Методические указания к выполнению лабораторных практикумов
Практика 1

ПРОЕКТИРОВАНИЕ СОЛЯНОКИСЛОТНОЙ ОБРАБОТКИ 

Методы увеличения производительности скважин играют сегодня существенную роль. Проектирование солянокислотной обработки сводится к выбору концентрации кислотного раствора, устанавливаемой экспериментально, а также к расчету необходимого количества товарной кислоты и химических реагентов. Норма расхода кислотного раствора vр составляет 1-1,2 м3 на один метр обрабатываемой толщины пласта. Тогда объем кислотного раствора рассчитывается по формуле:
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где 
[image: image2.wmf]h

 –обрабатываемый кислотным раствором интервал продуктивного пласта ,м.

1. Объем товарной кислоты (в м3).
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где xр, xк соответственно объемные доли (концентрации) кислотного раствора и товарной кислоты, %.

Если в процессе хранения и транспорта концентрация кислоты изменяется, то с учетом этого изменения объем товарной кислоты (в м3) V1k рассчитывают по формуле:
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где ρк15 – плотность товарной кислоты при 150 С, кг/м3.
ρк15 = ρкт + (2,67
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10-3
[image: image6.wmf]´

ρкt – 2,5)
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(t-15),                                  (4)

где ρкt – плотность кислоты при температуре t.

В качестве химических реагентов при солянокислотной обработке используют стабилизаторы (замедлители реакции), ингибиторы коррозии и интенсификаторы. Как правило, в технической соляной кислоте содержится до 0,4 % серной кислоты, которую нейтрализуют добавкой хлористого бария, количество которого Gx6 рассчитывают по формуле (кг):
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где 
[image: image9.wmf]a

 –объемная доля серной кислоты в товарной кислоте, % (
[image: image10.wmf]a

 =0.4 %).

2. Объем хлористого бария
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где ρхб –плотность раствора хлористого бария, кг/м3 (ρхб =4000 кг/м3). В качестве стабилизатора используют уксусную кислоту, объем которой рассчитывают по формуле:
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где ук – норма добавки 100 %-ной уксусной кислоты (ук = 3 %), cук – объемная доля товарной уксусной кислоты (cук = 80 %).

3. Объем ингибитора
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где bи – норма добавки ингибитора, %. Если в качестве ингибитора используют реагент В-2, то bи = 0,2, cи – объемная доля товарного ингибитора, % (cи = 100 %).

4. Объем интенсификатора
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где bин – норма добавки интенсификатора, %. Если в качестве интенсификатора используют Марвелан-К, то bин = 0,3 %.

5. Объем воды для приготовления кислотного раствора

Vв=Vр-Vк-(Vхб+Vук+Vи+Vин),                                                                 (10)

 где Vин – объем интенсификатора, Vр – объем кислотного раствора, Vк – объем товарной кислоты, Vхб – объем хлористого бария, Vук – объем уксусной кислоты, Vи – объем ингибитора.

Порядок приготовления кислотного раствора следующий: наливают в емкость воду, добавляют к воде расчетные объемы ингибитора, уксусной кислоты, а затем расчетное количество товарной соляной кислоты, тщательно перемешивая. Затем добавляют хлористый барий и интенсификатор. Перемешивают  раствор и оставляют для реакции и осветления (рис.1.).
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Задача 1. Рассчитать необходимое количество реагентов для приготовления кислотного раствора при обработке карбонатного продуктивного горизонта, вскрытая толщина которого h=11,5 м. Техническая соляная кислота имеет концентрацию 27,5%, температура приготовления кислоты 150С. Плотность соляной кислоты при 250С составляет ρк25 =1134 кг/м3. Кислотный раствор должен иметь концентрацию 13,5 %.

Решение:

1.Рассчитываем по формуле (1) объем кислотного раствора

Vр=1,1
[image: image15.wmf]´

11,5=12,65 м3  
2. Объем товарной кислоты вычисляем по формуле (2), хк=27,5%, хр=13,5%.

Vк=
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182339,02

=5,82 м3.
3.Рассчитываем плотность кислоты при t =15 0С:

ρк15 =1134 +(2,67
[image: image18.wmf]´

10 -3 
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1134 – 2,52) 
[image: image20.wmf]´

 (25-15) =1139,08 кг/м3.

При данной температуре объем товарной кислоты

V1к=
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928105,61

=5,82м3.
4. Рассчитываем количество хлористого бария по формуле(5)

Gx6 = 21,3*12,65(0,4*13,5/27,5-0,02)=47,52 кг. Или его объем Vхб=47,52/4000=1,19*10-2 м3.

5. 

Vук=3*12,65/80=4,74*10-1 м3.

6. Затем по формулам (8) и (9) рассчитываем соответственно объем ингибитора и интенсификатора:

Vи=0,2*12,65/100=2,53*10-2 м3.

Vин=0,3*12,65/100=3,795*10-2 м3.

7. По формуле (10) рассчитываем объем воды

Vв=12,65-5,82-(0,0119+0,474+0,0253+0,03795)=6,28 м3. 

Задание1

Рассчитать необходимое количество реагентов для приготовления кислотного раствора для следующих вариантов:

	Вариант
	Толщина пласта, м
	Концентрация HCl, % хк
	Норма расхода HCl
	Темпера-тура при-готовле-ния кис-лоты, 0C
	Плотность соляной кислоты при 250С, кг/м3
	Концент-рация кислот-ного раствора, хр 

	1
	10.2
	25
	1
	15
	1134
	15

	2
	11.8
	26
	1
	13
	1134
	17

	3
	12.2
	27
	1
	12
	1134
	20

	4
	12.6
	27.5
	1
	10
	1134
	19

	5
	13.0
	25.5
	1
	20
	1134
	16

	6
	13.4
	26.5
	1
	8
	1134
	15

	7
	14.0
	26.0
	1
	11
	1134
	14

	8
	15.0
	27.0
	1
	14
	1134
	21

	9
	16.0
	27.5
	1
	16
	1134
	19

	10
	15,5
	27
	1
	14,5
	1134
	20,5

	11
	15,8
	27,2
	1
	14,6
	1134
	20,6

	12
	16,2
	27,3
	1
	15,8
	1134
	18,8

	13
	16,4
	27,4
	1
	16
	1134
	18,9

	14
	16,6
	27,6
	1
	15,9
	1134
	18,6

	15
	17
	27,8
	1
	16
	1134
	19

	16
	17,2
	27,9
	1
	16,2
	1134
	19,2

	17
	17,4
	28
	1
	16,3
	1134
	19,3

	18
	17,6
	27,9
	1
	16,4
	1134
	19,4

	19
	17,8
	28
	1
	16,6
	1134
	19,6

	20
	18
	28,2
	1
	16,8
	1134
	20


Практика 2.

ПРОЕКТИРОВАНИЕ КИСЛОТНОЙ ВАННЫ

Для очистки продуктивного карбонатного пласта от глинистой и цементной корки, продуктов коррозии и т.д. можно применять в скважинах кислотные ванны. Основной вопрос при проектировании кислотной ванны – расчет объема кислотного раствора, который должен быть равен объему скважины в интервале от подошвы до кровли обрабатываемого интервала. Если обозначить через rc радиус скважины на этом интервале, то объем кислотного раствора (в м3)
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где h – толщина обрабатываемого пласта, м. При проектировании кислотной ванны концентрация кислотного раствора принимается xp=15-20 %. Количество химических реагентов рассчитывают точно так же, как и для простой солянокислотной обработки.

Задача 1. Рассчитывать необходимое количество кислотного раствора для проведения кислотной ванны, а также химических реагентов и воды, если радиус скважины rc=0,18 м, а толщина пласта h =28,3 м. Концентрация кислоты xk=27,5 %, а концентрация кислотного раствора xp=20 %.

Решение. Вычисляем по формуле объем кислотного раствора

Vp=3,14
[image: image24.wmf]´

(0,18)2
[image: image25.wmf]´

28,3=2,88 м3.

Рассчитываем объем кислоты

Vk=
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=2,03м3.

Количество хлористого бария

Gхб=21,3
[image: image28.wmf]´

2,88(0,4
[image: image29.wmf]´

20/27,5-0,02)=16,62 кг или его объем Vхб=16,62/4000=4,153
[image: image30.wmf]´

10 -3 м3.

Объем уксусной кислоты

Vук=3
[image: image31.wmf]´

2,88/80=1,08*10-1 м3.

Объем ингибитора

Vи=0,2
[image: image32.wmf]´

2,88/100=5,76
[image: image33.wmf]´

10-3 м3.

Объем интенсификатора

Vин=0,3
[image: image34.wmf]´

2,88/100=8,64
[image: image35.wmf]´

10-3 м3.

Объем воды

Vв=2,88-2,03-(0,004153+0,108+0,00576+0,00864)=0,724 м3.

раствор закачивают в скважину и оставляют для реакции на 16-24 ч.
Задание1: Рассчитывать необходимое количество кислотного раствора для проведения кислотной ванны для следующих вариантов.
	Вариант
	Толщина пласта, м
	Концентрация HCl, %
	Норма расхода HCl
	Темпера-тура при-готовле-ния кис-лоты, 0C
	Плотность соляной кислоты при 250С, кг/м3
	Концент-рация кислот-ного раствора, 

	1
	20
	27,5
	1
	15
	1134
	15

	2
	21
	27
	1
	15,5
	1134
	16

	3
	22
	26,5
	1
	16
	1134
	17

	4
	23
	26
	1
	16,5
	1134
	18

	5
	24
	25,5
	1
	17
	1134
	19

	6
	26
	25
	1
	17,5
	1134
	20

	7
	25
	26
	1
	18
	1134
	16

	8
	27
	27
	1
	18,5
	1134
	18

	9
	28
	26,5
	1
	19
	1134
	17

	10
	29
	25,5
	1
	19,5
	1134
	18

	11
	25,5
	26,2
	1
	17,5
	1134
	20

	12
	25,6
	26,3
	1
	17,3
	1134
	19,5

	13
	26,2
	24,8
	1
	17,4
	1134
	19,8

	14
	26,4
	25
	1
	17,5
	1134
	20

	15
	27,4
	26,8
	1
	18,3
	1134
	17,8

	16
	27,6
	27
	1
	18,2
	1134
	17,9

	17
	28,2
	26,4
	1
	18
	1134
	16,8

	18
	28,4
	26,7
	1
	18,8
	1134
	16,9

	19
	23,5
	25
	1
	16
	1134
	17,5

	20
	23,8
	24,8
	1
	16,8
	1134
	19


Практика 3
КИСЛОТНЫЕ ОБРАБОТКИ ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ
Кислотные обработки призабойной зоны растворами соляной кислоты обрабатываются карбонатные породы или терригенные коллекторы, в составе которых в качестве цемента присутствуют карбонаты. Оптимальная концентрация соляной кислоты в растворе принимается равной 8 - 16 %. С увеличением концентрации растворяющая способность и скорость растворения увеличиваются, хотя при концентрации более 22 % скорость растворения уменьшается. С увеличением концентрации кислоты возрастают также коррозионная активность, эмульгирующая способность и вероятность выпадения солей в осадок при контакте кислоты с пластовой водой. При обработке малопроницаемых пород пользуются более концентрированным раствором, чем при обработке хорошо проницаемых. Для первичных обработок пористых малопроницаемых пород расход раствора составляет 0,4 - 0,6 м3 на 1 м толщины пласта, высокопроницаемых составляет 0,6 - 1,0 м3/м. Для вторичных обработок, соответственно 0,6 - 1,0 и 1 - 1,5 м3/м.   
Методика расчета обработки забоя скважины 

Для примера проведем расчет обработки забоя скважины № 347 соляной кислотой. Характеристики скважины следующие:

          Глубина скважины Н=2742,00 м.

          Вскрытая эффективная мощность карбонатного пласта h=7,31 м.

          Проницаемость пород составляет 0,0053 мкм2.

          Пластовое давление Рпл=28,8 МПа.

          Глубина зумпфа 10 м.

          Диаметр насосно-компрессорных труб d=0,05 м.

          Внутренний диаметр скважины Dвн=0,15 м.

Для заданных условий принимаем концентрацию кислоты 10 %. При средней норме расхода этой кислоты 1,2 м3 на 1 м интервала обработки, тогда общий объем соляной кислоты (Vобщ) составит:

1. Рассчитать общий объем соляной кислоты (Vобщ):
                                       Vобщий=Qкислоты 
[image: image36.wmf]·

h,                                                      (1.1)

                                      Vобщий=1,2
[image: image37.wmf]·

7,31=8,77 м3

          Количество необходимых для приготовления соляно-кислотного раствора концентрированной 27,5 % кислоты и воды можно определить по та

блице 1.1.

Расчет количества химикатов и воды

          По таблице 1 на приготовление 10 м3 10 % соляно-кислотного раствора требуется 3890 кг 27,5 % HCl и 6,6 м3 воды, а на 8,77 м3 10 % соляно-кислотного раствора  необходимо концентрированной HCl.

Таблица 1.1 - Количество кислоты и воды для приготовления 

                        Соляно-кислотного раствора.

	      Объем

  разведенной

     кислоты,

          м3
	                 Концентрация разведенной кислоты, %



	
	          8


	         10


	          12


	          14



	           6
	   1840/4,38
	   2330/3,96
	    2830/3,52
	   3320/3,40

	           8
	   2460/5,84
	   3110/5,28
	    3770/4,68
	   4400/4,16

	          10
	   3080/7,30
	   3890/6,60
	    4720/5,87
	   5560/5,14


Примечание. В числителе указано количество концентрированной кислоты, кг, а в знаменателе - количество воды.

 2. Рассчитать массу солянокислотного раствора (Wк) и объем солянокислотного раствора (Wк).
                                     Wк=Мр-ра
[image: image38.wmf]·

Vобщий/10,                                                      (1.2)

                                 Wк=3890
[image: image39.wmf]·

8,77/10=3411,5 кг,

и воды

3. Рассчитать объем воды V:

                                      V=Мводы
[image: image40.wmf]·

Vобщий/10,                                                      (1.3)

                                      V=6,6
[image: image41.wmf]·

8,77/10=5,8 м3,    

Количество концентрированной товарной соляной кислоты для 10 % солянокислотного раствора может быть также найдено по формуле:

                             Wк=A
[image: image42.wmf]·

x
[image: image43.wmf]·

Vобщий
[image: image44.wmf]·

(Б-z)/Б
[image: image45.wmf]·

z
[image: image46.wmf]·

(A-x),                                   (1.4)

где А и Б - числовые коэффициенты  (таблица 2.2)

            Vобщий - объем солянокислотного раствора 

Таблица  2.2 - Значения коэффициентов А и Б.

	         z, x
	           Б, А
	           z, x     
	           Б, А

	     5,15-12,19
	          214,0
	     29,95-31,52
	           227,5

	    13,19-18,11
	          218,0
	     32,10-33,40
	           229,5

	    19,06-24,78
	          221,5
	     34,42-37,22
	           232,0

	    25,75-29,57
	          226,0
	              -
	              -


Примечание. x - концентрация соляно кислотного раствора, % 

                       z - концентрация товарной кислоты,  %.

          Следовательно, по формуле (1.2)

               Wк=214
[image: image47.wmf]·

10
[image: image48.wmf]·

8,77
[image: image49.wmf]·

 (226-27,5)/(226
[image: image50.wmf]·

27,5
[image: image51.wmf]·

 (214-10))=2,9 м3.

          Принимаем Wк=3,0 м3.

В качестве ингибитора принимаем катионоактивный реагент - катион А в количестве 0,01 % объема кислотного раствора. Данный ингибитор является  химическим веществом, имеющий хорошую замедляющую скорость коррозии. Поэтому ингибирование растворов кислот на Харампурском месторождении проводят катионом А. 

Против выпадения из соляно-кислотного раствора содержащихся в нем солей железа добавляем уксусную кислоту в количестве:

4. Рассчитать объем уксусной кислоты Qу.к:
                                       Qу.к=b
[image: image52.wmf]·

Vобщий/с, м3                                                       (1.5)

где b - процент добавки уксусной кислоты к объему раствора (b=f+0,8; f - содержание в соляной кислоте солей железа, примем 0,7 %, тогда b=1,5 %);

        Vобщий -  объем солянокислотного раствора;

        с - концентрация уксусной кислоты (принимаем 80 %).

                                       Qу.к=1,5
[image: image53.wmf]·

8,77/80=0,16 м3.

 В товарной соляной кислоте второго сорта содержится примесь серной кислоты до 0,6 %, которая после реакции ее с углекислым кальцием образует гипс, выпадающий в виде кристаллов, закупоривающих поры пласта. Против выпадения гипса добавляем к соляной кислоте хлористый барий.

5. Рассчитать количество хлористого бария Qх.б:
                                    Qх.б=21,3
[image: image54.wmf]·

Vобщий
[image: image55.wmf]·

(a
[image: image56.wmf]·

x/z-0,02),                                     (1.6)

где Vобщий - объем солянокислотного раствора;

       а - содержание SO3 в товарной соляной кислоте;

       x - концентрация солянокислотного раствора;

       z  - концентрация товарной кислоты.

6. Рассчитать объем хлористого бария Qх.б:
                     Qх.б=21,3
[image: image57.wmf]·

8,77
[image: image58.wmf]·

 (0,6
[image: image59.wmf]·

10/27,5-0,02)=37 кг ~ 0,009 м3.

При плотности хлористого бария 4000 кг/м3.

В качестве интесификатора для понижения поверхностного натяжения применяем препарат ДС (детергент советский), который одновременно является ингибитором и наиболее активным понизителем скорости реакции соляной кислоты с породой. Большое снижение (в несколько раз) скорости реакции способствует более глубокому проникновению кислоты в пласт.

Необходимое количество ДС составляет 1 - 1,5 % объема солянокислотного раствора (принимаем 1 %),

7 Рассчитать объем детергента QДС:
                                             QДС=Vобщий
[image: image60.wmf]·

Vскр,                                                   (1.7) 

                                         QДС=8,77
[image: image61.wmf]·

0,01=0,0877 м3

Количество воды для приготовления принятого объема солянокислотного раствора:

8 Рассчитать объем воды:
                                                 V=Vобщий-Wк-ΣQ,                                                (1.8)

где Vобщий - объем солянокислотного раствора;

       Wк - объем концентрированной товарной соляной кислоты (Wк=3 м3);

       ΣQ - суммарный объем всех добавок к солянокислотному раствору (уксусная кислота, хлористый барий, ДС)

9 Рассчитать суммарный объем добавок
                           ΣQ=0,16+0,009+0,0877=0,257 м3,

 тогда                      V=8,77-3-0,257=5,8 м3
Определим давление на выкиде насоса при закачке жидкости в скважину № 347 Южной залежи Харампурского месторожления.

          Давление на выкиде насоса рассчитывается по формуле:

                                Рн = Рзаб – Рж + Ртр,                                                            (1.9)

где Рзаб - максимальное забойное давление при продавке раствора, МПа;

       Рж - гидростатическое давление столба продавочной жидкости (в данном случае давление столба нефти плотностью 860 кг/м3), МПа;

       Ртр - потери давления на трение, МПа.

10. Рассчитать гидростатическое давление:

 рассчитывается по формуле:

                                       Рж = ρ
[image: image62.wmf]·

g
[image: image63.wmf]·

Н,                                                               (1.10)

где ρ - плотность нефти, ρ = 860 кг/м3;

      g - ускорение свободного падения, g = 9,81 м/с2;

      Н - глубина скважины, м.

                               Рж = 860
[image: image64.wmf]·

9,81
[image: image65.wmf]·

2742=23,1 МПа.

Для определения эффекта, ожидаемого от обработки забоя скважины соляной кислотой, найдем дополнительное количество нефти, которое будет получено за время работы скважины с повышенным дебитом, на 1 т затраченной концентрированной HCl. Для этого задаемся продолжительностью эффекта в 3 месяца (90 дней), в течении которых начальный дебит скважины после обработки Qн=57 т/сут снижается до текущего дебита Qт=21 т/сут с равномерным понижением.

11. Рассчитать количество нефти полученное  после СКО

          Количество нефти, полученной за 3 месяца после обработки, составит

                                  Qобщ=(Qн+Qт) 
[image: image66.wmf]·

t/2,                                                          (1.11)

                               Qобщ=(57+21) 
[image: image67.wmf]·

90/2=3510 т.

12. Рассчитать базовую добычу

          Добыча за это же время без обработки была бы: 

                                      Q'общ=Qт
[image: image68.wmf]·

t,                                                                  (1.12)

                                  Q'общ=21
[image: image69.wmf]·

90=1890 т.

13. Рассчитать прирост добычи

Общий прирост добычи нефти, полученной в результате обработки составит,

                                         ΔQ=Qобщ - Q'общ,                                                       (1.13)

                                    ΔQ=3510-1890=1620 т.

14. Рассчитать продуктивность после СКО

задаваясь любым значением депрессии ΔР, можно определить коэффициент продуктивности Кпр по формуле:

                                    Кпр = Q/ΔР,                                                                      (1.14)

где  Q - дебит нефти, т/сут;

      ΔР - депрессия на пласт, МПа.

Задание. Взять в э/в свой вариант и рассчитать: общий объем соляной кислоты (Vобщ) , массу солянокислотного раствора (Wк) и объем солянокислотного раствора (Wк)., объем воды V, объем уксусной кислоты, количество хлористого бария, объем хлористого бария, объем детергента, объем воды, суммарный объем добавок, гидростатическое давление, количество нефти полученное  после СКО, базовую добычу, прирост добычи, продуктивность после СКО.

Практика 4
ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА ГИДРАВЛИЧЕСКОГО РАЗРЫВА ПЛАСТА

Проектирование процесса гидравлического разрыва пласта представляет собой достаточно сложную задачу, которая состоит из двух частей: расчет основных характеристик процесса и выбор необходимой техники для его осуществления.

Для расчета забойного давления разрыва пласта Pзбр при использовании нефильтрующейся жидкости можно воспользоваться следующей формулой (при закачке 1 м3 жидкости разрыва):
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где, МПа; – коэффициент Пуассона горных пород, Е – модуль упругости пород, МПа; Q- темп закачки жидкости разрыва, м3/с; жр – вязкость жидкости разрыва, Па*с, Ргг – горизонтальная составляющая горного давления, которую можно найти по формуле (2):
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где; Ргв – вертикальная составляющая горного давления, МПа:
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ρгп – плотность горных пород над продуктивным горизонтом, кг/м3. 
Lc – глубина скважины, м, g – ускорение свободного падения, м/с2. При закачке жидкости-песконосителя давление на устье скважины определяется по формуле (4)
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где ρжп – плотность жидкости с песком, кг/м3 :

ρжп = 
[image: image74.wmf]п
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где ρ1жп- плотность жидкости, используемой в качестве песконосителя, кг/м3, ρп – плотность песка, кг/м3; п – объемная концентрация песка в смеси.

 п =
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где Сп – концентрация песка в 1 м3 жидкости, кг/м3. Потери давления на трение жидкости-песконосителя:

Р1тр=
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где dвн – внутренний диаметр НКТ, м;  – коэффициент гидравлических сопротивлений:

 =
[image: image77.wmf]Re
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Re=
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где жп – вязкость жидкости с песком, Па*с, которую можно найти по формуле (10);

жп=1жп
[image: image79.wmf]´

exp(3,18
[image: image80.wmf]´

п),                                (10)

где 1жп – вязкость жидкости, используемой в качестве песконосителя, Па с.

При Re200 потери давления на трение по (7) увеличивают в 1,52 раза:

Ртр=1,52
[image: image81.wmf]1
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Необходимое число насосных агрегатов

N=
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Где Pp –рабочее давление агрегата; Qp – подача агрегата при данном Pp; Ктс – коэффициент технического состояния агрегата. Необходимый объем продавочной жидкости (при закачке в НКТ)
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где r – внутренний радиус НКТ, м. Объем жидкости для осуществления гидроразрыва находим по формуле (14)

Масса песка Мп на один гидравлический разрыв пласта принимается равным. 

Vж=
[image: image84.wmf]п
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где Мп – масса песка, кг
Задача1.

Рассчитать основные характеристики гидроразрыва пласта в добывающей скважине глубиной L -2270м. Вскрытая толщина пласта h – 10м. Разрыв провести по НКТ с пакером, внутренний диаметр НКТ dвн=0.0759 м. В качестве жидкости разрыва и песконосителя используется нефильтрующаяся амбарная нефть плотностью Рн =945 кг/м3 и вязкостью н =0.285 Па*с. Предполагается закачать в скважину Мп =4.5т песка диаметром зерен 1 мм. Принимаем темп закачки Q =0.010 м3/с. Используется агрегат 4АН-700.

Решение: рассчитываем по (3) вертикальную составляющую горного давления

Ргв = 2600
[image: image85.wmf]´

9.81
[image: image86.wmf]´

2270
[image: image87.wmf]´

10-6 = 57.9 МПа.

Принимая =0.3, по формуле (2) рассчитываем горизонтальную составляющую горного давления

Ргг =
[image: image88.wmf]0.3

-
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=24.8 МПа.

В данных условиях предположительно образуются вертикальные или наклонные трещины. По формуле (1) рассчитываем забойное давление разрыва. Решение уравнения производим графическим методом.

После решения уравнения получаем Рзбр=25,47 МПа.

Рассчитаем по (6) βп  (принимая Сп =275 кг/м3);

βп=
[image: image89.wmf]1
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Плотность жидкости с песком рассчитываем по (6);

ρжп = 945
[image: image90.wmf]´

(1-0,1)+2500
[image: image91.wmf]´

0,1=1100 кг/м3.

Рассчитываем по (11) вязкость жидкости с песком

жп=0,285
[image: image92.wmf]´

exp(3.18
[image: image93.wmf]´

0.1)=0.392 Па
[image: image94.wmf]´

с.

Число Рейнольдса Re=
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Коэффициент гидравлического сопротивления λ=
[image: image96.wmf]471
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=0,136.

Потери на трение рассчитываем по (8)

Р1тр=
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МПа.

Учитывая, что Re=471200, потери на трение составят: Ртр=1,52
[image: image98.wmf]´

11=16,72 МПа.

Давление на устье скважины при закачке жидкости-песконосителя 

Рт=25,47-1100
[image: image99.wmf]´

9,81
[image: image100.wmf]´

2270
[image: image101.wmf]´

10-6 + 16,72 =17,7 МПа.

При работе агрегата 4АН-700 на IV скорости Рр=29 МПа, а Qр=0,0146 м3/с.

Необходимое число агрегатов

N=
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Объем продавочной жидкости Vп=3,14
[image: image103.wmf]´

0,03795 
[image: image104.wmf]´

 2270=10,3 м3.

Объем жидкости для осуществления гидроразрыва (жидкость разрыва и жидкость-песконоситель) Vж=
[image: image105.wmf]275

4500

=16,4 м3.

Суммарное время работы агрегатов 4АН-700 на IV скорости t=
[image: image106.wmf]р
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Задание: Рассчитать основные характеристики гидроразрыва пласта в добывающей скважине по вариантам.

	Вариант
	Глубина скважины, м
	Толщина пласта, м
	Внутренний диаметр НКТ, м
	Плотность нефти, кг/м3
	Вязкость нефти, Па*с
	Масса песка, т
	Диаметр зерна, мм
	Темп закачки, м3/с

	1
	2300
	12
	0,076
	950
	0,295
	5
	1,1
	0,010

	2
	2220
	8
	0,074
	930
	0,290
	4
	0,85
	0,012

	3
	2280
	10
	0,075
	945
	0,280
	3,5
	1
	0,014

	4
	2320
	7,5
	0,0745
	952
	0,292
	4,3
	1,1
	0,011

	5
	2410
	12,5
	0,075
	955
	0,300
	3,8
	1,05
	0,009

	6
	2500
	9
	0,074
	960
	0,305
	4,2
	0,9
	0,013

	7
	2470
	8,2
	0,075
	950
	0,293
	4,1
	0,95
	0,015

	8
	2340
	7,8
	0,0748
	964
	0,302
	4,2
	1,02
	0,012

	9
	2450
	8,4
	0,0746
	952
	0,310
	3,8
	1
	0,014

	10
	2550
	10,6
	0,075
	960
	0,297
	5,0
	1,05
	0,012

	11
	2450
	11,0
	0,075
	955
	0,296
	4,2
	0,75
	0,014

	12
	2430
	14,0
	0,0755
	963
	0,288
	3,5
	1
	0,020

	13
	2580
	8,4
	0,075
	966
	0,297
	3,2
	1,1
	0,012

	14
	2510
	12,0
	0,0754
	958
	0,294
	4,2
	1
	0,011

	15
	2550
	7,5
	0,075
	961
	0,292
	4,1
	0,85
	0,009

	16
	2600
	9,2
	0,076
	955
	0,288
	3,6
	0,75
	0,010

	17
	2410
	8,6
	0,075
	950
	0,290
	5,0
	1,0
	0,012

	18
	2470
	12,0
	0,077
	945
	0,286
	3,5
	1
	0,011


Для всех вариантов:

коэффициент Пуассона  = 0,3

плотность горных пород над продуктивным горизонтом п =2600 кг/м3
модуль упругости пород Е = 1*104 МПа

плотность песка ρп =2500 кг/м3
концентрация песка в 1 м3 жидкости Сп =275 кг/м3

При работе агрегата 4АН-700 на IV скорости Рр=29 МПа, а Qр=0,0146 м3/с, коэффициент технического состояния агрегата Ктс =0,5

Практика 5
ИСПОЛЬЗОВАНИЕ ЗАВОДНЕНИЯ ПРИ РАЗРАБОТКЕ  МЕСТОРОЖДЕНИЙ

Заводнение пласта – это поддержание пластового давления посредством закачки воды через нагнетательные скважины. 

К числу наиболее важных показателей разработки нефтяных месторождений с применением заводнения относятся: состояние текущих давлений на забое нагнетательных и добывающих скважин и в характерных точках пласта (на линиях нагнетания и отбора, на фронте вытесне​ния и т. д.), а также дебиты скважин и расходы нагнетаемой в пласт воды.

При сохранении баланса отбираемого объема в пластовых условиях и нагнетаемой жидкостей давление в характерных точках пласта изменяется медленно, и, таким образом, можно, считать, что процесс вытеснения нефти водой, установившийся в определенный момент времени (“квазиустановившийся”), является подобным естественному режиму вытеснения. 

Решить задачи.

3 а д а ч а . При разработке нефтяного месторождения применена трехрядная схема расположения скважин (рис. 2). Исходные данные для расчета: l = 700 м, l12 = 600 м, 2c =2н = 500 м. Радиус нагнетательных скважин r нс =0.1м,  добывающих r c= 0,1 м. Вязкость нефти в пластовых условиях  н =2 мПас, вязкость воды  в= 1 мПа-с. На рассматриваемом участке месторождения длиной L с тремя нагнетательными скважинами в пласт закачивается вода с общим расходом q.  В первом и втором рядах добывающих скважин расположены по 3 скважины, так что nн=nc1=nc2= 3. Общий дебит добывающих скважин первого ряда равен q1, а вто​рого q2.
Проницаемости пласта, соответственно, для нефти и воды со​ставляют k н  = 0.5*10-12 м2, kв= 0,310-12 м2, толщина пласта h м. При заводнении пласта происходит поршневое вытесне​ние нефти водой. В рассматриваемый момент времени закачивае​мая вода проникла на расстояние от нагнетательных скважин Х в = Давление на забоях нагнетательных скважин pн= 20 МПа, на забоях добывающих скважин первого ряда р с1, а на забоях добывающих скважин второго ряда р с2. 

Требуется определить расходы воды q в закачиваемой в каждую из нагнетательных скважин, дебиты скважин первого q c1 и второго q c2  рядов. 

Смотри рис 2. Трехрядная  схема расположения скважин.

Задания по вариантам:

	№ вариант
	h(м)
	L(м)
	Рс1

(МПа)
	Рс2

(МПа)

	1
	17
	1500
	18,0
	17,8

	2
	13
	1200
	19,0
	18,6

	3
	20
	1000
	17,0
	16,6

	4
	18
	1300
	18,5
	17,9

	5
	10
	1400
	17,0
	16,6

	6
	19
	1600
	19,5
	19,3

	7
	12
	1800
	16,0
	15,8

	8
	15
	1100
	17,5
	17,0

	9
	21
	1700
	18,5
	18,2

	10
	16
	1000
	17,0
	16,8

	11
	13
	1500
	19,5
	19,3

	12
	19
	1300
	17,7
	17,0

	13
	15
	1400
	18,4
	18,0

	14
	17
	1800
	17,2
	16,9

	15
	10
	1600
	16,8
	16,5

	16
	20
	1100
	18,6
	18,2

	17
	22
	1700
	19,2
	18,7

	18
	18
	1200
	17,8
	17,5

	19
	16
	1500
	17,5
	17,2

	20
	13
	1000
	18,2
	18,0
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Решение:

             1                μвln(σ/rнс )               μвхв               μн(l-хв)

     А=  ____   *  (  _____________   +   ______   +    _______   )

            2h                   πnнkв                       kвL                kнL

              1             μнln(σс1/rc)

   В=  ____   *   ____________

            2h                 πnc1kн
            1             μн ln(σс1/rc)           μн (l12-2σc/2-2σc/2)

   С=  ___   (______________   +   ______________  )

           2h              πnc2kн                             kнL

        (2А+В)*(рс1-рс2)+В*(рн-рс1)

q1= _______________________

              (А+С)В+2АС

         С*q1-(рс1-рс2)

q2 = _____________

                  В

qв=2q1+q2
Практика 6

РАСЧЕТ ТЕХНОЛОГИЧЕСКОГО КОЭФФИЦИЕНТА ИЗВЛЕЧЕНИЯ НЕФТИ
Нефтеотдача зависит от множества факторов. Обычно выделяют факторы, связанные с технологией извлечения нефти из пластов в целом. Поэтому нефтеотдачу можно представить в следующем виде:
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(1) 

где Квыт. – коэффициент вытеснения нефти из пласта, Кохв. – коэффициент охвата пласта разработкой, Кзав. – коэффициент заводнения месторождения.

Коэффициентом вытеснения (Квыт.) нефти водой называют отношение объема нефти, вытесненной водой из образца породы или модели пласта до полного обводнения получаемой продукции, к начальному объему нефти, содержащейся в образце породы или модели пласта: 
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где Vнн – начальный объем нефти, Vв – объем нефти, вытесненный каким-либо агентом из образца породы или модели пласта. Данный коэффициент определяется лабораторным способом. Коэффициент вытеснения имеет функциональную зависимость от проницаемости породы. Для большей достоверности полученного коэффициента используют в последствии выборку по проницаемости образцов породы. В последующем используется зависимость Квыт=f(Кпр) полученная по лабораторным исследованиям кернового материала.

Коэффициент охвата пласта воздействием (Кохв.) определяется как отношение объема продуктивного пласта, охваченного вытеснением, к начальному нефтенасыщенному объему пласта:


[image: image111.wmf]V

п

V

пп

Кохв

=

,








(3)
где Vпп – объем залежи, охваченный процессом вытеснения, Vп – начальный нефтесодержащий объем залежи. Коэффициент охвата пласта воздействием зависит от плотности сетки эксплуатационных скважин.

Коэффициент заводнения зависит от большого числа факторов. Поэтому удобно представлять его в виде произведения целого ряда коэффициентов, учитывающих влияние того или иного фактора, оказывающего соответствующее воздействие на общий коэффициент охвата:
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(4)

где К01 – коэффициент охвата, учитывающий влияние неоднородности пласта по проницаемости, К02 – коэффициент охвата залежи, зависящий от сетки скважин, учитывающий прерывистость продуктивного пласта, то есть зональную неоднородность, К03 – коэффициент охвата, учитывающий потери нефти в зоне стягивающего ряда скважин, К04 – коэффициент охвата, учитывающий потери нефти в зоне разрезающего ряда скважин, К05 – коэффициент охвата, учитывающий потери нефти на невыработанных участках залежи.

Под коэффициентом охвата заводнением понимается отношение объема промытой части пласта к объему подвижной нефти. Характеризует потери нефти в пласте от прекращения ее добычи по экономическим причинам (в проектных документах оценивается от 0,9 до 1, и соответствует отключению скважин при значениях обводненности продукции 90 % и 100 %.

При использовании такой методики раздельно оценивается влияние на коэффициент извлечения нефти: физико-гидродинамических характеристик и физико-химических свойств коллекторов, пластовой нефти и вытесняющей жидкости (через коэффициент вытеснения – Квыт.)., прерывистости пластов и плотности размещения скважин (через коэффициент охвата вытеснением – Кохв). проницаемостной неоднородности пластов и величины предельной  обводненности продукции скважин (через коэффициент заводнения – Кзав.). 

При построении зависимостей, перевести Кпр в (log10 Кпр), тип построения графика – точечная, вид – линейная. Определить Квыт. по полученной зависимости при Кпр.= 820 мД. , который перевести в (log10 Кпр).

1.1. Пример:

Исходные данные: 

1. лабораторные исследования для построения зависимости Квыт=f(lgКпр):

	Х
	Кпр., мД
	25
	105
	250
	1000
	1500
	1750
	1870

	у
	Квыт
	0,53
	0,65
	0,68
	0,72
	0,75
	0,77
	0,80



2. объем залежи, охваченный процессом вытеснения, при плотности сетки скважин 40 га/скв. (Vпп) равен 456 тыс.м3, начальный нефтесодержащий объем залежи (Vп) -800 тыс.м3 .


3. Коэффициент заводнения определен равным 0,95.
Задание:

1. Построить зависимость Квыт=f(lgКпр): и определить уравнение зависимости.

2. Определить Квыт при среднем по залежи Кпр равным 820 мД.

3. Рассчитать коэффициент охвата пласта воздействием (Кохв.).

4. Рассчитать коэффициент нефтеотдачи (Кнефт).

Решение:

1.
	Х
	Кпр., мД
	25
	105
	250
	1000
	1500
	1750
	1870

	 
	lg
	1,39794001
	2,02119
	2,39794
	3
	3,17609
	3,24304
	3,27184

	у
	Квыт
	0,53
	0,65
	0,68
	0,72
	0,75
	0,77
	0,8

	

	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	2.  
	
	
	
	
	
	
	
	

	Квыт-=0,1221*lg820+0,3772
	0,732977


3. 

	Кохв.=Vпп/Vп
	
	0,57


4.

	Кнефт=Квыт*Кохв.*Кзав
	0,396907


Практика 7
ЦИКЛИЧЕСКАЯ ЗАКАЧКА, ВОДОГАЗОВОЕ ВОЗДЕЙСТВИЕ И ЗАКАЧКА ГЕЛЕВЫХ СМЕСЕЙ

Определение дополнительной добычи нефти за счет повышения нефтеотдачи пласта
Дополнительная добыча нефти за счет повышения нефтеотдачи обеспечивается дополнительно приращенными извлекаемыми запасами нефти и определяется путем вычитания количества нефти, которое могло бы быть добыто на объекте при базовом режиме разработки из объема фактически добытой нефти за анализируемый период.

Эффективность применения МПНП может определяться в условиях:

· применения МПНП после определенного этапа эксплуатации объекта разработки на базовом режиме;

· применения МПНП с начала разработки нефтепромыслового объекта (т.е. в условиях отсутствия фактических промысловых данных по применению базового варианта разработки объекта).

При применении МПНП после определенного периода эксплуатации объекта на базовом режиме разработки и наличии фактических промысловых данных по этому периоду осуществляется в следующей последовательности:

· анализ и математическая обработка фактических промысловых данных разработки объекта базовым методом;

· экстраполяция результатов на период применения МПНП;

· сопоставление фактических промысловых результатов применения МПНП с экстраполированными показателями базового метода разработки.

Для обработки фактических промысловых данных и экстраполяции полученных результатов могут использоваться характеристики вытеснения (при применении заводнения), зависимости дебита нефти во врем«ни (при естественном режиме разработки).

Под характеристиками вытеснения понимаются различные зависимости между величинами отборов нефти, воды или жидкости. В настоящее время известно несколько десятков различных видов характеристик вытеснения.
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наиболее распространенные характеристики вытеснения:

	1.
	Qж/Qн = A + B * Qв
	предложена Назаровым С.Н. и Сипачевым Н.В.

	2.
	Qн = A + B / Qж
	предложена Камбаровым Г.С. и др.

	3.
	Qн = A + B / (Qж(
	предложена Пирвердяном А.М. и др.

	4.
	Qн = A + B * Qжс
	предложена Казаковым А.А.

	5.
	Qн = A + B * qн / qв
	предложена Черепахиным Н.А. и Мовмыгой Г.Т

	6.
	Qн = A + B * ln Qж
	предложена Сазоновым Б.Ф.

	7.
	Qн = A + B * ln Qв
	предложена Максимовым М.И.

	8.
	Qн = A + B * ln qн / qв
	предложена Гарбом Ф.А. и Циммерманом Э.Х.

	9.
	Qж/Qн = A + B * ехр(с*Qж)
	предложена Французским институтом


где: Qж, Qн, Qв – накопленная с начала разработки добыча нефти,

воды, жидкости соответственно;

qн, qв, qж – добыча нефти, воды, жидкости по годам разработки соответственно;

А, В, с – коэффициент, определяемые статистической обработкой фактических данных.

Характеристика вытеснения (6) может использоваться при обводненности добываемой продукции более 20 – 32 %, остальные при ее величине более 32 – 62 %.

Для характеристик по дебитам скважин наиболее часто используются следующие зависимости падения дебита нефти во времени:.

	10.
	qн = A * exp (-kt)

	11.
	qн = 1 / (A + kt)

	12.
	qн = t / (A + kt)

	13.
	qн = A – a * ln kt

	14.
	qн = A * exp (-k * ln t)


где: qн – дебит одной действующей скважины, т / сут;

t – время, годы;

А, k, а – коэффициенты аппроксимации.

Общая добыча нефти, которая имела бы место на режиме истощения пластовой энергии за какой-либо период времени без применения МПНП определяется из выражения:

Qн = qн * Ni * Тi * Кi
где: Ni – количество действующих скважин в )-том интервале времени;

Тi – календарное количество суток в l-том интервале времени; 

Кi – коэффициент эксплуатации скважин в l-том интервале времени.

Обработка промысловых данных и экстраполяция результатов с помощью математической модели производится в следующей последовательности:

· производится серия расчетов для достижения удовлетворительного согласования расчетных и имеющихся фактических данных;

· с использованием адаптированной модели производится прогноз базового варианта на период применения МПНП.

При применении МПНП с начала разработки нефтепромыслового объекта и при отсутствии или недостаточном количестве фактических данных о применении базового варианта разработки определение дополнительной добычи нефти осуществляется с помощью математической модели. 

Циклическое воздействие

Циклическое воздействие проводится на участках с выработкой запасов не менее 30 %.

Участок проведения работ должен соответствовать следующим характеристикам: 

а) текущее пластовое давление должно соответствовать или превышать начальное, 

б) текущая обводненность по добывающим скважинам не менее 30 %, 

в) физические свойства пород по скважинам участка - сходны, 

г) по скважинам участка в период проведения не намечены (и не проводятся) работы по интенсификации притока.

Задание

1. На участке трехрядной системы воздействия в летний период проводилось в два этапа циклическое воздействие 

I этап, I цикл - остановка на 20 дней нагнетательных скв.№№ 122,124, 191, 193      май, июль

II цикл - остановка на 20 дней нагнетательных скв.№№ 121,123, 192, 194                 июнь

	2. Построить график разработки участка (изменение показателей: добычи нефти, закачки, 

	дебита жидкости и нефти, обводненности продукции). Оценить эффективность "циклики" по графику разработки.

	3. Оценить эффективность циклического воздействия по характеристикам вытеснения вида:

	а) Qж/Qн=А+ВQв            (метод Назарова)

	б) Qж/Qв=А+ВQв            (метод Никилина)

	в) Qн=А+В*(1/Qж)           (метод Камбарова)

	г) Qн=А+В*(1/√Qж)         (метод Пирвердяна)

	д) Qн=А+В*lnQж            (метод Сазонова)

	где Qж, Qн, Qв накопленные значения добычи жидкости, нефти, воды соответственно

	4. Дать заключение по наиболее корректному значению эффективности циклического воздействия.


Обрабатываемая скважина 





3























Не менее 10м



















































































































































































































































































1





























1





Направление ветра
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1. Агрегат ЦА-320


2. Емкость 10м3 (для приготовления соляной кислоты)


3. Емкость 20м3 (для жидкости глушения)
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