, для долот PDC                                Vл = 1-2 м/с.
Меньшие значения линейной скорости берутся 
• в трещиноватых неоднородных породах;
• в твердых абразивных породах;
• при повышенных осевых нагрузках;
• для шарошечных долот с твердосплавным вооружением.
Расчет частоты вращения шарошечного долота n2 по минимально допустимому времени контакта зуба долота с породой ведется по формуле:

,                                                (12)
где dш – диаметр шарошки, мм;
τ – минимальное время контакта зуба долота с породой, мс;
z – число зубьев на периферийном венце шарошки;
Dд – мм.
Для современных шарошечных долот в среднем dш=0,65 Dд. Минимальное время контакта для упруго-пластичных пород равно 5-7 мс, для упруго-хрупких – 6-8 мс, для пластичных – 3-6 мс. Меньшие значения принимаются в более твердых породах. Число зубьев на периферийном венце шарошки зависит от типа долота, его диаметра и номера шарошки. В среднем оно может быть принято для долот диаметром 142,9-190,5-20 шт; 215,9-244,5-22 шт; 269,9-349,2-24 шт.
Максимально допустимая частота вращения шарошечного долота n3 по стойкости опоры ведется по формуле

                                  ,                                             (13)
где α – коэффициент, характеризующий свойства горной породы;
То – стойкость опоры, час;
То  = 0,0935*Dд                                          (14)
где Dд – мм.
Для мягких пород α=0,7-0,9, для средних α=0,5-0,7, для твердых α=0,3-0,5, то есть с увеличением твердости пород этот коэффициент уменьшается.
Для шарошечных долот из рассчитанных значений n1, n2 ,n3  первое является оптимальным, а принятое не должно быть больше меньшего из значений n2   и  n3 . Для безопорных долот принимается значение n1.
Общие рекомендации по осевой нагрузке на долото и частоте вращения инструмента сводятся к следующим:
• с увеличением твердости горной породы осевую нагрузку следует увеличить при одновременном снижении частоты вращения;
• в трещиноватых неоднородных породах указанные параметры процесса бурения следует снижать;
• в течение рейса осевая нагрузка постепенно увеличивается.
В  Приложении 19 приводится пример оформления результатов проектирования частоты вращения породоразрушающего инструмента по интервалам бурения.
[bookmark: _Toc262615314]
2.5.3. [bookmark: _Toc448924253]Выбор и обоснование типа забойного двигателя

Тип забойного двигателя выбирается в зависимости от проектного профиля скважины, типоразмера долот, осевой нагрузки, плотности промывочной жидкости и удельного момента, обеспечивающего вращение долота.
Забойный двигатель должен соответствовать следующим требованиям:
- диаметр забойного двигателя должен лежать в интервале 80-90% от диаметра долота;
- жесткость забойного двигателя должна соответствовать требованиям компоновки низу бурильной колонны для заданной траектории ствола скважины;
- расход промывочной должен быть близким к номинальному забойного двигателя;
- крутящий момент, развиваемый забойным двигателем, должен обеспечить эффективное разрушение горной породы на забое скважины;
- забойный двигатель должен обеспечивать частоту вращения долота, находящуюся в пределах или не менее этих значений, необходимых для разрушения горных пород.
Диаметр забойного двигателя в зависимости от диаметра долота определяется по следующей формуле:

                                                ,                                        (15)
где Dзд - диаметр забойного двигателя, мм;
Dд - диаметр долота, мм.
Выбираемый турбобур должен развивать мощность, которая будет тратиться на работу долота под действием осевой нагрузки и на преодоление трения в опорах.  Требуемый крутящий момент определяется по формуле:

              ,                                     (16)
где Мр – момент необходимый для разрушения горной породы, Н*м;
Мо – момент необходимый для вращения ненагруженного долота, Н*м;
Муд – удельный момент долота, Н*м/кН;
Gос – осевая нагрузка на долото, кН.
Момент необходимый для вращения ненагруженного долота определяется по формуле:

              ,                                      (17)
где Dд – диаметр долота, м. 
Удельный момент долота определяется по формуле:

   ,                                      (18)
где Q – расчетный коэффициент, принимаемый в расчетах 1-2 (принимается 1,5), Н*м/кН;
 Dд – диаметр долота, см.
В  Приложении 20 приводится пример оформления результатов проектирования параметров забойных двигателей по интервалам бурения. После этого производится выбор и обоснование типоразмеров и моделей забойных двигателей по интервалам бурения (пример представлен в Приложении 21), а также приводятся технические характеристики выбранных двигателей (пример представлен в Приложении 22). 

2.5.4. [bookmark: _Toc262615317][bookmark: _Toc448924254]Расчёт необходимого расхода бурового раствора

Расход промывочной жидкости должен обеспечить:
· эффективную очистку забоя скважины от шлама;
· транспортирование шлама на поверхность без аккумуляции его в кольцевом пространстве между бурильными трубами и стенками скважины;
· устойчивую работу забойного двигателя;
· предотвращение гидроразрыва горных пород;
· обеспечение гидромониторного эффекта;
· предотвращение размыва стенки скважины и т.д.
Расчет расхода промывочной жидкости для эффективной очистки забоя скважины осуществляется по формуле:
Q1=К· SЗАБ,                                                (19)
где К – коэффициент удельного расхода жидкости на 1 м2 забоя;
SЗАБ – площадь забоя м2, определяется по формуле:
SЗАБ =0,785·DД2                                            (20)
Удельный расход раствора принимается в пределах от 0,3 до 0,65 м3/с. Большие значения берутся для мягких пород, так как в этом случае увеличивается объем шлама, образующегося в единицу времени.
Расход раствора Q2 при котором обеспечивается вынос шлама на поверхность определяется по формуле:

                                  (21)
где Vкр – критическая скорость проскальзывания шлама относительно раствора, м/с;
VМ – механическая скорость бурения, м/с;
ρп – плотность разбуриваемой породы, г/см3;
ρр – плотность бурового раствора, г/см3;
ρсм – плотность раствора со шламом, г/см3;
Smax – максимальная площадь кольцевого пространства, м2.

                                      (22)
где dбт – минимальный диаметр бурильных труб запроектированной компоновки, м.

,                                           (23)
где КК – коэффициент каверзности.
Критическая скорость проскальзывания Vкр=0,1-0,15 м/с, большее значение берется для более крупного шлама, то есть в мягких породах. Разность ρсм- ρр=0,02 г/см3.
Механическая скорость бурения определяется нормативно, исходя из прочности пород. Для условий Западной Сибири ориентировочно можно принять следующие значения механической скорости бурения: в интервале до 600 м - Vмех= 30-40 м/час; в интервале 600-1600 м  -  Vмех= 25-30 м/час; в интервале 1600-2400 м - Vмех= 15-20 м/час; при больших глубинах -   Vмех= 10-15 м/час.
Максимальный расход раствора Q3, при котором не происходит размыв стенок скважины, может быть определен по формуле:

                                                                              (24)
где Vкп max – максимально допустимая скорость течения жидкости в кольцевом пространстве,м/с, для условий Западной Сибири в интервале до 1000 м  Vкп max =1,3 м/с, а в нижележащих интервалах Vкп max = 1,5 м/с;
Smin – минимальная площадь кольцевого пространства, м2.
Эта площадь рассчитывается в интервале нахождения забойного двигателя или основной ступени УБТ. Диаметр скважины принимается с учетом коэффициента каверзности.
Тогда:

                    (25)
Для интервала бурения под направление и кондуктор принимается  Vкп max =1,3 м/с, для ЭК и хвостовика - Vкп max = 1,5 м/с. 
Расчет минимального расхода бурового раствора Q4 из условия предотвращения прихватов ведется по формуле:

                                                                            (26)
где Vкп min – минимально допустимая скорость восходящего потока, м/с, в расчетах принимается -  0,5 м/с. Значение Smax берется из расчетов  Q2.
Минимальный расход раствора Q5 , исходя из условия создания необходимой скорости истечения из насадок долота, ведется по формуле:

                                    (27)
где n – число насадок;
dнmax – максимальный внутренний диаметр насадки, м.
Расход раствора Q6, исходя из устойчивой работы гидравлического двигателя, определяется его технической характеристикой.
По результатам расчетов определяется область допустимого расхода бурового раствора, которая должна быть меньше Q3, но больше большего из значений Q1 , Q2 , Q4 , Q5  и Q6 , или равно ему. Следует, что желательным условием является нахождение плотности жидкости в рекомендуемом интервале расхода забойного двигателя.
Если применяется способ бурения с использованием забойных двигателей, то частота вращения долота и тип двигателя  зависит от расхода промывочной жидкости. Следовательно, необходимо определить минимальный расход, обеспечивающий необходимый момент для разрушения горных пород. Значение расхода определяется по формуле:

                                          (28)
где Qтабл – табличное значение оптимального расхода для турбобура, м3/с;
ρтабл – плотность технической воды, кг/м3;
 ρбр – плотность бурового раствора, кг/м3;
М – момент, требуемый для разрушения горной породы, Н*м;
Мтабл – значение максимального рабочего момента, Н*м.
Значение выбранного расхода не должно быть меньше рассчитанных выше величин, необходимых для нормальной работы забойных двигателей.
Окончательный выбор расхода следует проектировать из производительности насосов при заданном коэффициенте наполнения.
Тогда значения расходов рассчитываются по формуле:
Qпров2=m*n*QН,                                                 (29)
где m – число работающих насосов, шт.;
n  - коэффициент наполнения, принимается равным 0,9;
QН-производительность насоса при заданном диаметре втулки, м3/с.
Производится проверка момента создаваемого забойным двигателем при выбранных значения расхода по формуле:

                                            (30)
где QТН – табличное значение номинального расхода для турбобура, м3/с;
ρ – плотность технической воды, кг/м3;
 ρбр – плотность бурового раствора, кг/м3;
Мтм – момент силы на выходном валу двигателя в тормозном режиме, Н*м.
Полученные крутящие моменты должны превышать необходимые для разрушения горной породы, следовательно, выбранные ранее гидравлические забойные двигатели могут использоваться при сооружении данной скважины.
В  Приложении 23 приводится пример оформления результатов проектирования расхода бурового раствора по интервалам бурения. После этого производится выбор и обоснование областей допустимого расхода бурового раствора и окончательный выбор значений расхода по интервалам бурения (пример представлен в Приложении 24). 
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2.6. [bookmark: _Toc262615315][bookmark: _Toc448924255]Выбор компоновки и расчёт бурильной колонны
Бурильная колонна (БК) состоит из компоновки низа бурильной колонны  (КНБК) и колонны бурильных труб (КБТ). 
В общем случае КНБК включает в себя долото, забойный двигатель, калибраторы,  центраторы, стабилизаторы, расширители, маховики, отклонители и утяжеленные бурильные трубы (УБТ).
КБТ состоит из секций бурильных труб (БТ), одинаковых по типу, наружному диаметру, толщине стенки, группе прочности (марке) материала, типоразмеру замковых соединений. 
Последовательно расположенные секции БТ одного наружного диаметра - ступень КБТ.
Бурильная колонна предназначена в общем случае для:
1. Передачи вращения от ротора к долоту.
2. Восприятия реактивного момента забойного двигателя.
3. Подвода промывочной жидкости к забойному двигателю, долоту, забою скважины.
4. Создания осевой нагрузки на долото.
5.  Подъема и спуска долота и забойного двигателя.
6.  Проведения вспомогательных работ.
Исходя из назначения, требования к бурильной колонне сводятся к следующим:
1. Достаточная прочность при минимальном весе, обеспечивающем создание требуемой осевой нагрузки.
2. Обеспечение герметичности при циркуляции бурового раствора, причем с минимальными гидравлическими потерями.
3. Минимальные затраты времени при спуско-подъемных операциях, при этом соединения должны обеспечивать прочность не менее прочности тела трубы, быть взаимозаменяемыми.
В процессе бурения на бурильную колонну действуют различные силы и моменты. К ним в общем случае относятся:
· растягивающие силы от собственного веса;
· растягивающие гидравлические нагрузки за счет перепада давления в забойном двигателе и долоте;
· силы внутреннего и наружного давления промывочной жидкости;
· силы взаимодействия колонны со стенками скважины (силы трения)
· силы инерции как самой колонны, так и промывочной жидкости;  
· изгибающие моменты на участках естественного и искусственного искривления ствола скважины;
· осевая  сжимающая сила в нижней части колонны;
· изгибающей  момент  за счет потери  колонной  прямолинейной формы;         
· динамические  составляющие  продольных и поперечных сил, изгибающего и крутящего моментов  за счет различного рода колебаний колонны.
Совместное действие всех этих сил и моментов приводит к  тому,  что бурильная  колонна находится в условиях весьма сложного напряженного состояния.
В связи с тем,  что при проектировании и расчетах  бурильной колонны практически невозможно учесть все нагрузки,  а некоторые из них не поддаются точному определению,  поэтому рассматриваются только основные,  наиболее существенные и опасные. К их числу относятся растягивающие силы, крутящий и изгибающие моменты, наружное и внутреннее избыточные давления промывочной жидкости.

2.6.1. [bookmark: _Toc448924256]Расчет УБТ

Исходя из условий бурения и диаметра долота на интервале, выбирается наружный диаметр основной ступени УБТ.
Таблица 7 
Соотношения диаметров долот и основной ступени УБТ
	Диаметр долота, мм
	Диаметр УБТ, мм

	190,5
	159 (146)

	215,9
	178 (159)

	244,5
	203 (178)

	269,9
	219; 229 (203)

	295,3; 320
	229; 245; 254 (219; 229)

	349,2
	245; 254 (229; 245)

	393,7 и более
	273; 299 (254; 273)



Жесткость на изгиб ступени должен быть не меньше жесткости обсадной колонны, под которую ведется бурение. В противном случае при спуске обсадной колонны возможны посадки. Проверяется условие:
         D01/Dок≥{[1-((Dok-2δok)/Dok)4]/[1-(d01/ Dok)]}0.25  ,                (31)
где D01 и d01 - соответственно наружный и внутренний диаметры основной ступени УБТ, мм;
Dок и δok - соответственно наружный диаметр и толщина стенки обсадной колонны, мм. 
Наружный диаметр бурильных труб первой секции принимается в соответствии со способом бурения и диаметром обсадных труб. 
Таблица 8
Рекомендуемые соотношения диаметров обсадных и бурильных колонн, мм
	Диаметр обсадной колонны
	Способ бурения

	
	забойными двигателями
	роторный

	178
	89; 102 (90; 103)
	89; 102 (90; 103)

	219
	114; 127 (129)
	102 (103); 114

	245
	127; 140 (129; 147)
	114; 127 (129)

	273
	140 (147)
	127; 140 (129; 147)

	299-377
	140 (147)
	140 (147)



Для обеспечения плавного перехода по жесткости от основной ступени УБТ к КБТ должно выполняться условие:

                            ,                                            (32)                                                               
где Dоп – диаметр последней ступени УБТ, мм;
D1 – диаметр бурильных труб первой секции, мм.
Если условие не выполняется, то компоновку УБТ необходимо проектировать ступенчатой. При переходе от одной ступени УБТ к другой необходимо, чтобы выполнялось условие: 

                     ,                                        (33)                                   
где D0i, Di+1 – диаметры соответственно предыдущей и следующей ступеней УБТ.
Согласно расчету выбирается ближайший  типоразмер УБТ. Длина переходной ступени обычно выбирается – 8 метров. Если условие перехода по жесткости от УБТ к КБТ не выполняется, то проектируется третья и т.д. ступень.
Вычисляется рекомендуемая длина ступени УБТ для создания требуемой осевой нагрузки на долото. Расчет производится для основной ступени:
l01=1/q01[Kд∙Qд/(1-γж/ γ0)-( Qзд+ Qс+ ∑qi· li                  (34)
где Qд - осевая нагрузка на долото, кгс;
q01 -  вес 1 м основной ступени УБТ, кгс/м;
Kд - коэффициент осевой нагрузки на долото, для турбинного бурения Kд=1,175, для роторного бурения – 1;
γ0 - удельный вес материала УБТ, гс/см3;
γж - удельный вес бурового раствора,  гс/см3;
Qзд - вес забойного двигателя, кгс;
Qс - суммарный вес элементов КНБК за исключением забойного двигателя и УБТ, кгс;
li - длина переходной ступени УБТ м;
qi - вес 1 м переходной ступени УБТ, кгс/м.
Если в результате расчета получается отрицательная величина, то за основную ступень принимается вторая ступень и  т.д. Если во всех расчетах получились значения меньше 0, то предполагается, что использование УБТ при сооружении данного интервала не потребуется. Не смотря на это, рекомендуется проектировать одну ступень УБТ длиной 8 метров. Следует обратить внимание, что проектировочные расчеты носят рекомендательный характер – длина ступени УБТ может корректироваться, но корректировки должны сопровождаться обоснованием принятия того или иного решения. Полученные в результаты расчетов обычно рекомендуется округлять до чисел кратных 8, поскольку это стандартный размер трубы УБТ.
Как показали расчеты, при сооружении направления с применением долот типа БИТ использование УБТ не потребуется, поскольку осевая нагрузка будет создаваться весом других элементов КНБК. Но учитывая, что направление – является первым интервалом бурения, то его сооружения предполагается использование секции УБТ диаметром 165 мм. Учитывая разницу диаметров долота и  УБТ, возможно потребуется проектирование дополнительных центрирующих элементов.
Производятся дополнительные расчеты. Вес компоновки УБТ на воздухе составит:   
Qо= q01· l01                                                                  (35)
Общая длина компоновки УБТ определяется по формуле:
lo=∑ l0i;                          	                  (36)
Общая длина КНБК определяется по формуле (36):
lкн= lo+ lзд+ lс;        	               	        (37)
Проводится проверка на необходимость установки промежуточных опор по формуле:

,                                  (38)
где Qд – осевая нагрузка на долото, кгс;
Е – модуль упругости материала труб, кгс/мм2;
q01 – вес 1 метра УБТ основной секции, кг/мм;
I – осевой момент инерции сечения тела трубы, определяемый по формуле (38), мм4.

                                   (39)
где D – внешний диаметр УБТ, мм;
d – внутренний диаметр УБТ, мм.
Если условие не выполняется, то установка промежуточных опор не требуется. Условие выполняется, значит необходима установка промежуточных опор.
Количество промежуточных опор определяется по формуле (40):
      m= l01/a,                                            (40)
где a – расстояние между промежуточными опорами, м.

2.6.2. [bookmark: _Toc448924257]Расчет КБТ

Обычно первая секция КБТ над УБТ компонуется из труб ТБД16Т с целью проведения инклинометрических работ в скважине без подъема КБТ. Но если на интервалах бурения в КНБК используется телесистема, в функции которой входят также инклинометрические измерения, то проектирование секции легкосплавных труб не требуется. 
Для плавного перехода по жёсткости от УБТ к колонне БТ рекомендуется последующую секцию БТ формировать из труб возможно более низкой группы прочности с максимальной толщиной стенки. 
Предполагается использование выбранных бурильных труб на всей протяженности КБТ. Проводятся соответствующие расчеты на прочность.
Допускаемое наружное избыточное давление для данной трубы составляет (40):
Рн<Ркр/n                                                (41)
Ркр - критическое наружное давление, кгс/мм2;
n=1,15 –нормативный запас для наружного избыточного давления.
Максимально возможное избыточное давление выбирается по данным гидравлического расчета.  Если условие выполняется, то делается вывод, что трубы могут быть использованы для комплектования КНБК на данном интервале. В противном случае, необходимо выбрать трубы с большим нормативным значением критического наружного давления.
Проверяется выполнение условий статической прочности в верхнем сечении секции для случая отрыва долота от забоя.
QБi=qi·li∙(1-γж/ γi),                                     (42)
QБi – вес i – ой секции КБТ, кгс;
li - длина i - ой секции БТ, м;
γi – приведённый удельный вес трубы i-ой секции, гс/см3;
qi - приведенный  вес 1м тубы i - ой секции, кгс/м.
На вертикальном участке профиля растягивающая нагрузка Qр определяется по формуле (42):

Qр = к * () + р * Fк ,      	           	 (43)
где к – коэффициент учитывающий силы трения, силы инерции, силы сопротивления промывочной жидкости, к = 1,15;
р – перепад давления в забойном двигателе и долоте (выбираются максимальные значения по данным гидравлического расчета), кгс; 
Fк – площадь поперечного сечения канала трубы, мм2;
m – порядковый номер (снизу от УБТ) рассчитываемой секции КБТ; 
QБi  – вес i-ой секции КБТ, кгс;
QКН – вес КНБК, кгс;
Напряжение растяжения, таким образом, равно:
                                                       σр=Qр/F                                              (44)
где F – площадь поперечного сечения тела трубы, мм2;
Допускаемое напряжение для бурильных труб определяется по следующей формуле:
                                                  [σ]= σт/n                                             (45)
где  - допускаемое напряжение, кгс/мм2; 
т – предел текучести материала труб. 
 n – нормативный запас прочности, n = 1,4;
Если условие сохранения нормативного запаса прочности выполняется, то выбранный тип труб может быть использован на данном интервале. В противном случае необходимо выбирать труб с большей толщиной стенки или с более высокой категорией прочности. 
n< σт/ σр                                                 (46)
Далее для секции бурильных труб проверяется выполнение условия  статической прочности на верхней границе искривленного участка при подъёме БК. Определяются параметры участка: длина искривленного участка (lи), длина части КБТ на нижеследующем участке (тангенциальный).    
 По формуле (42) определяется вес части первой секции, расположенной на наклонном прямолинейном участке:
По нижеследующей формуле определяется QК:

        (47)

где ‑ порядковый номер в пределах наклонного участка рассчитываемой секции КБТ;
μi ‑ коэффициент трения бурильных труб о стенки скважины, μi = 0,05 – 0,55;
α ‑ зенитный угол участка; 
QK ‑ усилие, обусловленное весом, силами сопротивления колонны и перепадом давления в забойном двигателе и долоте на предыдущих (нижерасположенных) участках, кгс.
р – перепад давления в забойном двигателе и долоте, кгс; 
Fк – площадь поперечного сечения канала трубы, мм2.
Растягивающие нагрузки на искривленном участке при увеличении зенитного угла наклона профиля скважины:

                         (48)
где R‑ радиус кривизны участка, м;
α – зенитный угол профиля скважины в рассчитываемом сечении, рад;
α* ‑ значение угла α, при котором происходит переход прилегания колонны от нижней к верхней стенке скважины; 
αн, αк ‑ начальное и конечное значение угла α на искривленном участке.




,,- соответственно усреднённые параметры q,, μ.
Растягивающие нагрузки на искривленном участке при уменьшении зенитного угла наклона профиля скважины:

,                (49)
где R‑ радиус кривизны участка, м;
α – зенитный угол профиля скважины в рассчитываемом сечении, рад;
α* ‑ значение угла α, при котором происходит переход прилегания колонны от нижней к верхней стенке скважины; 
αн, αк ‑ начальное и конечное значение угла α на искривленном участке.




,,- соответственно усреднённые параметры q,, μ.
По графику (рис. 4) определяются значения α*. Тогда расчет растягивающей нагрузки ведется по формуле (49):

        (50)
[image: ]
Рисунок 4 – Зависимость Ψ(+) (α) для решения  транцендентного уравнения

По формуле (44) для максимальных значений растягивающей нагрузки, а также вычисляется фактический запас прочности.
Первая критическая нагрузка, соответствующая касанию бурильной трубы стенки скважины посередине между замками:
Тс1=3,84·10-3∙ E·I·R∙δ/S4,                                       (51)
где E ‑ модуль упругости материала трубы, кгс/мм2;
I‑ осевой момент инерции сечения трубы, см4;
R ‑ радиус кривизны профиля скважины, м;
S ‑ длина бурильной трубы между замками (или замком и протектором), м;

                                                                                                  (52)
где D3 ‑ наружный диаметр бурильного замка, мм;
D ‑ наружный диаметр бурильной трубы, мм;
Если Qр≤Тс1, то наибольший изгибающий момент,  имеющий место около бурильного замка, определяется по формуле:

                                    (53)
Вторая критическая нагрузка, соответствующая началу прилегания бурильной трубы к стенке скважины посредине между замками:
Тс2=3*Тс1                                               (54)
Если  Тс1 ≤ Qр≤ Тс2, то наибольший изгибающий момент,  имеющий место около бурильного замка, определяется по формуле (54):

                                        (55)
Осевой момент сопротивления трубы в опасном сечении определяется на участке резьбы по формуле (55):

                                                  (56)
где I – осевой момент инерции в данном сечении,  см4;
rmax – радиус трубы в опасном сечении, см.
Значения наибольших изгибающих напряжений рассчитывается по формуле:
                    σи max = Mи max /Wи                                                     (57)
Wи - осевой момент сопротивления трубы в опасном сечении, см3.
                              σэ= σр+ σиmax, 		                      (58)     
Проверка условия:
                   σэ <[σ] 		                         (59)     
Дополнительно производится определение фактического запаса прочности.
Проверка статической прочности для колонны бурильных труб не проводится, в случае если была проведена проверка на прочность при отрыве долота от забоя. 
Также следует определить наибольшие допустимые глубины спуска секций в клиновом захвате. При коэффициенте охвата С=0,9:
Qстк= Q’тк·C                                      (60)
Qстк - предельная (соответствующая пределу текучести) осевая нагрузка на трубу в клиновом захвате, кгс;
Q’тк - предельная осевая нагрузка на трубу в клиновом захвате при коэффициенте охвата, равном единице, кгс.
Наибольшая глубина спуска КБТ в клиновом захвате определяется по формуле:
lк1=( Qстк/n-Qкн)/(qm·(1-γж/ γ0))                              (61)
Делается вывод о возможности спуска КБТ с использованием клинового захвата заданной конструкции.
Для подтверждения прочностных расчетов определяется максимальная длина секции бурильных труб по формуле:

,                   (62)
где Qp max – максимально допустимая нагрузка на тело трубы, кгс;
Kτ – коэффициент влияния касательных напряжений на напряженное состояние трубы, при бурении забойными двигателями 1,0;
K – коэффициент, учитывающий влияние сил трения, сопротивления движению бурового раствора (в проектировочных расчетах – 1,15);
 m – порядковый номер от УБТ секции КБТ;
QБi – вес i-й секции КБТ, кгс;
∆P – перепад давления в забойном двигателе и долоте, кгс/мм2;
Fk – площадь поперечного сечения канала трубы, мм2;
qm – приведенный вес одного метра трубы, кгс/м;
γж – удельный вес бурового раствора, гс/см3;
γт – удельный вес материала труб, гс/см3.

,                                   (63)
где σт -  предел текучести материала труб, кгс/мм2;
F – площадь поперечного сечения тела трубы, мм2;
n  - нормативный запас прочности (1,45).
Если в расчетная длина колонны бурильных труб превышает проектируемую, то данные трубы можно использовать для комплектования бурильной колонны. В противном случае необходимо выбирать более прочные бурильные трубы, либо использовать составную колонну бурильных труб. 
Для всех интервалов бурения проектируются компоновки низа бурильной колонны. Методические рекомендации по соотношению типоразмеров оборудования в КНБК приведены в Приложении 25. В Приложении 26 приведены основные типоразмеры элементов КНБК и бурильных труб, выпускаемых отечественной промышленностью.
В Приложении 27 приведен пример оформления запроектированных элементов колонны стальных, утяжеленных и облегченных бурильных труб, а в Приложении 28 – их расчет на прочность. В Приложении 29 приводится пример оформления раздела по проектированию компоновок низа бурильной колонны. Компоновки низа бурильной колонны проектируются для всех интервалов бурения и они должны отвечать следующим требованиям: соотношение типоразмеров между элементами КНБК, соответствие типоразмеров резьб последовательных элементов КНБК, соответствие КНБК технологическим особенностям проходки заданного интервала.

















[bookmark: _Toc262615316]











2.7. [bookmark: _Toc448924258]Обоснование типов и компонентного состава промывочной жидкости

Эффективность бурения скважин во многом определяется составом очистного агента, а также схемой и режимом промывки скважины. Очистные агенты выполняют следующие основные функции при бурении скважин:
· удаление с забоя частиц разрушенной породы (шлама) и транспортирование (вынос) шлама на поверхность;
· охлаждение породоразрушающего инструмента (ПРИ);
· при бурении с использованием гидравлических забойных двигателей  (ГЗД) поток бурового раствора выполняет еще одну основную функцию - переносит к ним энергию от буровых насосов.
К числу дополнительных функций бурового раствора относятся следующие:
· обеспечение устойчивости горных пород в околоствольном пространстве скважины;
·  создание равновесия в системе «ствол скважины - пласт», то есть предупреждение флюидопроявлений (поступлений в скважину газа, нефти, воды) и поглощений (ухода бурового раствора из скважины вглубь проницаемых пластов);
· удержание частиц шлама во взвешенном состоянии при остановках циркуляции;
· снижение сил трения между контактирующими в скважине поверхностями и их износа.
При этом в любых условиях буровой раствор должен удовлетворять еще и целому ряду требований:
· активизировать процесс разрушения горных пород на забое;
·  не вызывать коррозии бурового оборудования и инструмента;
·  максимально сохранять естественную проницаемость продуктивных горизонтов (коллекторские свойства пород);
· не искажать геолого-геофизическую информацию;
·  быть устойчивым к возмущающим воздействиям, т.е. к обогащению частицами разрушаемых пород, электролитной агрессии, высоким и низким температурам, действию бактерий и др.;
·  быть безопасным для обслуживающего персонала, экологически безопасным для компонентов окружающей природной среды и «рентабельным», т.е. обеспечивающим максимально возможное снижение стоимости 1 м бурения или себестоимости 1 т (1 м3)  нефти (газа). 
Согласно «Правилам безопасности в нефтяной и газовой промышленности» действующим с 2013 года давление столба промывочной жидкости должно превышать Рпл на глубине 0 – 1200 метров на 10%, но не более 1,5 МПа, на глубине более 1200 м на 5%, но не более 2,5-3 МПа. Пластовое давление рассчитывается по формуле:
Пластовое давление рассчитывается по формуле:

                                 ,                     	             (64)
где Pпл - пластовое давление, МПа;
gradPпл- градиент пластового давления, МПа/м;
H - глубина скважины по вертикали, м.
Плотность бурового раствора рассчитывается в зависимости от пластового давления по  формуле:

                   ,                                       (65)
где ρбр - плотность бурового раствора, кг/м3;
k - коэффициент, учитывающий превышение гидростатического давления над пластовым;
 g - ускорение свободного падения, принимается равным 9,81 м/с2.
Условная вязкость по рекомендации ВНИИКр нефти определяется по формуле:
УВ< 21· ρбр ·10-3                                               (66)
Показатель водоотдачи по рекомендации ВНИИКр нефти определяется по формуле:
Ф< (6·103/ ρбр)+3                                             (67)
Величина СНС через 1 минуту определяется по формуле:
СНС1≥ d·(ρп - ρбр) ·g·K/6,                                     (68)
где  СНС1 - статическое напряжение сдвига через 1 минуту, дПа;
d – диаметр частиц шлама, м;
ρп – плотность горной породы по разрезу скважины, кг/м3;
ρбр – плотность промывочной жидкости, кг/м3;
K – коэффициент, учитывающий реальную форму частиц шлама, в расчетах принимается 1,5.
Величина СНС через 10 минут определяется по формуле:
СНС10≥ 5· [2 - exp·(-110·d)] · d· (ρп - ρбр),                    (69)
Помимо расчетов параметров бурового раствора для каждого из интервалов бурения обосновывается тип бурового раствора. Скорректированные значения параметров бурового раствора также должны быть обоснованы, должен быть сформирован список материалов и химических реагентов, потребных для обеспечения требуемого объема бурового раствора с заданными характеристиками. Кроме того, автор отдельно описывает буровой раствор, выбранный для вскрытия продуктивного горизонта.
Кроме того, студент проектирует схему очистки бурового раствора – он приводит ее описание и обосновывает выбор бурового оборудования.
Пример оформления раздела по проектированию типа, свойств и компонентного состава промывочной жидкости, а также бурового оборудования для ее очистки приведен в Приложении 30.





















2.8. [bookmark: _Toc262615318][bookmark: _Toc448924259]Выбор гидравлической программы промывки скважины

Под гидравлической программой бурения скважин понимается рациональный выбор регулируемых параметров гидромеханических и типовых процессов промывки ствола скважин, направленной на улучшение технико-экономических показателей бурового процесса.
Целью составления гидравлической программы  бурения является определения рационального режима промывки скважины, обеспечивающего наиболее эффективную отработку буровых долот при соблюдении требований и ограничений, обусловленных  геологическими техническими и эксплуатационными характеристиками применяемого оборудования и инструмента.
При составлении гидравлической программы предполагается:
  -  исключить флюидопроявления из пласта и поглощения бурового раствора;
  - предотвратить размыв стенок скважины и диспергирование      транспортируемого шлама;
  -	обеспечить очистку забоя и вынос шлама из кольцевого пространства скважины;
  - 	рационально использовать гидравлическую мощность насосной установки;
-	исключить аварийные ситуации при остановках циркуляции и пуске буровых насосов.    
Гидравлический расчёт промывки скважины при бурении под эксплуатационную колонну производится по методике, изложенной в книге «Гидроаэромеханика в бурении» под редакцией Е.Г. Леонова и В.И. Исаева.
Пример оформления исходных данных для гидравлического расчета промывки представлен в Приложении 31.
В ходе расчета определяется плотность промывочной жидкости, при которой не произойдет гидроразрыва пласта.
Критическая плотность промывочной жидкости ρкр определяется по формуле:    
ρкр =( PГР-∑( ΔРКП) – (1- φ)* ρп*g*Н)/( φ* g*Н)                 (70)

где  - содержание жидкости в шламожидкостном потоке, которое определяется по следующей формуле:
                                   φ = Q/((π/4)*VМ* dС2+ Q)                                 (71)
dС – диаметр скважины, м, который определяется по следующей формуле:
dС = dД*К;                                              (72)
∑( ΔРКП) - сумма потерь давления по длине кольцевого пространства ΔРКП и местных потерь давления от замков ∆РМН    МПа.
Для определения ∆Ркп и ∆Рмн необходимо вычислить критические числа         Рейнольдса Rекр в кольцевом пространстве, действительные числа Рейнольдса в кольцевом пространстве Rекп и числа Сен-Венана в кольцевом пространстве.	
Критические числа Рейнольдса определяются по формуле:

                        (73)
Критические числа Рейнольдса определяются на для всех элементов бурильной колонны: утяжеленные бурильные трубы, легкосплавные и стальные бурильные трубы, забойные двигатели.
Вычисляются действительные значения чисел Рейнольдса в затрубном пространстве по формуле:

                                            (74)
Если полученные значения Rекп<Reкр, то движение жидкости везде в кольцевом канале происходит при ламинарном режиме. Определяются числа Сен-Венана в затрубном пространстве по формуле:

                            (75)
Потери давления по длине кольцевого пространства определяются по формуле:

	                                (76)
где β - коэффициент, который определяется по графику на рис. 5.
Вычисляются потери давления от замков в затрубном пространстве по формуле:

	                    (77)
где  lт – длина одной бурильной трубы, м; dнм – наружный диаметр муфт, м;Vкп – скорость движения жидкости в кольцевом канале, м/с.
Скорость движения жидкости в кольцевом канале определяется по формуле:

                                              (78)
Если критическая плотность промывочной жидкости больше принятой, следовательно, условие недопущения гидроразрыва пласта выполняется.

[image: ]
Рисунок  5 –  Кривые зависимости β=β(S) для труб круглого (1) и кольцевого (2) сечения 

Далее определяются потери давления в элементах циркуляционной системы. Для этого необходимо вычислить следующие параметры:
 Критические числа Рейнольдса в бурильной колонне по формуле:
Re кр = 2100 + 7,3*((ρпж*dв2* 0)/ 2)0.58                              (79)
Определяются действительные числа Рейнольдса в бурильной колонне по формуле: 
Rет=(4*ρпж*Q)/(*dв*)                              (80)
Если рассчитанные значения Rет>Rекр, следовательно, движение происходит при турбулентном режиме и описывается уравнением Дарси-Вейсбаха.
Рассчитываются значения коэффициентов гидравлического сопротивления  для используемых труб по формуле:
=0,1*(1,46*К/dв+100/ Rет)0,25,                         (81)
где К – коэффициент шероховатости стенок, принимается для  бурильных труб = 3* 10-4  м, для УБТ = 3*10-4 м.
Вычисляются потери давления внутри труб по формуле: 
Рт = (*0,8*ρпж*Q2*l)/( 2*dв5).                          (82)
Местными потерями давления внутри замковых соединение пренебрегают, поскольку они незначительны.
Вычисляются потери давления в наземной обвязке по формуле:

                            (83)                                 
где:	αс, αш, αв – коэффициенты гидравлических сопротивлений различных элементов обвязки; αс=1,1*105 м-4, αш=0,3*105 м-4, αв=0,3*105 м-4.
Перепад    давления   в    забойном    двигателе     ∆Рзд    определяется   по     формуле:

,                                      (84)
где ∆Рс – перепад давления в забойном двигателе при его работе на технической   воде, МПа; Qс – расход техничΔеской воды, м3/с.
Разность между гидростатическими давлениями столбов жидкости в кольцевом пространстве и трубах ∆Рг определяется по формуле:	

	                   (85)
Резерв давления на долоте ∆Рр определяется по формуле:

                              (86)
где Рн – давление развиваемое насосом, МПа;
ΔP – ΔPд - cумма потерь давления во всех элементах циркуляционной системы за исключением потерь давления в долоте.
Определяется возможность гидромониторного эффекта, вычислив скорость течения жидкости в насадках долота по формуле:

                                  (87)
где  - коэффициент расхода (=0,95).
Если  Vд>80 м/с, то бурение данного интервала возможно с использованием гидромониторных долот.
Принимая Vд=80 м/с, вычисляется перепад давления в долоте по формуле:

                                           (88)
Таким образом, расчетное рабочее давление в насосе Р составит 

 (87)
Площадь промывочных отверстий  определяется по формуле

,                                          (89)
где Qд – утечки промывочной жидкости через уплотнения вала забойного двигателя, м3/с, Qд = 0,0005 м3/с.
Зная суммарную площадь насадок определяется их диаметр.
Рассчитанная гидравлическая программа промывки предусмотрена для бурения направления с применением шарошечных долот. Далее будет произведен расчет программы для сооружения направления с применением долот типа БИТ. Большинство расчетов остаются прежними. Изменяются значения длин секций УБТ и КБТ, а также применяемый забойный двигатель. Далее расчеты гидравлических промывок будут приводиться в сокращенном виде. 
Пример оформления результатов проектирования гидравлической программы промывки скважина на заданном интервале представлен  в Приложении 32.

2.9. [bookmark: _Toc262615321][bookmark: _Toc448924260]Технические средства и режимы бурения при отборе керна

Отбор керна является ответственной и весьма трудоемкой операцией, поэтому в проекте должно быть приведено обосновывание интервалов отбора, и мероприятия по обеспечению высокого качества (представительности) кернового материала. Необходимо произвести выбор и обоснование породоразрушающего инструмента (бурильной головки), керноприемного устройства, спроектировать режим бурения, обеспечивающий максимальный вынос керна. Тип и качественные показатели применяемого бурового раствора должны быть такими, чтобы сократить до минимума отрицательное воздействие на продуктивный горизонт. 
В Приложении 33 приведены технические характеристики наиболее распространенного керноотборного инструмента, и технология его использования.
Пример оформления результатов проектирования средств и режимов бурения при отборе керна приведен в Приложении 34.


















2.10. [bookmark: _Toc448924261]Выбор буровой установки

Буровая установка выбирается, прежде всего по условной глубине бурения, а затем, согласно действующим правилам безопасности в нефтяной и газовой промышленности, по её допустимой максимальной грузоподъёмности, позволяющей проводить спуско-подъёмные операции с наиболее тяжёлой бурильной и обсадной колоннами. Также необходимо руководствоваться геологическими, климатическими, энергетическими, дорожно-транспортными и другими условиями.
Должны выполняться следующие условия :
[Gкр] / Qбк > 0,6;                                                 (90)
                      [Gкр] / Qоб > 0,9;                                                (91)
                                                [Gкр] / Qпр > 1,                                                 (92)
где Gкр – допустимая нагрузка на крюке, тс; 
Qок – максимальный вес бурильной колонны, тс;
Qоб –максимальный вес обсадной колонны, тс;
Qпр –параметр веса колонны при ликвидации прихвата, тс.
Параметр веса колонны при ликвидации прихвата определяется по формуле:
Qпр = k  Qмах,                                              (93)
где k – коэффициент увеличения веса колонны при ликвидации прихвата (k =1,3);
Qмах – наибольший вес одной из колонн, тс.
Тип и размеры фундаментов определяются исходя из нагрузки на грунт основания, допустимой удельной нагрузки на грунт и коэффициента запаса прочности для грунта, используемого для устройства оснований.
Фундаменты входят в заводской комплект буровой установки, поэтому дополнительные расчёты на прочность и определение площади опорной поверхности не требуются.
Расчёт фундаментов под буровое оборудование сводится к определению нагрузок на грунт основания, создаваемых весом бурового и дополнительного оборудования в процессе работы.
В соответствии с паспортными характеристиками, техническими условиями на монтаж и схемой расположения бурового оборудования и привышечных сооружений, наибольшее давление на грунт основания создаёт вышечно-лебёдочный блок.
При расчёте давления на грунт основания, кроме веса вышечно-лебёдочного блока учитывается дополнительная нагрузка от веса обсадной и бурильной колонны при проектной глубине скважины и веса бурового раствора для долива..
Расчётное давление на грунт основания:
                                    Pбо=0,1(Qвлб+Qбк+(Qок*Кп)+Qбр)/Fбо,		            (94)
где: Qвлб – вес вышечно-лебёдочного блока, т;
Qбк – вес бурильной колонны, т;
Qок – вес обсадной колонны, т;
Кп – коэффициент, учитывающий возможность прихвата;
Qбр – вес бурового раствора для долива, т;
Fбо – площадь опорной поверхности фундаментов, м2.
Коэффициент запаса прочности для грунта основания с учётом динамических нагрузок: 
kпо= Pо/ Pбо >  [k]=1,25.                                         (95)
где Pо – нормативное давление на грунт, кг/см2.
	Если условие выполняется, то при устройстве тела основания из песка различной крупности установку фундаментов можно производить непосредственно на поверхностный слой грунта.

2.10.1. [bookmark: _Toc448924262] Проектирование бурового технологического комплекса

Проектирование бурового технологического комплекса сводится к следующим   задачам: по максимальной нагрузке на крюке выбирается оснастка талевой системы, рассчитывается количество свечей, поднимаемых на каждой скорости лебедки.
Кратность оснастки талевой системы (u) определяется по формуле: 

                               ,                                                   (96)
где QMAX – максимальная нагрузка на крюке, кН;
РРАЗ – разрывное усилие каната, кН;
η – КПД талевой системы (η=0,9);
k – коэффициент запаса (k=5).
Максимальный вес, поднимаемый на i-той передаче определяется по формуле:

                                      ,                                      (97)
где DБЛ – диаметр барабана лебедки, м;
ni – частота вращения вала лебедки на i-той передаче, об/мин;
N – мощность, развиваемая на барабане лебедки, кВт, определяется по формуле:

                                                ,                                                  (98)
где NД – мощность двигателя, кВт;
ηТ – КПД трансмиссии (ηТ=0,9);
qТС – вес талевой системы, кН, определяется по формуле:

                                ,                                             (99)
где QMAX – максимальная нагрузка на крюке, кН.
Условный вес одной свечи определяется по формуле:

                            ,                                           (100)
где QБК – вес бурильной колонны, кН;
l – длина одной свечи, м;
L – глубина скважины по стволу.
Общее количество свечей определяется по формуле:

                                           .                                                    (101)
Количество свечей, которое можно поднять на  i-той передаче лебедки определяется по формуле:

                                 ,                                        (102)
где GiMAX  и Gi+1MAX – максимальная нагрузка на крюке на i-той и i+1-ой передачах соответственно, кН.
Пример оформления результатов проектирования буровой установки и спускоподъемного комплекса приведен в Приложении 35. 












[bookmark: _Toc448924263]Приложение 1
Пример оформления краткого описания места проведения работ (месторождения)
Таблица 1 – Географическая характеристика района строительства
	Наименование
	Значение

	Месторождение (площадь)
	Южно-Майское месторождение

	Характер рельефа
	Равнина

	Покров местности
	Тайга

	Заболоченность
	Высокая

	Административное расположение:
- республика
- область (край)
- район
	
РФ
Томская
Александровский

	Температура воздуха, С
- среднегодовая
- наибольшая летняя
- наименьшая зимняя
	
-2,0
+35
-53

	Максимальная глубина промерзания грунта, м:
	1,15

	Продолжительность отопительного периода в году, сутки
	252

	Продолжительность зимнего периода в году, сутки
	190

	Азимут преобладающего направления ветра, град
	Юго-западное

	Наибольшая скорость ветра, м/с:
	до 20

	Метеорологический пояс (при работе в море)
	-

	Количество штормовых дней (при работе в море)
	-

	Интервал залегания многолетнемерзлой породы, м
- кровля
- подошва
	Нет

	Геодинамическая активность
	Низкая


Таблица 2 – Экономическая характеристика района строительства и пути сообщения
	Наименование
	Значение

	Электрификация
	ЛЭП
Резервный источник – ДЭС-200

	Теплоснабжение
	Котельная ПКН-2

	Основные пути сообщения и доставки грузов
- в летнее время
- в зимнее время
	
по воздуху на вертолетах
автотранспорт по зимникам

	Близлежащие населенные пункты и расстояние до них
	Пионерный (270 км)
Стрежевой (145 км)
Александровское (311 км)




















[bookmark: _Toc448924264]Приложение 2
Пример представления обзорной карты района работ
[image: image5]
Рисунок 1. Обзорная карта района работ
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[bookmark: _Toc448924265]Приложение 3
Пример оформления стратиграфического разреза месторождения
[bookmark: _Toc266352416][bookmark: _Toc377479858][bookmark: _Toc448924266]Таблица 3 – Проектный стратиграфический разрез
	Интервалы разреза с различными геолого-техническими условиями
	Стратиграфическая
приуроченность
	Коэффициент кавернозности в интервале
	Угол залегания
пластов

	от
	до
	мощность
	название свит
	индекс
	
	

	[bookmark: _Hlk273625696][bookmark: _Hlk280345361]1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	0
	40
	40
	Четвертичные отложения
	Q
	1,3
	0-5

	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…


[bookmark: _Toc448924267]Приложение 4
Пример оформления литологического разреза месторождения
[bookmark: _Toc448924268]Таблица 4 – Прогноз литологической характеристики разреза скважины
	Индекс стратиграфического подразделения
	Интервал, м
	Горная порода

	
	от
	до
	Краткое название
	Процент в интервале

	1
	2
	3
	4
	5

	Q
	0
	40
	пески
	40

	
	
	
	суглинки
	40

	
	
	
	глины
	10

	
	
	
	алеврит
	10

	…
	…
	…
	…
	…


[bookmark: _Toc448924269]Приложение 5
Пример оформления таблицы свойств горных пород по разрезу скважины
[bookmark: _Toc377479860][bookmark: _Toc448924270]Таблица 5 – Прогноз физико-механических свойств горных пород по разрезу скважины
	Индекс стратиграфического подразделения
	Интервал, м
	Краткое название горной породы
	Плотность, г/см3
	Пористость, %
	Трещиноватость
	Глинистость,
%
	Абразивность
	Категория пород

	
	от

	до

	
	
	
	
	
	
	По буримости
	Породы промысловой классификации

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	Q
	0
	40
	алевриты
	2,0
	10
	-
	40
	-
	I
	Мягкая

	
	
	
	суглинки
	2,2
	10
	0
	65
	IV
	
	

	
	
	
	пески
	2,4
	10
	0
	100
	IV
	
	

	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…


[bookmark: _Toc448924271]Приложение 6
Пример оформления таблицы градиентов давлений по разрезу скважины
[bookmark: _Toc266352423][bookmark: _Toc377479866]Таблица 6 - Прогноз давлений и температур по разрезу скважины
	Индекс стратиграфичесгого подразделения
	Прогнозируемый интервал
	Градиент давлений
	Температура в конце интервала, 
0С

	
	
	Пластового, (кгс/см2)/м
	Порового,
(кгс/см2)/м
	Гидроразрыва, (кгс/см2)/м
	Горного, (кгс/см2)/м
	

	
	от
	до
	от
	до
	от
	до
	от
	до
	от
	до
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12

	Q
	0
	40
	0
	0,100
	0
	0,100
	0
	0,200
	0
	0,20
	5

	P3 cr
	40
	105
	0,100
	0,100
	0,100
	0,100
	0,200
	0,200
	0,20
	0,20
	15

	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…
	…




[bookmark: _Toc448924272]Приложение 7
Примеры оформления краткой характеристики геологических условий бурения
В интервале 2890-3500 м залегают граниты. Это может привести к снижению механической скорости бурения и преждевременному выходу из строя породоразрушающего инструмента. Следовательно, для успешного прохождения данного интервала оценивается возможность применения метода шароструйного бурения.
…
В интервале 2550-3000 м забойные температуры могут достигать 180-220 оС, что может стать причиной преждевременного загустевания цементного раствора при тампонировании. Поэтому для успешного заканчивания скважины проектируется использование метода двухступенчатого цементирования.
…
Интервал 450-680 м сложен «шоколадными» глинами, обладающими высокой набухаемостью и текучестью. Поэтому в данном интервале во избежание осложнений проектируется использование ингибированного раствора в совокупности с сочетанием параметров режима бурения, обеспечивающих наивысшую механическую скорость бурения.
…
Интервал 650-900 м характеризуется как интервал с несовместимыми условиями бурения, что определяется соотношением градиентов пластового давления и давления гидроразрыва. Следовательно, в этом интервале необходимо проектирование технической колонны, либо профильного перекрывателя.

[bookmark: _Toc448924273]Приложение 8.1
Пример оформления характеристики нефегазоводоносности по разрезу скважины
[bookmark: _Toc377479862][bookmark: _Toc448924274]Таблица 7 - Нефтегазоводоносность по разрезу скважины
	Индекс стратиграфического подразделения
	Интервал
	Тип коллектора
	Плотность, кг/м3
	Свободный дебит, м3/сут
	Газовый фактор (для нефтяных пластов), м3/м3
	Относится ли к источникам водоснабжения, краткая характеристика химического состава (для водяных горизонтов)

	
	от

	до

	
	
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	Нефтеносность

	J3
	2635
	2642
	Поров.
	744
	28,9
	100
	-

	Газоносность

	J1
	2430
	2450
	Поров.
	0,68
	1200
	-
	-

	Водоносность

	K2  ip
	693
	805
	Трещин.
	1010
	100
	-
	Нет. Минерализ. – 14,2 г/л. Хим. состав (преобладающий): Cl- - 257,5 мг/л, Na+ - 266,5 мг/л


[bookmark: _Toc266352421]


[bookmark: _Toc448924275]Приложение 8.2
Пример оформления краткой характеристики флюидосодержащих пластов
Разрез представлен 4 нефтеносными, 2 газоносными и 5 водоносными пластами. Скважина проектируется для эксплуатации интервала 2900-2950 м (нефтеносный), поскольку он обладает наибольшим ожидаемым дебитом. Не смотря на это, конструкция скважины проектируется так, что перебуриваются все флюидонасыщенные пласты для обеспечения возможности их дальнейшей эксплуатации. Для обеспечения района бурения питьевой и технической водой проектируется вертикальная скважина глубиной 450 м для эксплуатации водоносного горизонта 380-395 м. 




















[bookmark: _Toc448924276]Приложение 9.1
Пример оформления таблицы возможных осложнений по разрезу скважины
[bookmark: _Toc307844402][bookmark: _Toc377479867][bookmark: _Toc448924277]Таблица 8 – Возможные осложнения по разрезу скважины
	Индекс стратиграфического подразделения
	Интервал, м
	Тип осложнения
	Характеристика и условия возникновения

	
	От
	До
	
	

	1
	2
	3
	4
	5

	Q – P3nk
	0
	105
	Поглощение бурового раствора
	Интенсивность – 10 м3/час, потери циркуляции – нет. Возникает при превышении градиента поглощения вследствие несоблюдения режима бурения и плотности бурового раствора.

	К1 gn
	425
	505
	Осыпи и обвалы горных пород
	Осыпи и обвалы из-за неустойчивости глинистых пород, возникающие при повышенной водоотдаче бурового раствора и его слабой ингибирующей способности.

	J2-3 vs
	2676
	2691
	Нефтепроявление
	Нефтепроявление с плотностью флюида 0,749 г/см3. Возникает при снижении противодавления на пласт ниже гидростатического.

	J1
	2996
	3056
	Прихватоопасность
	Некачественная очистка бурового раствора, высокая водоотдача, ведущая к интенсивному набуханию и выдавливанию в ствол текучих глинистых пород.

	Pg2-3 cg + K2 sl
	105
	610
	Кавернообразование
	Неустойчивость стенок скважины из-за несоблюдения свойств бурового раствора

	…
	…
	…
	…
	…



[bookmark: _Toc448924278]Приложение 9.2
Пример оформления краткой характеристики возможных осложнений

В разрезе представлен ряд интервалов, в которых возможно возникновение осложнений в процессе бурения. Самыми распространенными являются поглощения, но в большинстве случаев они имеют малую интенсивность, что не требует проектирования дополнительных средств для их предупреждения и ликвидации. В интервале 400-600 м возможны высокоинтенсивные поглощения бурового раствора. Следовательно, необходимо запроектировать использование наполнителей бурового раствора.
В интервале 650-780 м прогнозируется высокая вероятность желообразования, поэтому необходимо запроектировать процесс бурения таким образом, чтобы количество спускоподъемных операций снизить до минимума.
В интервале 560-650 м ожидаются высокоинтенсивные осыпи и обвалы стенок скважины. Поэтому рекомендуется спроектировать для него буровые растворы с минимальной водоотдачей для снижения вероятности набухания и диспергирования глин.











[bookmark: _Toc448924279]Приложение 10
Пример оформления таблицы запланированных испытаний и исследований в процессе бурения
[bookmark: _Toc448924280]Таблица 9 – Исследовательские работы
	Интервал, м
	Тип работ
	Общие параметры
	Оборудование

	От
	До
	
	
	

	1100
	2750
	Стандартный каротаж
	Группа сложности – 2. В открытом стволе. Во время остановок процесса бурения.
	Э-1, Э-2; КЗ-741; ЭК-М

	300
	3386
	Геолого-технические исследования
	Группа сложности – 2-3. В открытом стволе. В процессе бурения.
	Станция ГТИ «Разрез-2»

	0
	2750
	Термометрия
	Группа сложности – 2-3. В обсаженном стволе. 
	ТЭГ-36

	670
	720
	Отбор керна
	Диаметр – 100 мм. 
	215,9/100 В 12122 АМ, 
СК – 178/100

	…
	…
	…
	…
	…








[bookmark: _Toc448924281]Приложение 11
Пример оформления выбора способа бурения по интервалам

Выбор способа бурения по интервалам производился с учетом опыта уже пробуренных на месторождении скважин, а также с учетом исходных горно-геологических и технологических условий бурения. Запроектированные способы бурения приведены в таблице 1.

Таблица 1 – Способы бурения по интервалам скважины
	Интервал, м
	Обсадная колонна
	Способ бурения

	0-300
	Направление
	Роторный

	300-1100
	Кондуктор
	С применением ГЗД (турбобур)

	1100-2950
	Эксплуатационная колонна
	С применением ГЗД
(винтовой забойный двигатель)















[bookmark: _Toc448924282]Приложение 12.1
Пример оформления совмещенного графика давлений и выводов к нему
[image: ]
Рисунок 2. Совмещенный график давлений
Пример оформления описания совмещенного графика давлений
Анализ совмещенного графика давлений позволяет сделать заключение, что зон несовместимых по условиям бурения в разрезе нет. Поэтому проектируется одноколонная конструкция скважины. 
…
Анализ совмещенного графика давлений позволяет сделать заключение о наличии интервала несовместимого по условиям бурения – 1200-1350 метров. Поэтому проектируется спуск и крепление  технической колонны в интервале  0-1370 метров.
[bookmark: _Toc448924283]Приложение 12.2
Пример оформления таблицы исходных данных для проектирования конструкции скважины
[bookmark: _Toc448924284]Таблица 10 – Исходные данные для расчета конструкции скважины
	Параметр
	Описание
	Значение

	Тип скважины
	Нефтяная, газовая, газоконденсатная
	

	Дебит, м3/сут
	Значение проектного дебита рассматриваемого к разработке пласта
	

	PПЛМАКС, МПа
	Максимальное пластовое давление
	

	L, м
	Длина скважины
	

	Ρф, г/см3
	Плотность пластового флюида
	

	gradPГР, МПа/м
	Градиент давления гидроразрыва под башмаком кондуктора
	


 


[bookmark: _Toc448924285]Приложение 12.3
Пример оформления раздела с запроектированными данными конструкции скважины
[bookmark: _Toc448924286]Таблица 11 – Результаты проектирования конструкции скважины
	Название колонны
	Глубина спуска, м
	Интервал цементирования, м
	Внешний диаметр обсадной колонны, мм
	Диаметр бурового долота на интервале, мм

	
	Расчетная по вертикали
	Запроектированная по вертикали
	Расчетная по стволу
	Запроектированная по стволу
	По вертикали
	По стволу
	
	

	Направление
	
	
	
	
	
	
	
	

	Кондуктор
	
	
	
	
	
	
	
	

	Техническая колона
	
	
	
	
	
	
	
	

	Эксплуатационная колонна
	
	
	
	
	
	
	
	

	Хвостовик
	
	
	
	
	
	
	
	



Пример оформления обоснования конструкции скважины
Мощность четвертичных отложений составляет 80 метров, поэтому предварительный расчет глубины спуска направления составляет 100 м с учетом посадки башмака в устойчивые горные породы. Но  в верхней части интервала 80-250 м залегают слабосвязанные породы склонные к интенсивным осыпям. Поэтому для обеспечения безаварийного бурения интервала под кондуктор спуск направления  проектируется до глубины 270 м. 
Рекомендуемое значение глубины спуска кондуктора составляет 685,4 м, но выбирается глубина 900 м с учетом опыта строительства скважин на данном месторождении, а также для обеспечения посадки башмака кондуктора в устойчивые горные породы.
Кондуктор и направление цементируются на всю длину, а эксплуатационная колонна цементируется  с перкерытием башмака кондуктора на 150 м, поскольку скважина нефтяная. Хвостовик не цементируется и устанавливается в интервале 2890-3200 метров (по стволу).
[image: Конструкция скважины]
Рисунок 3.  Проектная конструкция скважины
[bookmark: _Toc448924287]Приложение 13
Пример оформления обоснования выбора профиля скважины
Вариант 1
Согласно техническому заданию на выпускную квалификационную работу (курсовой проект) выбирается трехинтервальный профиль скважины, который обеспечит попадание в заданную точку пласта (смещение – 350 м). Выбор профиля также обусловлен запроектированным комплектом оборудования, в том числе технических средств для направленного бурения и контроля проводки скважины, и обеспечит свободную вписываемость и проходимость компоновок низа бурильной колонны.
Вариант 2
Учитывая исходные данные на бурение (смещение точки вскрытия пласта относительно устья скважины – 500 м, глубина по вертикали – 2550 м) наилучшим решением для вывода скважины в требуемую точку пласта является проектирование пятиинтервального профиля скважины. Кроме того, за счет 5го вертикального участка, данный профиль позволит расположить насосное оборудование в интервале кровли продуктивного пласта и увеличить дебит скважины. Выбор профиля также обусловлен запроектированным комплектом оборудования, в том числе технических средств для направленного бурения и контроля проводки скважины, и обеспечит свободную вписываемость и проходимость компоновок низа бурильной колонны.










[bookmark: _Toc448924288]Приложение 13.1
Методики расчета профилей скважин
ОБЩИЕ ФОРМУЛЫ ДЛЯ РАСЧЕТА ПРОЕКЦИЙ УЧАСТКОВ ПРОФИЛЯ
	Вид участка профиля
	Проекция участка
	Длина участка

	
	горизонтальная
	вертикальная
	

	Вертикальный
	0
	Hв
	Hв

	Участок начального искривления
	
	
	

	Малоинтенсивное увеличение зенитного угла
	
	
	

	Малоинтенсивное уменьшение зенитного угла
	
	
	

	Тангенциальный участок (известна длина участка)
	
	
	L

	Тангенциальный участок (известна его вертикальная проекция Hг)
	
	
	

	Примечание
	α, α1, α2 – зенитные угла соответственно в конце участка начального искривления, в начале и конце искривленного участка; αL – зенитный угол тангенциального участка; R – радиус кривизны участка профиля; L – длина тангенциального участка профиля.


ПЛОСКИЕ ДВУХИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
	[image: ]
	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла.

	Радиус кривизны
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	 или 

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	


[bookmark: _Toc448924289]Приложение 13.2
ПЛОСКИЕ ТРЕХИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
	[image: ]
	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, стабилизации зенитного угла

	Радиус кривизны
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	где 

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	 или 

	Длина по стволу участка стабилизации
	 или


	Отход на участке стабилизации
	 или 
















[bookmark: _Toc448924290]Приложение 13.3
ПЛОСКИЕ ТРЕХИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
	[image: ]
	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, падения зенитного угла. Вход в пласт – вертикальный.

	Радиус кривизны
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	 или


	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Радиус кривизны на участке падения угла
	

	Глубина участка падения угла
	
или


	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участке падения угла
	
















[bookmark: _Toc448924291]Приложение 13.4
ПЛОСКИЕ ТРЕХИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, второй участок набора зенитного угла. Вход в пласт – вертикальный.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	 


	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Радиус кривизны на втором участке набора зенитного угла
	

	Зенитный угол в конце второго участка  набора зенитного угла
	



	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, , i2 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, стабилизации зенитного угла, падения зенитного угла. Вход в пласт – не вертикальный.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка стабилизации 
	 

	Длина по стволу участка стабилизации
	

	Отход на участке стабилизации
	

	Радиус кривизны на участке падения зенитного угла
	

	Зенитный угол при входе в пласт
	

	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участка падения угла
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ПЛОСКИЕ ЧЕТЫРЕХИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
	[image: ]
	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, A – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, i3 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла, α2 – зенитный угол в конце участка набора угла.


	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, стабилизации зенитного угла, падения зенитного угла. Вход в пласт –вертикальный.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка стабилизации 
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	

	Отход на участке стабилизации
	

	Радиус кривизны на участке падения зенитного угла
	-

	Зенитный угол при входе в пласт
	



	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участка падения угла
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, i2 – интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла зенитного угла, i3 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, малоинтенсивного набора зенитного угла, падения зенитного угла. Вход в пласт – вертикальный.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	
где 
Расчетное значение должно быть меньше тог, что в исходных данных.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Зенитный угол в конце малоинтенсивного интервала набора угла
	




	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
	

	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участке падения угла
	

	Глубина участка стабилизации
	-

	Длина по стволу участка стабилизации
	-

	Отход на участке стабилизации
	-













[bookmark: _Toc448924295]Приложение 13.8
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, A – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, i2 – интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла.


	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, малоинтенсивного набора зенитного угла, стабилизации

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	-

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Зенитный угол в конце малоинтенсивного интервала набора угла
	




	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
	

	Глубина участка падения угла
	-

	Длина по стволу участка падения угла
	-

	Отход на участке падения угла
	-

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	

	Отход на участке стабилизации
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, i3 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла.


	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, стабилизации, падения зенитного угла. 

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 
где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	-

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	



	Отход на участке стабилизации
	

	Радиус кривизны на участке падения угла
	-

	Зенитный угол при входе в пласт
	


	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участке падения угла
	


	












[bookmark: _Toc448924297]Приложение 13.10
ПЛОСКИЕ ЧЕТЫРЕХИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
	[image: ]
	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, A – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, i2 – интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла, α2 – зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, малоинтенсивного набора зенитного угла, падения зенитного угла

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 
где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	
где 
Расчетное значение должно быть меньше тог, что в исходных данных.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	

	Отход на участке стабилизации
	

	Радиус кривизны на участке падения угла
	



	Зенитный угол при входе в пласт
	

	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участке падения угла
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, i3 – интенсивность искривления на втором участке набора зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла.



	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, стабилизации, набора зенитного угла при входе в пласт. 

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м.


	Зенитный угол в конце интервала набора угла
	
где 
Выбранное значение должно быть больше расчетного.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	




	Отход на участке стабилизации
	

	Зенитный угол при входе в пласт
	


	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участке падения угла
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, i2 – интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла, α2 – зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, малоинтенсивного набора зенитного угла, набора угла при входе в пласт при входе в пласт.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м.


	Зенитный угол в конце интервала малоинтенсивного набора угла
	


Выбранное значение должно быть больше расчетного.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участке малоинтенсивного набора угла
	

	Радиус кривизны на третьем участке набора угла
	



	Зенитный угол в конце третьего участка набора угла
	



	Глубина участка третьего участка набора угла
	

	Длина по стволу участка третьего участка набора угла
	

	Отход на участке третьего участка набора угла
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, , i2 – интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла, i4 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла.


	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, малоинтенсивного набора зенитного угла, стабилизации, падения зенитного угла (вход в пласт вертикальный).

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла
	




	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	

	Отход на участке стабилизации
	

	Зенитный угол при входе в пласт
	




	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участка падения угла
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	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, , i2 – интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла, i4 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла, α2 – зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла.

	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, малоинтенсивного набора зенитного угла, стабилизации, падения зенитного угла (вход в пласт не вертикальный).

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла
	



Выбранное значение должно быть больше расчетного.

	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	


	Отход на участке стабилизации
	

	Зенитный угол при входе в пласт
	




	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участка падения угла
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ПЛОСКИЕ ПЯТИИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
	[image: ]
	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, Hв – глубина вертикального участка скважины, i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, , i2 – интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла, i4 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла, α1 – зенитный угол в конце участка набора угла, α2 – зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла.


	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, малоинтенсивного набора зенитного угла, стабилизации, набора зенитного угла при входе в пласт.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла
	



Выбранное значение должно быть больше расчетного.

	Глубина участка малоинтенсивного набора угла
	

	Длина по стволу участка малоинтенсивного набора угла
	

	Отход на участка малоинтенсивного набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	


	Отход на участке стабилизации
	

	Зенитный угол при входе в пласт
	




	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участка падения угла
	






[bookmark: _Toc448924303]Приложение 13.16
ПЛОСКИЕ ПЯТИИНТЕРВАЛЬНЫЕ ПРОФИЛИ
	

	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, h1 – глубина вертикального участка скважины, h5 – глубина участка ствола скважины при входе в пласт,  i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, , i2 – интенсивность искривления на участке падения зенитного угла.


	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, стабилизации, падения зенитного угла, вертикального входа в пласт.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце участка набора угла
	



	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	

	Отход на участке стабилизации
	

	Глубина участка падения угла
	

	Длина по стволу участка падения угла
	

	Отход на участка падения угла
	
















[bookmark: _Toc448924304]Приложение 13.17
ПЛОСКИЕ ПРОФИЛИ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН
Условные обозначения:
H – проектная глубина направляющей части профиля (глубина горизонтального участка); A  - проектное смещение скважины на проектной глубине; α – величина зенитного угла на проектной глубине (угол вхождения в пласт); Hв – длина вертикального участка; L – длина участка стабилизации; Hг – глубина в конце горизонтального участка; Aг – величина смещения в конце горизонтального участка; αг – величина зенитного угла в конце горизонтального участка; Lг – длина горизонтального участка; Sn – протяженность горизонтального участка; γ1 – угол охвата первого интервала волнообразного горизонтального участка; T – предельное смещение горизонтального участка в поперечном направлении; T1 и T2 – предельное смещение двухинтервального горизонтального участка в поперечном направлении вверх и вниз соответственно; αi – величина зенитного угла в конце i участка профиля; Rr1 и Rr2 – радиусы первого  и второго интервалов волнообразных участков соответственно; Rг – радиус горизонтального участка.

	РАСЧЕТ НАПРАВЛЯЮЩИХ ЧАСТЕЙ ПРОФИЛЯ

	Вид профиля
	Исходные данные
	Расчет

	

	H, A, α
	


	

	H, A, α, α1, R1
	



	

	H, A, α, α1, R1, R3
	




	

	H, A, α, α1, R1, R3, α3, R4
	

 





	

	H, A, α, α1, R1, R2, α2
	

 








[bookmark: _Toc448924305]Приложение 13.18
ПЛОСКИЕ ПРОФИЛИ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН
	РАСЧЕТ ГОРИЗОНТАЛЬНОГО УЧАСТКА ПРОФИЛЯ

	

	α – величина зенитного угла в начале горизонтального участка;
Sп – протяженность горизонтального участка по пласту;
T1 и T2 – предельные отклонения оси горизонтального участка в поперечном направлении.
	Вертикальная проекция: 
Горизонтальная проекция: 

	

	
	



	

	

	
	Радиус горизонтального участка: 
Вертикальная проекция: 
Горизонтальная проекция: 
Величина зенитного угла в конце горизонтального участка: 
Длина горизонтального участка: 
В формулах знак «+» соответствует вогнутой, а знак «-» выпуклой дуге окружности.

	

	
	Радиус кривизны второго интервала горизонтального участка:

где 



Вертикальная проекция: 
Горизонтальная проекция: 
Длина проекции первого интервала горизонтального участка на касательную в его начальной точке:

Угол охвата интервала с радиусом Rг1: 
Зенитный угол в конце горизонтального участка:

Длина волнообразного участка: 












[bookmark: _Toc448924306]Приложение 13.19
ПЛОСКИЕ ПРОФИЛИ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН
	[image: ]
	Исходные данные: H – глубина скважины по вертикали, А – отход скважины, h1 – глубина вертикального участка скважины, LГ – длина интервала бурения по пласту,  i1 – интенсивность искривления на участке набора зенитного угла,  i2 – интенсивность искривления на участке добора зенитного угла, α2 – зенитный угол при входе в продуктивный пласт.


	
	Интервалы: вертикальный, набора зенитного угла, стабилизации, падения зенитного угла, вертикального входа в пласт.

	Радиус кривизны на первом участке набора зенитного угла
	
где i – интенсивность искривления, град/м. 

где lзд – длина забойного двигателя, м; Dд и Dзд – наружные диаметры долота и забойного двигателя, м; Δ – зазор между стенками скважины и забойным двигателем, м.
Выбирается большее значение.

	Зенитный угол в конце участка набора угла
	

AТВП – величина отхода в точке входа в пласт



	Глубина участка набора угла
	

	Длина по стволу участка набора угла
	

	Отход на участке набора угла
	

	Глубина участка стабилизации
	

	Длина по стволу участка стабилизации
	

	Отход на участке стабилизации
	

	Глубина участка набора угла при входе в пласт
	

	Длина по стволу участка набора угла при входе в пласт
	

	Отход на участке набора угла при входе в пласт
	










[bookmark: _Toc448924307]Приложение 14
Пример оформления данных по профилям скважин
Таблица 12 – Данные по профилю наклонно-направленной скважины
	Тип профиля
	

	Исходные данные для расчета

	Глубина скважины по вертикали, м

	
	Интенсивность искривления на участке набора зенитного угла, град/м
	

	Глубина вертикального участка скважины, м 

	
	Интенсивность искривления на втором участке набора зенитного угла, град 
	

	Отход скважины, м

	
	Интенсивность искривления на участке падения зенитного угла, град/м 
	

	Длина интервала бурения по пласту, м  

	
	Интенсивность искривления на участке малоинтенсивного набора зенитного угла зенитного угла, град/м 
	

	Предельное отклонение оси горизонтального участка от кровли пласта в поперечном направлении, м
	
	Зенитный угол в конце участка набора угла, град


	

	Предельное отклонение оси горизонтального участка от подошвы пласта в поперечном направлении, м
	
	Зенитный угол в конце второго участка набора угла, град
	

	Зенитный угол в конце участка малоинтенсивного набора угла, град
	
	Зенитный угол при входе в продуктивный пласт, град

	

	№ интервала
	Длина по вертикали
	Отход
	Зенитный угол
	Длина по стволу

	
	от
	до 
	всего
	от
	до
	всего
	в начале 
	в конце
	от
	до 
	всего

	1
	30
	80
	50
	5
	15
	10
	2,5
	8
	
	
	

	…
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Итого
	Σ
	
	Σ
	
	-
	-
	Σ
	


Если для выбранного студентом профиля не требуются какие-то из исходных данных, то форма не меняется, а делаются просто прочерки.

[bookmark: _Toc448924308]Приложение 15.1
Номенклатура долот PDC ООО «НПП «Буринтех»
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[bookmark: _Toc448924309]Приложение 15.2
Опции долот PDC ООО «НПП «Буринтех»
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[bookmark: _Toc448924310]Приложение 15.3
Опции долот PDC ООО «НПП «Буринтех»
 [image: ]







[bookmark: _Toc448924311]Приложение 15.4
Области применения долот PDC ООО «НПП «Буринтех»
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[bookmark: _Toc448924312]Приложение 15.5
Номенклатура долот PDC ООО «Волгабурмаш»
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[bookmark: _Toc448924313]Приложение 15.6
Номенклатура долот PDC фирмы Varel
[image: ] 

[bookmark: _Toc448924314]Приложение 15.7
Номенклатура долот PDC фирмы Varel
[image: ]

[bookmark: _Toc448924315]Приложение 15.8
Номенклатура алмазных долот ООО «НПП «Буринтех»
[image: ] 

[bookmark: _Toc448924316]Приложение 15.9
Номенклатура алмазных долот ООО «НПП «Буринтех»
[image: ]


[bookmark: _Toc448924317]Приложение 16
Пример оформления выборки долот для строительства проектируемой скважины
	Интервал
	0-300
	300-1100
	1100-2850

	Шифр долота
	
	
	

	Тип долота
	
	
	

	Диаметр долота, мм
	
	
	

	Тип горных пород
	
	
	

	Присоединительная резьба
	ГОСТ
	
	
	

	
	API
	
	
	

	Длина, м
	
	
	

	Масса, кг
	
	
	

	G, тс
	Рекомендуемая
	
	
	

	
	Предельная
	
	
	

	n, об/мин
	Рекомендуемая
	
	
	

	
	Предельная
	
	
	



Для бурения интервала под направление проектируется шарошечное долото диаметром 393,7 мм, которое обеспечит максимальную механическую скорость бурения. Выбор долота обусловлен тем, что интервал сложен мягкими и рыхлыми горными, а проектирование долота типа PDC для заданного диаметра скважины не рентабельно.


[bookmark: _Toc448924318]Приложение 17
Пример оформления раздела по проектированию осевой нагрузки по интервалам бурения
	Интервал
	0-300
	300-1100
	1100-2850

	Исходные данные

	α
	
	
	

	Pш, кг/см2
	
	
	

	Dд, см
	
	
	

	η
	
	
	

	δ, см
	
	
	

	q, кН/мм
	
	
	

	Gпред, кН
	
	
	

	Результаты проектирования

	G1, кН
	
	
	

	G2, кН
	
	
	

	G3, кН
	
	
	

	Gпроект, кН
	
	
	



Для интервала бурения под направление проектируется осевая нагрузка равная 10 тоннам, которая близка к предельной нагрузке на запроектированное долото. Ее выбор обусловлен опытом строительства скважин на данном месторождении. Для остальных интервалов бурения выбираются нагрузки согласно известно методике.

[bookmark: _Toc448924319]Приложение 18
Пример оформления раздела по проектированию частоты вращения породоразрушающего инструмента по интервалам бурения
	Интервал
	0-300
	300-1100
	1100-2850

	Исходные данные

	Vл, м/с
	
	
	

	Dд
	м
	
	
	

	
	мм
	
	
	

	τ,  мс
	
	
	

	z
	
	
	

	α
	
	
	

	Результаты проектирования

	n1, об/мин
	
	
	

	n2, об/мин
	
	
	

	n3, об/мин
	
	
	

	nпроект, об/мин
	
	
	


Для всех интервалов бурения проектируются частоты вращения породоразрушающего инструмента согласно известной методике, обеспечивающие требуемую линейную скорость на периферии долота и  эффективность процесса разрушения горных пород. В интервале бурения под эксплуатационную колонну (1900-2340 м) запроектировано меньшее значение частоты вращения по сравнению с расчетным. Это обусловлено задачей сохранения опор долота, поскольку в обозначенном интервале преобладают средние горные породы с включениями из твердых пород и они могут стать причиной повышенных вибрационных нагрузок на инструмент.
[bookmark: _Toc448924320]Приложение 19
Пример оформления раздела по проектированию частоты параметров забойного двигателя по интервалам бурения
	Интервал
	0-300
	300-1100
	1100-2850

	Исходные данные

	Dд
	м
	
	
	

	
	мм
	
	
	

	Gос, кН
	
	
	

	Q, Н*м/кН
	
	
	

	Результаты проектирования

	Dзд, мм
	
	
	

	Mр, Н*м
	
	
	

	Mо, Н*м
	
	
	

	Mуд, Н*м/кН
	
	
	



[bookmark: _Toc448924321] Приложение 20
Пример обоснования выбора забойных двигателей по интервалам бурения
Для интервала бурения 300-1100 метров (интервал бурения под кондуктор) выбирается турбобур 3ТСШ1-240, который отвечает требованиям по диаметру забойного двигателя, а также позволяет при заданном расходе обеспечить момент для разрушения горной породы. Для интервала бурения под эксплуатационную колонну проектируется винтовой забойный двигатель ДР-195, с регулируемым углом перекоса, который позволяет бурить как наклонно-направленные, так и прямолинейные интервалы и обеспечивает высокий рабочий момент на долоте, что актуально при разрушении средних и твердых горных пород.

[bookmark: _Toc448924322]Приложение 21
Технические характеристики запроектированных забойных двигателей
	Двигатель
	Интервал, м
	Наружный диаметр, мм
	Длина, м
	Вес, кг
	Расход жидкости, л/с
	Число оборотов, об/мин
	Максимальный рабочий момент, кН*м
	Мощность двигателя, кВт

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	











[bookmark: _Toc448924323]Приложение 22
Пример оформления раздела по проектированию частоты параметров забойного двигателя по интервалам бурения
	Интервал
	0-300
	300-1100
	1100-2850

	Исходные данные

	Dд, м
	
	
	

	K
	
	
	

	Kк
	
	
	

	Vкр, м/с
	
	
	

	Vм, м/с
	
	
	

	dбт, м
	
	
	

	dмах, м
	
	
	

	dнмах, м
	
	
	

	n
	
	
	

	Vкпмин, м/с
	
	
	

	Vкпмах, м/с
	
	
	

	ρсм – ρр, г/см3
	
	
	

	ρр, г/см3
	
	
	

	ρп, г/см3
	
	
	

	Результаты проектирования

	Q1, л/с
	
	
	

	Q2, л/с
	
	
	

	Q3, л/с
	
	
	

	Q4, л/с
	
	
	

	Q5, л/с
	
	
	

	Q6, л/с
	
	
	

	Дополнительные проверочные  расчеты

	Qтабл, л/с
	
	
	

	ρтабл, кг/м3
	
	
	

	ρбр, кг/м3
	
	
	

	M, Н*м
	
	
	

	Mтабл, Н*м
	
	
	

	m
	
	
	

	n
	
	
	

	Qн, л/с
	
	
	

	Qпров1, л/с
	
	
	

	Qпров2, л/с
	
	
	











[bookmark: _Toc448924324]Приложение 23
Проектирование областей допустимого расхода бурового раствора
	Интервал
	0-300
	300-1100
	1100-2850

	Исходные данные

	Q1, л/с
	
	
	

	Q2, л/с
	
	
	

	Q3, л/с
	
	
	

	Q4, л/с
	
	
	

	Q5, л/с
	
	
	

	Q6, л/с
	
	
	

	Области допустимого расхода бурового раствора

	ΔQ, л/с
	
	
	

	Запроектированные значения расхода бурового раствора

	Q, л/с
	
	
	

	Дополнительные проверочные  расчеты (оценка создаваемого момента на забойном двигателе)

	Qтн, л/с
	
	
	

	ρ1, кг/м3
	
	
	

	ρбр, кг/м3
	
	
	

	Mтм, Н*м
	
	
	

	Mтб, Н*м
	
	
	





[bookmark: _Toc448924325]Приложение 25.1
Методические указания по выбору диаметров УБТ, забойных двигателей и бурильных труб

	Рекомендуемые соотношения диаметров бурильных труб (стальных, легкосплавных) и УБТ

	Диаметр долота, мм
	Диаметр бурильных труб, мм
	Диаметр УБТ, мм

	
	стальных
	легкосплавных
	

	120,6
	
	
	108, 89

	139,7-146,0
	73
	-
	114, 108

	149,2-158,7
	73, 89
	73, 93
	121-133, 114-121

	165,1-171,4
	89
	93
	133-146, 121-133

	183,7-200,0
	114
	129
	159, 146

	212,7-228,6
	127, 140
	129, 147
	178, 159

	244,5-250,8
	127,140
	129, 147
	203-178

	269,9
	140
	147
	229, 203

	295,3
	140
	147
	245, 219

	320
	140
	-
	245, 229

	349,2
	140
	-
	254, 229

	374,6
	140
	-
	273, 254

	>393,7
	
	
	299, 273, 254








[bookmark: _Toc448924326]Приложение 25.2
	Рекомендуемые соотношения диаметров УБТ и обсадной колонны, под которую ведется бурение

	Диаметр, мм
	Диаметр, мм

	обсадной трубы
	УБТ
	обсадной трубы
	УБТ

	114,3
	108
	244,5
	203

	127
	121
	273,1
	203

	139,7-146,1
	133, 146
	298,5
	229

	168,3
	159
	323,9-339,7
	229

	177,8-193,7
	178
	351
	229

	219,1
	178
	377 и выше
	254



	Рекомендуемые соотношения диаметров бурильных труб и УБТ

	Диаметр, мм
	Диаметр, мм

	бурильной трубы
	УБТ
	бурильной трубы
	УБТ

	60
	73
	114
	146

	64
	73
	127
	146

	73
	89
	129
	146

	89
	108
	140
	146, 178

	93
	108, 120
	147
	178, 189

	102
	120, 133
	168
	189, 203

	108
	133
	170
	219, 229



[bookmark: _Toc448924327]Приложение 25.3
	[bookmark: _Toc448924328]Рекомендуемые соотношения диаметров бурильных труб и обсадных колонн

	Диаметр, мм
	Диаметр, мм

	обсадной трубы
	бурильной трубы
	обсадной трубы
	бурильной трубы

	114,3
	60
	244,5
	114,127,140,147

	127
	60
	273,1
	127,140,147

	139,7
	60,73
	298,5
	140,147,168,170

	146,1
	60,73
	323,9
	140,147,168,170

	168,3
	60,73,89
	339,7
	140,147,168,170

	177,8
	73,89,102
	377
	140,147,168,170

	193,7
	89,102,114
	406,4
	140,147,

	219,1
	114,127
	и более
	168,170











[bookmark: _Toc448924329]Приложение 25.4
	Рекомендуемые соотношения диаметров долот 
и забойных двигателей

	Диаметр, мм
	Диаметр, мм

	Долота
	забойного двигателя
	долота
	забойного двигателя

	76-98,4
	42
	120,6-139,7
	108

	76-98,4
	54
	139,7-158,7
	110

	76-98,4
	60
	139,7-158,7
	124-120

	101,6-114,3
	85
	139,7-165,1
	127

	101,6-114,3
	88
	171,4-190,5
	145

	101,6-114,3
	95
	171,4-190,5
	155

	120,6-139,7
	104,5
	190,5-200
	172

	120,6-139,7
	105
	200-215,9
	178

	120,6-139,7
	106
	212,7-222,3
	195

	120,6-139,7
	107
	269,9 и выше
	210-240









[bookmark: _Toc448924330]Приложение 26.1
Технические характеристики цельных ведущих труб квадратного сечения

	Тип трубы
	Сторона квадрата а, мм
	Диаметр трубы, мм
	Длина трубы L, мм
	Диаметр соединения, мм
	Резьба (ГОСТ Р 50864 – 96)
	Масса, кг

	
	
	Наружный
	Внутренний
	
	Вержнего муфтового d1
	Нижнего ниппельного d2
	Верхняя муфта левая
	Ниппель правая
	

	ВБТ-108К
	108
	139,7
	71
	16460
	197
	152
	З-152Л
	З-122
	1086

	ВБТ-108К
	108
	139,7
	71
	
	
	155
	
	З-133
	1090

	ВБТ-133К
	133
	171,4
	80
	
	
	178
	
	З-147
	1649

	ВБТ-152К
	152
	196,8
	80
	
	
	203
	
	З-171
	2326












[bookmark: _Toc448924331]Приложение 26.2
Технические характеристики легкосплавных труб
	Показатель
	73х9
	90х9
	129х11
	147х11

	Наружный диаметр трубы Dтр, мм
	
73
	
90
	
129
	
147

	Толщина стенки S1, мм
	
9
	
9
	
11
	
11

	Толщина стенки концевого утолщения S, мм
	


	


	


	



	Длина концевого утолщения, мм:
- в верхней части
- в нижней части
	

200
200
	

200
200
	

1300
250
	

1300
250

	Тип замка по ТУ 39-0147016-46-93 или ГОСТ Р 50864-96
	
ЗЛ-95
	
ЗЛ-108
	
ЗЛ-152
	
ЗЛ-172

	Замковая резьба
	З-76
	З-88
	З-133
	З-147

	Диаметр проходного отверстия, мм:
  Dн
  Dм
	

32
45
	

38
58
	

95
110
	

110
122

	Длина замка L, мм
	431
	455
	455
	465

	Масса 1 м трубы (в сборе с замком), кг
	
7,0
	
9,0
	
14,5
	
17,0

	Длина труб (в сборе с замком), мм
	
9300
	
9300
	
12400
	
12400


[bookmark: _Toc448924332]Приложение 26.3
Механические свойства материала бурильных труб

	Показатели
	Группа прочности

	
	Д
	К
	Е
	Л
	М
	Р
	Т

	Предел текучести при растяжении σт, кгс/мм2, не менее
	
38
	
50
	
55
	
65
	
75
	
90
	
100

	Предел прочности (временное сопротивление σт, кгс/мм2, не менее
	
65
	
70
	
75
	
80
	
90
	
100
	
110















[bookmark: _Toc448924333]Приложение 26.4
Бурильные трубы с приваренными замками
	Бурильная труба
	Обозначение типоразмера замка
	Обозначение замковой резьбы

	Типоразмер
	Группа                 прочности
	
	

	ПК-114х8,56
	Д, Е
	ЗП-159-83
	З-122

	ПК-114х8,56
	Л, М
	ЗП-159-76
	З-122

	ПК-114х10,92
	Д, Е
	ЗП-159-76
	З-122

	ПК-114х8,56
	Р*
	ЗП-159-70
	З-122

	ПК-114х10,92
	Л
	ЗП-159-70
	З-122

	ПК-114х10,92
	М
	ЗП-159-63
	З-122

	ПК-114х10,92
	Р*
	ЗП-159-57
	З-122

	ПК-114х8,56
	Д, Е, Л, М
	ЗП-162-95-1
	З-133

	ПК-114х10,9
	Д, Е
	ЗП-162-92
	З-133

	ПК-114х8,56
	Р*
	ЗП-162-89-1
	З-133

	ПК-114х10,9
	Л, М
	ЗП-162-89-1
	З-133

	ПК-114х10,9
	Р*
	ЗП-168-76
	З-133

	ПК-127х9,19
	Д, Е
	ЗП-162-95-2
	З-133

	ПК-127х9,19
	Л
	ЗП-162-89-2
	З-133

	ПК-127х12,70
	Д, Е
	ЗП-162-89-2
	З-133

	ПК-127х9,19
	М
	ЗП-165-83
	З-133

	ПК-127х12,70
	Л
	ЗП-165-76
	З-133

	ПК-127х9,19
	Р*
	ЗП-168-70
	З-133

	ПК-127х12,70
	М
	ЗП-168-70
	З-133

	ПК-127х9,19
	Д, Е, Л, М
	ЗП-178-102
	З-147

	ПК-127х12,70
	Д, Е
	ЗП-178-102
	З-147

	ПК-127х12,70
	Л, М
	ЗП-178-95
	З-147

	ПК-140х9,17
	Д, Е
	ЗП-178-102
	З-147

	ПК-140х10,54
	Д, Е
	ЗП-178-102
	З-147


[bookmark: _Toc448924334]Приложение 26.5
Технические характеристике труб типа В и ВК
	Показатель
	В-127
	В-140
	ВК-127
	ВК-140

	Наружный диаметр трубы, мм
	
127,0
	
139,7
	
127,0
	139,7


	Толщина стенки, мм
	7, 8, 9, 10
	8, 9, 10, 11
	9, 10
	9, 10, 11

	Внутренний диаметр высадки трубы, мм
	
95, 91, 87, 83
	
105, 101, 100, 91
	
92, 90
	
102, 100, 100

	Длина трубы, мм
	11500
	11500
	11500
	11500

	Тип замка по ГОСТ 5286-75
	
ЗУ-155
	
ЗШ-178
	
ЗУК-162
	
ЗШК-178

	Замковая резьба
	З-133
	З-147
	З-133
	З-147










[bookmark: _Toc448924335]Приложение 26.6
Основные размеры (мм) замков

	Типоразмер замка
	Диаметр труб

	
	с высаженными внутрь концами
	с высаженными наружу концами

	ЗШ-108
	В-73
	-

	ЗШ-118
	В-89
	-

	ЗШ-133
	В-102
	-

	ЗШ-146
	В-114
	Н-101,6

	ЗШ-178
	В-140
	-

	ЗУ-108
	-
	Н-73

	ЗУ-120
	-
	Н-89

	ЗУ-146
	В-114,3
	Н-102

	ЗУ-155
	В-127,0
	Н-114

	ЗУ-185
	-
	Н-140

	ЗУК-108
	-
	НК-73

	ЗШК-113
	ВК-89
	-

	ЗШК-133
	ВК-102
	-

	ЗШК-178
	ВК-140
	-

	ЗУК-120
	-
	НК-89

	ЗУК-146
	ВК-114
	НК-102

	ЗУК-155
	ВК-127
	НК-114


[bookmark: _Toc448924336]Приложение 26.7
Основные параметры стальных бурильных труб с  увеличенной толщиной стенки

	Наружный диаметр трубы, мм 
	Диаметр замка, мм
	Диаметр трубы по высадке, мм
	Диаметр трубы в утолщенной части, мм
	Внутренний диаметр трубы, мм
	Резьба

	89
	120,6
	92,1
	101,6
	52,4
	З-102

	102
	133,4
	104,8
	114,3
	63,5
	З-108

	114
	158,8
	117,5
	127
	65,1
	З-122

	127
	165,1
	130,2
	139,7
	76,2
	З-133

	140
	177,8
	147,6
	152,4
	85,7
	5З-147

	168
	209,6
	171,5
	177,8
	101,6
	З-171










[bookmark: _Toc448924337]Приложение 26.8
Технические характеристики УБТ типов А, Б, Б/1, Л, Л/1
	Диаметры, мм
	Резьба по ГОСТ 50864-96
	Масса 1 м, кг

	D
	d
	D1
	D2
	
	

	79
	32
	65
	73
	З-65
	31,9

	89
	38
	73
	82
	З-73
	39,8

	108
	46
	89
	102
	З-86
	58,8

	121
	51
	102
	114
	З-94
	73,7

	127
	57
	114
	114
	З-102
	78,9

	146
	57
	130
	140
	З-118
	110,6

	165
	57
	146
	152
	З-122
	146,8

	165
	71
	146
	152
	З-122
	135,9

	171
	57
	152
	159
	З-133
	159,2

	171
	71
	152
	159
	З-133
	148,2

	178
	57
	159
	168
	З-133
	174,1

	178
	71
	159
	168
	З-133
	163,1

	197
	71
	178
	189
	З-149
	213,1

	203
	80
	178
	194
	З-163
	213,1

	216
	71
	194
	203
	З-163
	254,8

	216
	76
	194
	203
	З-163
	250,3

	229
	71
	194
	219
	З-163
	289,9

	229
	90
	194
	219
	З-171
	271,5

	241
	71
	219
	229
	З-185
	324,8

	241
	76
	219
	229
	З-185
	320,3

	248
	71
	219
	235
	З-185
	345,7

	248
	76
	219
	235
	З-185
	341,2

	248
	90
	219
	235
	З-185
	327,0

	254
	100
	219
	245
	З-185
	333,8

	279
	76
	245
	273
	З-203
	441,3

	279
	100
	245
	273
	З-203
	415,4



[bookmark: _Toc448924338]Приложение 26.9
Технические характеристики УБТ типов Е, ЕН, ЕН/1, ЕЛ и ЕЛ/1
	Диаметры, мм
	Резьба по ГОСТ 50864-96
	Масса 1 м, кг

	D
	d
	D1
	D2
	
	

	121
	51
	102
	114
	З-94
	69,1

	127
	57
	114
	114
	З-102
	73,8

	146
	57
	130
	140
	З-118
	92,9

	165
	57
	146
	152
	З-122
	137,2

	165
	71
	146
	152
	З-122
	126,3

	171
	57
	152
	159
	З-133
	152,2

	171
	71
	152
	159
	З-133
	141,3

	178
	57
	168
	168
	З-133
	163,2

	178
	71
	168
	168
	З-133
	153,2

	197
	71
	178
	178
	З-149
	192,9

	203
	80
	178
	194
	З-163
	199,2

	216
	71
	194
	203
	З-163
	240,9

	216
	76
	194
	203
	З-163
	236,4

	229
	71
	194
	219
	З-163
	289,9

	229
	90
	194
	219
	З-171
	273,9

	241
	71
	219
	229
	З-185
	309,0

	241
	76
	219
	229
	З-Г85
	304,6

	248
	71
	219
	235
	З-185
	358,1

	248
	76
	219
	235
	З-185
	324,9

	248
	90
	219
	235
	З-185
	309,8

	254
	100
	219
	245
	З-185
	313,8

	279
	76
	245
	273
	З-203
	481,3

	279
	100
	245
	273
	З-203
	392,6



[bookmark: _Toc448924339]Приложение 26.10
Технические характеристики сбалансированных УБТС2

	Тип
	Наружный диаметр D, мм ±1
	Внутренний диаметр d, мм
	Резьба
	Диаметр проточки под элеватор, мм
	Масса 1 м, кг

	УБТС2-120
	120
	64
	З-101
	102
	63,5

	УБТС2-133
	133
	64
	З-108
	115
	84,0

	УБТС2-146
	146
	68
	З-121
	136
	103,0

	УБТС2-178
	178
	80
	З-147
	168
	156,0

	УБТС2-203
	203
	80
	З-161
	190
	214,6

	УБТС2-229
	229
	90
	З-171
	195
	273,4

	УБТС2-254
	254
	100
	З-201
	220
	336,1

	УБТС2-273
	273
	100
	З-201
	220
	397,9

	УБТС2-299
	299
	100
	З-201
	245
	489,5



Отношение диаметров долот и наибольших поперечных размеров промежуточных опор, мм

	Диаметр долот
	Диаметр опоры

	190,5
	181

	215,9
	203

	244,5
	230

	269,9
	256


[bookmark: _Toc448924340]Приложение 26.11
Переводники переходные

	Переводники
	Замковая резьба
	Габариты, мм

	
	Муфтовый конец
	Ниппельный конец
	Длина L
	Диаметр D

	П-117/121
	З-117
	З-121
	457
	146

	П-117/147
	З-117
	З-147
	523
	178

	П-121/86
	З-121
	З-86
	489
	146

	П-121/101
	З-121
	З-101
	490
	146

	П-121/102
	З-121
	З-102
	496
	146

	П-121/108
	З-121
	З-108
	502
	146

	П-121/121
	З-121
	З-121
	457
	146

	П-121/122
	З-121
	З-122
	469
	146

	П-121/133
	З-121
	З-133
	484
	155

	П-121/147
	З-121
	З-147
	524
	178

	П-121/161
	З-121
	З-161
	537
	203

	П-122/101
	З-122
	З-101
	490
	146

	П-122/102
	З-122
	З-102
	496
	146

	П-122/117
	З-122
	З-117
	463
	146

	П-122/121
	З-122
	З-121
	457
	146

	П-122/133
	З-122
	З-133
	484
	155

	П-122/147
	З-122
	З-147
	524
	178

	П-133/108
	З-133
	3-108
	506
	155

	П-133/117
	З-133
	3-117
	497
	155

	П-133/121
	З-133
	3-121
	482
	155

	П-133/140
	З-133
	3-140
	510
	172

	П-133/147
	З-133
	3-147
	520
	178

	П-147/121
	З-147
	3-121
	516
	178

	П-147/133
	З-147
	3-133
	524
	178

	П-147/140
	З-147
	3-140
	510
	178

	П-147/147
	З-147
	3-147
	517
	178

	П-147/152
	З-147
	3-152
	517
	197

	П-147/161
	З-147
	3-161
	517
	185

	П-147/171
	З-147
	3-171
	521
	203

	П-152/121
	З-152
	3-121
	526
	197

	П-161/147
	З-161
	3-147
	517
	185

	П-161/171
	З-161
	3-171
	538
	229

	П-171/147
	З-171
	3-147
	538
	203











[bookmark: _Toc448924341]Приложение 26.12
Переводники муфтовые и ниппельные

	
Переводники
	Замковая резьба
	Габариты, мм

	
	Верхний  конец
	Нижний   конец
	Длина L
	Диаметр D

	М-86/88
	З-86
	З-88
	325
	113

	М-108/88
	З-108
	З-88
	366
	133

	М-121/88
	З-121
	З-88
	398
	146

	М-121/117
	З-121
	З-117
	356
	146

	М-147/152
	З-171
	З-152
	391
	197

	М-171/152
	З-147
	З-152
	400
	229

	Н-147/152
	З-147
	З-152
	550
	197

	Н-147/171
	[bookmark: OLE_LINK1]З-147
	З-171
	707
	203

	Н-171/201
	P-171
	З-201
	671
	254










[bookmark: _Toc448924342]Приложение 26.13
Технические характеристики шаровых кранов для бурильных труб

	Показатель
	КШ-102
	КШ-121
	КШ-133
	КШ-147

	Диаметр прохода, мм
	50
	62
	62
	70

	Давление, МПа:
рабочее
пробное
	

35
70
	

35
70
	

35
70
	

70
105

	Состав рабочей среды
	Буровой раствор, нефть, газ, конденсат и их смеси


	Направление движения потока рабочей среды
	
Любое


	Тип управления краном
	Ручное

	Давление, при котором возможно ручное управление краном без противодовления, МПа
	


21
	


21
	


21
	


10

	Присоединительная резьба
	З-102
	З-121
	З-133
	З-147

	Грузоподъемность, т
	
114
	 
145
	
150
	
300

	Габаритные размеры, мм:
диаметр наружный
длина
	

130
465
	

146
457
	

155
484
	

178
500

	Масса, кг
	40
	41
	48
	60



[bookmark: _Toc448924343]Приложение 26.14
Размеры обратных клапанов (мм)

	Типоразмер клапана
	Условный диаметр труб (ГОСТ 631-75)
	
Замковая резьба
	Габариты
	Масса, кг

	
	с высаженными внутрь концами
	с высаженными наружу концами
	
	Диаметр
D
	Длина
L
	

	КОБ Т108-3-88
	89
	73
	З-88
	108
	270
	12

	КОБ Т120-3-102
	-
	89
	З-102
	120
	290
	25

	КОБ Т133-3-108
	102
	-
	З-108
	133
	310
	32

	КОБ 146-3-121
	114
	102
	З-121
	146
	350
	40

	КОБ 155-3-133
	127
	114
	З-133
	155
	375
	43

	КОБ 178-3-147
	140
	-
	З-147
	178
	410
	45











[bookmark: _Toc448924344]Приложение 26.15
Технические характеристики переливных клапанов

	Показатели
	ПК-108
	ПК-120
	ПК-172

	Наружный диаметр, мм
	108
	120
	172

	Диаметр проточной части, мм
	18
	25
	36

	Длина клапана, мм, не более
	475
	480
	620

	Присоединительная замковая резьба по ГОСТ 5286
	З-88
	З-88
	З-147

	Максимально допустимый крутящий момент, кН·м
	15
	15
	40

	Максимальная допустимая осевая нагрузка на растяжение, т
	100
	100
	180

	Максимальное давление при циркуляции жидкости, МПа
	10
	10
	10

	Давление срабатывания клапана, МПа
	1+0,5
	1+0,5
	1+0,5

	Масса, кг, не более
	30
	37,5
	95







[bookmark: _Toc448924345]Приложение 27
Пример проектирования бурильной колонны для интервала бурения под эксплуатационную колонну
	УБТ

	№секции
	Тип
	Диаметр, мм
	Длина, м
	Масса, кг

	
	
	
	
	

	
	
	
	
	

	
	
	
	
	

	Бурильные трубы

	№секции
	Тип
	Диаметр, мм
	Длина, м
	Масса, кг

	
	
	
	
	

	
	
	
	
	

	
	
	
	
	










[bookmark: _Toc448924346]Приложение 28
Пример оформления расчетов на прочность бурильной колонны для интервала бурения под эксплуатационную колонну
	Расчет на наружное избыточное давление

	Pн, кгс/мм2
	
	Выполняется условие запаса прочности (n>1,15)

	Pкр, кгс/мм2
	
	Да
	Нет

	Pкр/ Pн
	
	
	

	Расчет на статическую прочности при отрыве долота от забоя

	В вертикальном участке ствола

	№секции
	q, кгс/м
	l, м
	γбр, гс/см3
	γст, гс/см3
	QБ, кгс

	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	

	Σ
	

	QКНБК, кгс
	
	Выполняется условие запаса прочности (n>1,4)

	K
	
	

	ΔP, кгс
	
	Да
	Нет

	Fk, мм2
	
	
	

	σт, кгс/мм2
	
	
	

	В наклонном участке ствола

	№секции
	q, кгс/м
	l, м
	γбр, гс/см3
	γст, гс/см3
	QБ, кгс

	
	
	
	
	
	

	
	E, кгс/мм2
	I, м4
	S, м
	Dз, мм
	D, мм

	
	
	
	
	
	

	Ψ+/ Ψ-
	
	Qр, кгс
	

	α
	
	Mиmax
	

	μ
	
	W, см3
	

	R, м
	
	[σ], кгс/мм2
	

	QК, кгс
	
	σэ, кгс/мм2
	

	σр, кгс/мм2
	
	
	

	Выполняется условие σэ > [σ]
	Да
	Нет

	Определение максимальной глубины  спуска в клиновом захвате и максимальной секции бурильных труб

	№секции
	q, кгс/м
	l, м
	γбр, гс/см3
	γст, гс/см3
	QБ, кгс

	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	

	Σ
	

	Q’тк, кгс
	
	Максимальная глубина спуска в клиновом захвате, м
	

	QКНБК, кгс
	
	
	

	n
	
	
	

	qm, кгс/м
	
	
	

	Kт
	
	
	

	K
	
	Максимальная длина секции бурильных труб, м
	

	n
	
	
	

	Fk, мм2
	
	
	

	σт, кгс/мм2
	
	
	



[bookmark: _Toc448924347]Приложени29
Пример проектирования КНБК по интервалам бурения
	№ п/п

	Интервал по стволу, м
	Типоразмер, шифр
	Масса
	Длина, м
	Назначение

	
	от
	до
	
	
	
	

	1
	0
	300
	393,7 СЗ-ГВУ-R174
	120
	0,5
	Бурение вертикального участка под направление, проработка ствола перед спуском направления

	
	
	
	Калибратор КА 393,7 СТ
	300
	1,2
	

	
	
	
	Забойный двигатель 95/8 “ M2P/XL
	2850
	18
	

	
	
	
	Переводник Н-152/152
	50
	0,7
	

	
	
	
	Калибратор КА 295,3 СТ
	275
	1,2
	

	
	
	
	Переводник П-147/152
	50
	0,7
	

	
	
	
	Обратный клапан КОБ-178
	34
	0,5
	

	
	
	
	Переливной клапан ПК-172РС
	32
	0,5
	

	
	
	
	Переводник П-203/147
	50
	0,7
	

	
	
	
	УБТ 279-76Д
	13400
	24
	

	
	
	
	Переводник П-171/203
	50
	0,7
	

	
	
	
	УБТ 229-90Д
	3200
	8
	

	
	
	
	Переводник П-133/171
	50
	0,7
	

	
	
	
	УБТ 178-71Д
	1020
	8
	

	
	
	
	Переводник П-122/133
	50
	0,7
	

	
	
	
	УБТ 165-71Д
	880
	8
	

	
	
	
	Переводник П-147/122
	50
	0,7
	

	
	
	
	ПК 127-9К
	15430
	225
	

	Σ
	37891
	300
	




[bookmark: _Toc448924348]Приложение 30.1
Пример обоснования типов и компонентного состава буровых растворов

Для строительства проектируемой скважины выбраны следующие типы буровых растворов по интервалам: для бурения интервалов под направление и кондуктор – полимерглинистый, для бурения интервала под эксплуатационную колонну, в том числе в интервале вскрытия продуктивного пласта  – биополимерный. 
Для очистки бурового раствора проектируется четырехступенчатая система очистки, которая включает отечественное и импортное оборудование, которое обеспечит наилучшую очистку раствора от выбуренной горной породы.
Запроектированные параметры буровых растворов по интервалам бурения приведены в таблице 12. В таблице 13 представлен компонентный состав бурового раствора, а на рисунке 4 приведена схема очистки бурового раствора.

[bookmark: _Toc448924349]Приложение 30.2
Пример оформления запроектированных параметров бурового раствора по интервалам бурения
	Исходные данные

	Интервал бурения (по стволу), м
	k
	Pпл, МПа
	H, м
	g, м/с2
	ρбр, кг/м3
	ρгп, кг/м3
	K
	d, м

	от
	до
	
	
	
	
	
	
	
	

	0
	300
	1,15
	3
	300
	9,81
	1140
	2150
	1,5
	0,015

	300
	1100
	1,15
	11,1
	1000
	9,81
	1140
	2230
	1,5
	0,008

	1100
	3030
	1,2
	31,4
	2850
	9,81
	1100
	2400
	1,5
	0,003

	Результаты проектирования

	Интервал бурения (по стволу), м
	Плот-ность, г/см3
	СНС1, дПа
	СНС10, дПа
	Условная вязкость, сек
	Водоот-дача, см3/30 мин
	рН
	Содер-жание песка, %
	ДНС, Па
	ПВ, мПа*с

	от
	до
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	0
	300
	1,14
	11-30
	31-50
	23
	8,2
	8-9
	2
	20
	9

	300
	1100
	1,14
	8-15
	21-35
	23
	8,2
	9
	2
	20
	9

	1100
	3030
	1,1
	5-15
	11-45
	23
	8,5
	8-9
	1
	10
	7




[bookmark: _Toc448924350]Приложение 30.3
Пример оформления описания компонентного состава бурового раствора по интервалам бурения

	Интервал (по стволу), м
	Название (тип) бурового раствора и его компонентов

	от (верх)
	до (низ)
	

	0
	300
	Полимерглинистый
Вода пресная, Глинопорошок ПБМВ, КМЦ-700, ВПРГ, Барит Na2CO3

	300
	1100
	Полимерглинистый
Вода пресная, Глинопорошок ПБМВ, NaOH, НТФ, POLIPAK-R, DRIL-FREE, КМЦ-700, Барит

	1100
	3030
	Полимерглинистый
Вода пресная, КМЦ-700, НТФ, NaOH, POLIPAK-R, ФК-2000 плюс, KCL, Na2CO3, ШЦ-700
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Пример оформления схемы очистки бурового раствора

[image: 111111]
Рисунок 4 -  Схема очистки бурового раствора: 1 – скважина; 2 – вибросито Swaco ALS-II Каскад; 3 – пескоотделитель ПЦК-360М; 4 – вибросито ВС-1; 5 – илоотделитель ИГ-45; 6 – центрифуга ОГШ-50.
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Проектирование гидравлической программы промывки скважины

Исходные данные для расчета гидравлической программы промывки скважины

	Н (по стволу), м
	dд, м
	K
	Рпл, МПа
	Ргд, МПа
	ρп, кг/м3

	3100
	0,1905
	1,14
	32,3
	57,2
	2415

	Q, м3/с
	Тип бурового насоса
	Vм, м/с
	ηп, Па٠с
	τт, Па	
	ρпж, кг/м3

	0,016
	УНБ-600
	0,007
	0,009
	20
	1110

	КНБК

	Элемент
	dн, м
	L, м
	dв, м

	УБТ 279-76Д  
	0,279
	32
	0,076

	УБТ 229-90Д  
	0,229
	8
	0,090

	УБТ 178-71Д
	0,178
	8
	0,071

	УБТ 165-71Д
	0,165
	8
	0,071

	ПК 127-9 Д
	0,127
	2950
	0,109







[bookmark: _Toc448924353]Приложение 32
Пример оформления результатов проектирования гидравлической программы промывки скважины
	ρкр, кг/м3
	φ
	dc, м
	Vкп, м/с
	ΔРзд, МПа
	ΔРо, МПа

	1450
	0,12
	0,1905
	0,3
	5,6
	0,45

	ΔРг, МПа
	ΔРр, МПа
	Vд, м/с
	Ф, м2
	d, мм
	

	0,59
	7,15
	80
	0,0054
	12
	

	КНБК

	Кольцевое пространство

	Элемент
	Reкр
	Re кп
	Sкп
	ΔPкп
	ΔPмк

	УБТ 279-76Д
	61100
	18841
	117,5
	0,043
	-

	УБТ 229-90Д
	54290
	19841
	165,4
	0,041
	-

	УБТ 178-71Д
	41452
	19843
	171,1
	0,039
	-

	УБТ 165-71Д
	36036
	19821
	190,1
	0,034
	-

	ПК 127-9 Д
	57773
	22364
	220,9
	0,72
	0,04

	3ТСШ1-240
	29190
	19122
	94,3
	0,012
	-

	Внутри труб

	Элемент
	Reкр
	Re кп
	λ
	ΔPт

	УБТ 279-76Д
	265034
	126312
	0,0289
	0,032

	УБТ 229-90Д
	28090
	126312
	0,0289
	0,024

	УБТ 178-71Д
	32012
	126312
	0,0289
	0,021

	УБТ 165-71Д
	32012
	126312
	0,0289
	0,012

	ПК 127-9 Д
	41452
	89277
	0,0289
	0,72


[bookmark: _Toc448924354]Приложение 33.1
Типы шарошечных бурильных головок конструкции ОАО НПО «Буровая техника»
	Тип бурильной головки
	Резьба

	КС-187,3/40СТ
КС-187,3/40ТКЗ
К-187.3/80М
К-187.3/80СЗ
К-187.3/80СТ
К-187.3/80ТКЗ
К-187.3/100М
К-187.3/80ТКЗ
КС-212,7/60СТ
КС-212,7/60ТКЗ
КС-212,7/80М
КС-212,7/80МСЗ
КС-212,7/80СЗ
КС-212,7/80СЗ-З
КС-212,7/80СТ-1
КС-212,7/80ТКЗ-1
КС-212,7/100М
КС-212,7/100МСЗ
КС-212,7/100ТКЗ
К-215,9/120М
К-244,5/100М
К-244,5/100М
	З-147

З-150



З-150

З-161

З-150








З-189


[bookmark: _Toc448924355]Приложение 33.2
Номенклатура и классификация бурильных головок ОАО «Буровая техника»
	Алмазные резцы
	Тип бурильной головки

	Алмазно- твердосплавные пластины (АТП)







Синтетические алмазы – трехгранные призмы (ПСТА)


	КАП 133,3/67 МС
КАП 138,1/52 МС
КАП 138,1/67 МС
КАП 159,4/67 МС
КАП 188,9/80 МС
КАП 188,9/100 МС
КАП 214,3/80 МС
КАП 214,3/100 МС
КАП 214,3/60 МС
КСС 138,1/67 СТ
КСС 159,4/67 СТ2
КСС 163,5/67 СТ
КСС 214,3/80 СТ1
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Номенклатура и классификация бурильных головок ОАО «Буровая техника»
	Алмазные резцы
	Тип бурильной головки

	Синтетические алмазы СВС-П в виде цилиндров или их части








Природные алмазы
	КТСИ 138,1/52 СЗ
КРС 159,4/67 СТ1
КТСИ 188,9/80 СЗ
КСС 188,9/80 СТ1
КТСИ 188,9/100 СТ1
КСС 188,9/100 СТ1
КТСИ 214,3/80 СЗ
КТСИ 214,3/100 СТ1
КРС 214,3/100 СТ1
КСС 295,3/100 МС1
КТ 138,1/52 СЗ
КР 163,5/67 СТ2
КР 188,9/80 СТ2
КИ 188,9/80 СЗ
КР 214,3/80 СТ2
КИ 214,3/80 СЗ
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Типы бурголовок НПО «Буринтех»
	Типоразмер
	Наружный диаметр, мм
	Диаметр керна, мм
	Присоединительная резьба по                           ГОСТ 21 ST 0-7Б
	Масса, кг

	БИТ-212,7/100 М4
	212,7
	100
	МК-180; 3-161
	21

	БИТ-21 5,9/100 М4
	215,9
	100
	МК-180; 3-161
	21

	БИТ-187,3/80 МС
	187,3
	80
	3-150
	14

	БИТ-187,3/100 МС
	187,3
	100
	3-161
	12

	БИТ-188,9/80 МС
	188,9
	80
	3-150
	14

	БИТ-188,9/100 МС
	188,9
	100
	3-161
	11

	БИТ-212/80 МС
	212
	80
	3-150
	21

	БИТ-212/100 МС
	212
	100
	3-161
	20

	БИТ-212,7/80 МС
	212,7
	80
	3-150
	16

	БИТ-212,7/100 МС
	212,7
	100
	3-161
	14

	БИТ-215,9/80 МС
	215,9
	80
	3-150
	16

	БИТ-215,9/100 МС
	215,9
	100
	3-161
	23

	БИТ-292,9/100МС
	292,9
	100
	3-161
	45

	БИТ-187,3/80 С2
	187,3
	80
	3-150
	13

	БИТ-187,3/100 С2
	187,3
	100
	3-161
	12

	БИТ-187,3/80 С9
	187,3
	80
	3-150 (м)
	12

	БИТ-188,9/80 С
	188,9
	80
	3-150 (м)
	13

	БИТ-188,9/80 С9
	188,9
	80
	3-150 (м)
	12

	БИТ-188,9/80 С92
	188,9
	80
	3-150 (м)
	14

	БИТ-188,9/80 С2
	188,9
	80
	3-150
	13

	БИТ-188,9/100 С2
	188,9
	100
	3-161
	12

	БИТ-212/80 С
	212
	80
	3-150 (м)
	17,5



[bookmark: _Toc448924358]Приложение 33.5
Типы бурголовок НПО «Буринтех»
	Типоразмер
	Наружный диаметр, мм
	Диаметр керна, мм
	Присоединительная резьба по                           ГОСТ 21 ST 0-7Б
	Масса, кг

	БИТ-212/80 С2
	212
	80
	3-150 (м)
	19

	БИТ-212/80 С9
	212
	80
	3-150 (м)
	21

	БИТ-212/80 С12
	212
	80
	3-150 (м)
	17,5

	БИТ-212/100 С
	212
	100
	3-161
	16

	БИТ-212,7/80 С2
	212,7
	80
	3-150
	19

	БИТ-212,7/80 С9
	212,7
	80
	3-150
	17

	БИТ-212,7/80 С92
	212,7
	80
	3-150
	17

	БИТ-212,7/80 С12
	212,7
	80
	3-150
	17

	БИТ-212,7/100 С2
	212,7
	100
	3-161
	15

	БИТ-212,7/100 С92
	212,7
	100
	3-161
	22

	БИТ-212,7/100 С12
	212,7
	100
	3-161
	16

	БИТ-214,3/100 С92
	214,3
	100
	3-161
	20

	БИТ-215,9/100 С2 
	215,9
	100
	3-161
	21

	БИТ-21 5,9/100 С92
	215,9
	100
	МК-180; 3-161
	18

	БИТ-215,9/101,6 С92
	215,9
	101,6
	МК-180; 3-161; МК-169
	17

	БИТ-292,9/100С9
	292,9
	100
	МК-180; 3-161
	48

	БИТ-295,3/100С12
	295,3
	100
	МК-180; 3-161
	53

	БИТ-212/100 С99
	212
	100
	МК-180; 3-160
	20

	БИТ-212,7/100 С99
	212,7
	100
	МК-180; 3-161
	20

	БИТ-212,7/101,6 С99
	212,7
	100
	МК-180; 3-161; МК-169
	27

	БИТ-215/100 С99
	215
	100
	МК-180; 3-163
	25

	БИТ-215,9/100 С99
	215,9
	100
	МК-180; 3-164
	25

	БИТ-21 5,9/101,6 С99
	215,9
	101,6
	МК-180; 3-161; МК-169
	28



[bookmark: _Toc448924359]Приложение 33.6
Технические характеристики керноотборных устройств конструкции ВНИИБТ

	Керноприемное устройство
	Наружный диаметр корпуса, мм
	Длина устройст ва, мм

	Диаметр керна, мм

	Длина керноприема, мм

	Резьба
	Масса устройства в сборе, кг

	
	
	
	
	
	верхняя
	нижняя
	

	УКР- 203/100 «Недра»
	203
	16210
	100
	14835
	З-171
	З-189
	2300

	УКР-164/80
«Недра-2»
	164
	15635
	80
	14300
	З-121
	МК150х6х1:8
	1569

	УКР-172/100
«Кембрий»
	172
	16130
	100
	14315
	З-133
	З-161
	1405

	УКР-146/80
«Силур»
	146
	9297
	80
	6660
	З-121
	З-150
	620

	УКР-138/67
«Недра»
	138
	15943
	67
	13775
	З-121
	З-133
	1010

	УКР-127/67
«Кембрий-2»
	127
	7190
	67
	6150
	З-121
	З-133
	345

	УКР-122/67
«Кембрий»
	122
	7190
	67
	6150
	З-121
	З-133
	400



[bookmark: _Toc448924360]Приложение 33.6
Рекомендуемые осевые нагрузки на бурголовки, кН

	Диаметр
	Тип бурголовки
	Характеристика горной породы

	
	
	Трещиноватая
	Плотная средней твердости
	Твердая

	188



214
	Шарошечная
Твердосплавная
Алмазная
Шарошечная
Твердосплавная
Алмазная
	85 – 95
60 – 65
55 – 60
100 – 120
70 – 80
60 – 70
	95 – 110
70 – 95
70 – 85
130 – 140
100 – 120
80 – 100
	110 – 120
80 – 100
80 – 90
140 – 150
120 – 140
100 – 120











[bookmark: _Toc448924361]Приложение 34

Технические средства и режимы бурения при отборе керна

	Интервал
	Тип керноотборного снаряда
	Параметры режима бурения

	
	
	Осевая нагрузка, т
	Частота вращения инструмента, об/мин
	Расход бурового раствора, л/сек
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Результаты проектирования и выбора буровой установки для строительства проектной скважины
	Выбранная буровая установка

	Максимальный вес бурильной колонны, тс (Qбк)
	
	[Gкр] / Qбк
	

	Максимальный вес обсадной колонны, тс (Qоб)
	
	[Gкр] / Qоб
	

	Параметр веса колонны при ликвидации прихвата, тс (Qпр)
	
	[Gкр] / Qпр
	

	Допустимая нагрузка на крюке, тс (Gкр)
	
	
	

	Расчет фундамента буровой установки

	Вес вышечно-лебёдочного блока, т (Qвлб)
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