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1. ПРОДУКТИВНОСТЬ СКВАЖИНЫ

Продуктивность скважины – это то возможное количество жидкости или газа, которое мы можем добыть из скважины и доставить к потребителю. Продуктивность определяется дебитом скважины.

Все, что мы делаем на скважине, влияет на ее продуктивность. Любые наши действия (или бездействие) ведут к изменению дебита. При огромной трудоемкости и материалоемкости скважина является очень хрупкой.  Скважинам очень легко нанести ущерб и потребуются большие затраты для его исправления или ликвидации. Скважины, на которых принято неверное решение, произведены неправильные действия, или просто не выполнены какие-либо операции, ведут к потере дебита,  и, следовательно, к потере прибыли. 

Какие меры нужно предпринять, чтобы заставить скважину работать с наибольшей отдачей? Что нужно сделать, чтобы не причинить ей ущерб? 

Важным путём решения проблем является четкая работа специалиста по ремонту скважин, который должен владеть процессом механизированной добычи, знать причины повреждения скважин и практические методы, которые наилучшим образом ведут к правильному выбору, подготовке, запуску скважинного оборудования, увеличению его сроков эксплуатации, снижению повреждений скважин и, тем самым,  обеспечивает максимальную продуктивность.

Что определяет дебит скважины?
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На рис. 1.1 представлены факторы, влияющие на продуктивность. Важнейшую роль играет персонал, его знания и умения. Несомненно, на дебит скважины влияют природные условия, на которые мы с Вами влиять не можем, но можем реагировать. На продуктивность скважины влияет также, оборудование и как оно используется, соответствует ли оно возможностям пласта в полной мере.  

Влияние одних факторов очевидно, действие других может сказаться через несколько лет, а то и десятилетий. Все факторы связаны между собой и их степень влияния на добычу определяется их отношением друг к другу. Например, хотя мы говорим о том, что на геологические факторы мы влиять не можем, но углубление знаний о Земле, разработка и внедрение новой техники и технологии позволяет, в известной мере, влиять на весь процесс добычи нефти.

Влияет на продуктивность и отношение к скважине сервисных предприятий, они имеют несколько другие цели бизнеса, чем добывающие организации. При этом современные требования к построению сервисного бизнеса изменяются. На смену традиционным подходам к оказанию скважинных услуг приходят методы, в рамках которых вопрос ставится по-новому: кто должен отбирать скважины и соответствующие технологии для проведения работ по интенсификации добычи? Ответ: этим должны заниматься не поставщик услуг или добывающая компания в отдельности, а оба вместе.

Ресурсы месторождений весьма разнообразны и по объемам, и по форме; тем не менее, существуют две их категории, где применение методов повышения продуктивности наиболее плодотворно. Первая из них – это скважины-кандидаты на интенсификацию добычи, находящиеся на заключительном этапе своей эксплуатации; возможно, они уже близки к истощению, однако стоят того, чтобы обратить на них внимание. Вторая категория – это продуктивные скважины, обладающие существенным потенциалом повышения продуктивности при грамотном применении соответствующих технологий. Специалисты производственных объектов должны рассматривать целый ряд вопросов при выборе методов повышения продуктивности на конкретных скважинах: 

· Какие методы были успешно применены ранее? 

· Имеется ли новая технология, которую можно было бы попробовать? 

· Какова вероятность снижения достигнутого уровня добычи по сравнению с вероятностью достижения нового уровня добычи?

· Оправдан ли соответствующий риск? 

·   Имеем ли мы дело всего лишь с разовой попыткой в данном регионе или могут существовать и другие возможности? 

Как скважина дает нефть?

Свой путь поток пластовой жидкости начинает из зоны дренирования, под действием перепада давления между пластовым и забойным давлением, устремляется по пласту к скважине. Дальнейшее движение флюида связано с его подъемом на поверхность и движением по сборным трубопроводам до ДНС, где происходит сепарация и «дожим» жидкости дальше для подготовки. Таким образом, процесс добычи осуществляется на трех участках: ПЛАСТЕ, ЛИФТЕ, СБОРНОМ ТРУБОПРОВОДЕ.
Течение флюида в системе пласт – скважина – сборные коллекторы

[image: image1]При работе скважины поток жидкости вызывает потерю давления в системе. Три типа потерь давления связаны с продуктивностью скважины:

·  в пласте;

·  в НКТ;

·  на устье и инженерных сооружениях.
В пласте  движение  жидкости определяется депрессией между гидродинамическим забойным давлением и пластовым давлением.
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Второй перепад давления создается при прохождении пластовой жидкости через НКТ. 

Определенное давление требуется для прохождения через штуцер и инженерные сооружения на поверхности и транспортировки флюида через коллектора до сепаратора. 

Перепад давления здесь будет изменяться с течением времени работы коллектора. 

Четыре вида давления влияет на работу скважины:

- пластовое давление;

- забойное давление;

- устьевое (буферное) давление;

- линейное давление.

Перепад давления в системе будет изменяться с течением времени работы коллектора. Все точки, от зоны дренирования пласта до сепаратора называются узлами, а проведение анализа влияния изменения давления на производительность системы называется узловым анализом NODAL. Давайте  рассмотрим эти узлы.
Как движется нефть в пласте? 

Движение нефти в пласте, вызванное депрессией, начинается с радиуса дренирования скважины, и осуществляется радиально от зоны дренирования к стволу скважины по простиранию и  параллельными потоками  по  профилю пласта. По мере движения пластовой жидкости к стволу скважины ее поток увеличивается и растет давление гидродинамического сопротивления. Наибольшего значения оно достигает в призабойной зоне пласта (ПЗП). График изменения давления  в окрестности скважины представлен на рис. 1.3 и называется депрессионной воронкой.  Решающую роль в определении величины дебита скважины по жидкости играет забойное давление – чем ниже забойное давление, тем больше дебит скважины. 
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Большой перепад давления в ПЗП приводит к различным явлениям: выпадению солей, выносу в скважину твердых частиц пород пласта, образованию отложений смол, асфальтенов, возникновению турбулентного движения жидкости и т.д. Все эти явления ухудшают условия фильтрации жидкости из пласта и называются скин – эффектом. Т.е. любые преграды, мешающие течению флюида, в пласте называются СКИНом. Проблемы, связанные с нарушением течения в подъемнике, устьевом оборудовании, сборном коллекторе называются псевдо-скинами. СКИН породы-коллектора в природных условиях равен 0. При нанесении ущербов естественным коллекторским свойствам пласта при вскрытии пласта, эксплуатации или ремонте скважин – величина СКИНа становится  больше 0. В результате проведения обработок ПЗП, приводящих к улучшению коллекторских  характеристик (ГРП, кислотные обработки и др.) СКИН может принимать отрицательные значения.

Движение жидкости в фильтрационной среде (пласте-коллекторе) достаточно хорошо изучено и происходит по закону Дарси и характеризуется  формулой:

Qж = kпр (Рпл – Рзаб),                                    (1.1)
т.е. дебит скважины прямо пропорционален депрессии. При плоско-радиальном течении флюида в пласте закон Дарси будет иметь следующий вид:
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где       μн  – вязкость пластового флюида,сПз;

rскв. – радиус скважины,м;

k – проницаемость, мДарси; 

S – скин; 

βн – пластовый объемный фактор;

rдр – радиус зоны дренирования скважины, м; 

h – толщина пласта, м. 
Графически данная зависимость выглядит так (рис.1.5).
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Индекс или коэффициент продуктивности – kпр представляет собой отношение дебита скважины к  перепаду давлений на забое. 

kпр = qн / (Рпл. – Рзаб).                                                      (1.3)                                          
 Угол наклона индикаторной кривой опредляется коэффициентом продуктивности.
При течении по пласту газа его поток описывается формулой Вогеля. Формула Вогеля для пласта, не имеющего нарушений и с добычей при давлении  ниже давления насыщения основывается на теории работы залежи в режиме растворенного газа:
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                                  (1.4)
При условиях, что забойное давление ниже давления насыщения поток флюида представляет собой мультифазный и описывается комбинированной формулой Дарси - Вогеля для нефтяных скважин.
Максимальный дебит для нефтяных скважин (Qmax) при забойном давлении ниже давления насыщения нефти газом определяется по комбинированной формуле Дарси - Вогеля:
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где:     Рнас  - давление насыщения нефти газом;

    Qнас – дебит при котором забойное давление равно давлению насыщения.
 Из графиков и формул видно, что течение жидкости в пласте происходит по линейной зависимости при давлениях выше давления насыщения. При давлениях ниже давления насыщения течение жидкости происходит по квадратичной зависимости.  
Чем определяется характеристика вертикального лифта?

Вертикальный лифт характеризуется изменением давления – рейтингом течения жидкости из пласта до поверхности.
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где: dP/dL – падение давления по единице длины трубы;      
ρ – плотность жидкости; 

θ – угол наклона трубы;

v –  скорость движения жидкости;

f – коэффициент трения; 
d – внутренний диаметр трубы; 

α – поправочный коэффициент для компенсации колебаний скорости по сечению трубы (он изменяется от 0,5 при ламинарном режиме до 1,0 при  полностью турбулентном течении).

Градиент давления в данной формуле является суммой трех составляющих:

- гидростатического градиента;

- градиента трения;

- градиента ускорения.
В чем особенности течения жидкости в нефтесборном коллекторе?

Во время прохождения флюида по сборным коллекторам к сепаратору гидростатический градиент имеет достаточно малое значение.

Однако следует помнить, что если при прохождении жидкости в лифте и сборном трубопроводе, степень градиента гидростатического давления составляет менее 90%, то необходимо провести работы по смене труб лифта или трубопровода на больший диаметр.
Что такое узловой анализ NODAL?

Итак, мы рассмотрели поэтапно прохождение флюида от границы зоны дренирования по пласту через лифт и сборный коллектор до сепаратора. При наложении графиков движения флюида в пласте и по лифту и нефтесборному коллектору можно определить  потенциальный дебит скважины, а также проектировать необходимые мероприятия по стимуляции пласта, одбору скважинного оборудования и т.п. Такой анализ называется узловым анализом NODAL.

Изменение дебита скважины при изменении СКИН (2; -4) и уменьшении пропускной способности лифта.

[image: image10.png]Well PERFORMance Analysi SSC'YER300'EXAMPLES'OIL.pf3 - [System Graph] =18 x|
Fle Edt Iput Vew Options Window telp E

D=[EE) ([BF @l E PEan EEmE

200
B
150
E
©
&
)
2 A
&
14
o
50
o
] E) 100 150 200 20
iqui o
— Inflow @ Sandface (1) Liquid Rate, m*/d Inflow
— Inflow (1) — Outflow (&) Inflow (1) 0.000
— Case20 — Case2® o (2) 2.000
— Case3(3) Reservoir Skin (3) -2.000
Outflow
Mutiple Sersitivities
Reg: Authorized User- Dowell Sehlumberger

T NOM[



Рассмотрим график (рис.1.6.). Зеленым цветом изображен график движения флюида в пласте (индикаторная кривая). Точка пересечения с графиком, описывающим течение флюида в трубопроводе (синий график) определяет потенциальный дебит скважины Q1. При увеличении скин до 2 дебит скважины падает q2, при проведении ГРП, скин уменьшается до –4, соответственно дебит увеличивается q-4. При увеличении давления в трубопроводе мы наблюдаем понижение дебита до значения Q2. 
Таким образом, мы можем прогнозировать потенциальный дебит скважины и проектировать мероприятия по увеличению дебита скважины за счет интенсификации работы пласта и расчета скважинного оборудования и сборных коллекторов.
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Что такое интенсификация и оптимизация? 

Давайте проанализируем параметры формулы Дарси. Такие параметры как коэффициент проницаемости и мощность пласта, величины, отражающие природные факторы и в связи с этим не изменяются с течением времени. Величина пластового давления  при нашем уровне разработки поддерживается постоянной за счет работы системы ППД, она также с течением времени величина изменяющаяся достаточно мало.

Теперь рассмотрим величины в знаменателе – вязкость флюида и объемный коэффициент величины тоже постоянные, радиус скважины и радиус дренирования также  не подвергаются изменениям.
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Таким образом, только два параметра – забойное давление и скин влияют напрямую на производительность скважины. Работы, проводимые в призабойной зоне пласта для уменьшения скин, называются интенсификацией добычи нефти. Мероприятия, связанные с уменьшением забойного давления, направлены на оптимизацию работы cкважинного оборудования.

В первой главе мы рассмотрим с Вами решение задач по интенсификации добычи, во второй главе определим, как оптимизировать работу погружного насосного оборудования. 
Что такое повреждение пласта?
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Повреждение пласта – это такое условие, при котором создаются "барьеры" для притока к стволу скважины, что ведет к более низкому, чем предполагалось, дебиту или снижению эффективности закачки. 

Повреждение вблизи ствола скважины ведет к снижению добычи. Близлежащая к стволу скважины зона является единственным местом, на которое мы оказываем воздействие. 

Скин-фактор является мерой повреждений пласта.  Это безразмерная величина.  Мы уже упоминали, что при естественных природных коллекторских свойствах пласта СКИН имеет нулевое значение. Увеличение скин-фактора означает снижение продуктивности скважины. Улучшение естественных свойств пласта (увеличение пористости, проницаемости).
Как мы способствуем повреждению пласта?

Повреждение призабойной зоны пласта может наступать при различных технологических операциях на скважине:

· первичное вскрытие продуктивного пласта при бурении скважины;

· во время крепления ствола скважины;

· во время заканчивания (освоения) скважины;

· во время проведения ремонтных работ;

· в течение эксплуатации скважины.

Что происходит со вскрытым пластом при бурении?

Как только буровое долото доходит до породы коллектора, мы начинаем влиять на продуктивность скважины.
Буровые растворы должны контролировать пластовое давление, выносить шлам, создавать глинистую корку, и, в идеале, наносить минимальный ущерб коллектору. 
[image: image14.wmf] 

При бурении скважины гидростатическое давление раствора больше порового давления для обеспечения контроля над скважиной (предотвращения газонефтеводопроявлений). Следовательно, у раствора имеется движущая сила для проникновения в пласт (репрессия).  
Многие коллекторы являются чувствительными для повреждения от проникновения фильтрата раствора. При первичном вскрытии продуктивного пласта под действием репрессии происходит резкое поглощение фильтрата раствора и кольматация коллектора до образования фильтрационной корки. После того, как сформировалась фильтрационная корка, она фильтрует раствор таким образом, что в пласт попадает только фильтрат. Фильтрационный раствор вызывает повреждения путем физического закупоривания пор, возникающих при набухании глинистых частиц.  
Буровые растворы имеют значительное содержание твердых частиц, которые охватывают широкий спектр с точки зрения их размеров. Сам раствор обычно не может проникнуть в пласт, т.к. его многие твердые частицы больше чем размер пор в матрице породы. Следовательно, на поверхности породы откладывается фильтрационная корка. 
Закупоривание твердыми частицами может значительно снизить проницаемость, но из-за быстрого улавливания твердых частиц и построения внешнего фильтрационного  пирога происходит незначительное проникновение в пласт. 
Глины в песчаных пластах могут разбухать, после воздействия на них инородных жидкостей. При разбухании они закупоривают отверстия пор. Фильтрат раствора может вызывать дисперсию глины и ее перемещение по пласту. Такие глины могут закупоривать отверстия пор.
При смешивании несовместимого фильтрата раствора с пластовой водой, могут иметь место процессы солеотложений. Они так же могут кольматировать поры.  

[image: image15.bmp]Химический состав бурового раствора, большое давление на выходе бурового раствора и время проходки через продуктивную зону, все это вызывает повреждение пласта. 

Твердые частицы могут проникать в коллектор и мигрировать в самом коллекторе, что может приводить к закупориванию пор. Фильтраты жидкости могут вызывать обратные реакции в коллекторе, что приводит к отложению солей. Все эти факторы вызывают область повреждения  вокруг ствола скважины и таким образом отрицательно влияют на продуктивность скважин. 
Таким образом, уделяя должное внимание контролю над потерями раствора и химическому составу буровых растворов можно значительно повысить продуктивность скважин.

Какие повреждения возникают при креплении, заканчивании скважин и ремонте?

Каждый раз, когда мы закачиваем инородную жидкость в коллектор, имеется значительный риск нанесения ущерба пласту. 

После бурения скважины обычно спускается колонна и проводится цементаж. Если в предыдущей главе мы рассматривали фильтрационные свойства бурового раствора, и, говорили, что они должны быть минимальными, то мы должны понимать, что фильтрационные свойства цементного раствора кратно больше. Это, во-первых, во-вторых, плотность цементного раствора значительно больше, чем плотность бурового раствора, следовательно, значительно больше репрессия на пласт, и, соответственно, глубина проникновения фильтрата в пласт. Пласту наносится значительный ущерб.
Неотцентрированная колонна
После спуска колонна цементируется, затем производится перфорация необходимых интервалов. Колонна в стволе скважины должна быть отцентрирована для того, чтобы снизить риск перетоков жидкости через цемент. В противном случае жидкость или газ может проникнуть в [image: image16.wmf] 
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ствол скважины и повлиять на ее продуктивность (рис.1.11.). 

Плохой цементаж
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Очень важным является изоляция продуктивных пластов без причинения им ущерба. Необходимо хорошее цементирование пласта, обеспечение хорошего сцепления цемента с колонной, наименьшие потери жидкости в пласт и совместимость фильтрата с пластовой жидкостью.  Большинство видов наносимого ущерба происходят из-за взаимодействия жидкости с породой и содержанием коллектора. Сюда включаются жидкости для глушения, незастывшие цементные растворы. Твердые частицы, содержащиеся в жидкости, могут так же проникать в пласт и вызывать физическое закупоривание.

После ОЗЦ больше не существует контакта между жидкостью в скважине и пластом. Нет риска нанесения ущерба пласту.

После спуска, цементирования колонны и затвердевания цемента начинается этап заканчивания скважины. В начале этого этапа буровой раствор вымывается из скважины и замещается раствором для глушения. После этого на скважине проводятся перфорационные работы.  
В результате перфорации скважины мы вновь получаем контакт между жидкостью в стволе скважины и пластом. Вновь у нас появляется риск нанесения ущерба пласту (рис.1.12.).
Существуют различные виды работ, которые проводятся на скважине: КРС, ловильные работы, подготовка к гидравлическому разрыву пласта (ГРП), смена насоса и пр.  Все ремонты скважин направлены на улучшение продуктивности. 
Но при каждом виде ремонта имеется риск нанесения ущерба скважине, что будет усугублять проблему продуктивности. 
Жидкость заканчивания – это жидкость в стволе скважины на заключительном этапе строительства скважины. Основные функции жидкости заканчивания следующие:

·  обеспечения контроля над скважиной;
·  эффективность вымывания твердых частиц.

Для того чтобы достигнуть наибольшей возможной продуктивности скважины необходимо свести к минимуму ущерб, наносимый пласту,  при строительстве скважины. 
Учитывая свои функции, жидкости заканчивания, так же как и буровые растворы, могут быть большим источником ущерба пласту из-за характерных особенностей проникновения в пласт.  Поэтому главной целью жидкости для заканчивания является нанесение минимального ущерба пласту. 
Повреждения пласта, связанные с жидкостью для заканчивания, имеют место из-за взаимодействия следующих компонентов этой  жидкости с породой коллектора и пластовой жидкостью:

·  жидкости и фильтраты;
·  твердые частицы.
Так как все скважины очень чувствительны к повреждению пласта, эффективное истощение коллектора может быть поставлено под угрозу срыва, если скважине нанесен ущерб. 
Жидкости для заканчивания и фильтраты могут наносить пласту значительный ущерб, если они неправильно приготовлены. Они должны быть совместимыми по химическим свойствам с пластовой жидкостью во избежание нанесения ущерба. Жидкости для заканчивания и фильтраты могут вступать в реакцию с породой коллектора и таким образом ухудшать коллекторные свойства пласта. 

Твердые частицы, находящиеся в жидкости, могут взаимодействовать с пластом, забивая поровую систему или перфорационные дыры. 
Что происходит при перфорации?
Перфорационный тоннель – это соединение между стволом скважины пластом. Поэтому очень важно, чтобы жидкость заканчивания была очищена, не содержала трубной смазки, ржавчины и прочих  компонентов, которые могут попадать в перфорационные дыры и засорять их (рис.1.13.). 
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Продуктивность скважины во многом зависит от того, насколько глубоко перфорационный тоннель проникает через поврежденную зону и насколько эффективно частицы от выстрела удалены из этой тоннели. 

Перфорация может проникать через поврежденную зону и достигать незагрязненной зоны пласта. Это приводит к хорошей продуктивности при наличии достаточного числа дыр, правильной плотности и ориентации. 
Во время выстрела вокруг перфорационного тоннеля создается зона разрушения. Зона разрушения имеет меньшую проницаемость, чем неповрежденный участок пласта. Другими словами, если эту зону разрушения оставить вместе с остатками крошки от выстрела, перфорация не будет такой же эффективной, как при открытых тоннелях. 
Гидростатическое давление скважины в момент перфорации должно учитываться  при составлении программы перфорационных работ. Скважина может быть перфорирована при следующих гидростатических условиях: 

· на депрессии;

· с нулевым перепадом давления;

· с избыточным перепадом давления;

· с очень большим перепадом давления.

Перфорация на депрессии или с нулевым перепадом давления обычно производится для снижения или контроля над ущербом, который наносится в зоне ствола скважины. Сразу после перфорации на депрессии происходит первоначальный выброс из коллектора, при котором из перфорационных тоннелей выносится вся крошка, образовавшаяся после прострела. 
 Т.к. имеется низкий гидростатический столб в стволе скважины при перфорации на депрессии и с нулевым перепадом давления, возможность проникновения жидкости заканчивания в пласт устраняется или сводится к минимуму. Контроль за давлением при перфорации на депрессии является ключевым фактором безопасности, т.к.  в результате перепада давления жидкость начинается быстро перемещаться к поверхности. 

Перфорация с избыточным перепадом давления с раствором для глушения в стволе скважины. После перфорации давление в стволе скважины осколки/крошка  от выстрела под давлением спрессовываются и прижимаются к зоне разрушения вокруг перфорационной тоннели. 
Перфорации с очень большим перепадом давления используется для стимулирования прилегающего к стволу скважины района, и показали себя как очень эффективные для низкопроницаемых коллекторов. 

Давление в стволе скважины выше, чем давление трещины. Жидкость стремительно проходит через перфорационные дыры и создает многочисленные трещины, которые остаются после окончания перфорационных работ. 

Какие проблемы возникают во время ремонта скважин?

Ремонтные работы на скважине осуществляются после глушения скважины. Как правило, глушение осуществляется заменой скважинной жидкости на жидкость глушения с большей плотностью для оказания противодавления на пласт в целях предупреждения нефтегазопроявлений. Превышение забойного давления над пластовым регламентируется от 5 до 10%. В условиях репрессии в пласт проникает жидкость глушения,  действие которой на глинистые частицы пласта может вызвать кольматацию порового пространства. Кольматацию могут вызвать и взвешенные частицы, находящиеся в жидкости глушения. Другим фактором нанесению ущербов является выпадение в осадок водонерастворимых солей при воздействии жидкости глушения на пластовую воду. 
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Проведение спуско-подъемных операций на скважине приводит к насыщению пласта водой, что приводит к возникновению «водяных мостов» перекрывающих поток пластовой жидкости, а также к изменению относительной  проницаемости, что также приводит к снижению дебитов по нефти. Насыщение пласта водой приводит и к осложнениям при выводе скважины на режим вследствие отсутствия охлаждения погружного электродвигателя (рис.1.14., 1.15.).

Поэтому проектирование процесса глушения напрямую связано с проектированием вывода на режим и дальнейшей эксплуатации скважины.  

  Итак, отметим основные требования к жидкостям глушения (ЖГ):

· ЖГ для скважин должна быть химически инертна к горным породам, составляющим коллектор, совместима с пластовыми флюидами, должна исключать кальматацию пор пласта твердыми частицами;

· фильтрат ЖГ должен обладать ингибирующим действием на глинистые частицы, предотвращая их набухание при любом значении рН пластовой воды;
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ЖГ не должна образовывать водных барьеров и должна способствовать гидрофобизации поверхности коллектора, снижению капиллярных давлений в порах пласта за счет уменьшения межфазного натяжения на границе раздела фаз «жидкость глушения – пластовый флюид»;

· ЖГ не должна содержать механических примесей с диаметром частиц более 2 мкм. Общее содержание механических примесей не должно превышать 100 мг/л;

· ЖГ должна обладать низким коррозионным воздействием на скважинное оборудование. Скорость коррозии стали не должна превышать 0,1-0,12 мм/год;

·  ЖГ на месторождениях с наличием сероводорода должны содержать нейтрализатор сероводорода;

· ЖГ не должны наносить вреда нефтесборным трубопроводам при существующей схеме утилизации;

· ЖГ должна быть безопасной при проведении технологических операций.

Конечно же, процесс глушения должен проводиться специальным сервисом, обеспеченным специальным оборудованием и квалифицированным персоналом для предоставления большого спектра технологий и рецептов жидкостей глушения персонально к каждой скважине.
Какие ущербы возникают при эксплуатации скважины?

Как уже говорилось выше, призабойная зона имеет решающее значение в производительности скважины. Большой перепад давления в ПЗП приводит к различным явлениям: выпадению солей, выносу в скважину твердых частиц пород пласта, образованию отложений смол, асфальтенов, возникновению турбулентного движения жидкости. Эти ущербы ведут к снижению добычи нефти. На производительность скважины могут также влиять повышенный вынос песка из пласта, проникновение воды (рис.1.16.). Не следует забывать, что при эксплуатации скважины на снижение продуктивности могут играть и другие факторы, например, проблемы в перфорации, в фильтре, гравийной набивке, в погружном насосном оборудовании, лифтовых трубах, а также в наземном оборудовании и сборных трубопроводах. На производительность скважины могут влиять и такие технические факторы как состояние забоя, эксплуатационной колонны, например, установленные гофры). Иногда, возникают проблемы, связанные с наличием проектного оборудования, качеством его подготовки, финансовые проблемы и т.д.  
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Какие способы существуют для увеличения проницаемости ПЗП?

Проницаемость призабойной зоны продуктивного пласта увеличивают за счет применения различных методов:

· химических; 

· механических (гидравлический разрыв пласта и с помощью импульсно-ударного воздействия и взрывов);
· тепловых (паротепловая обработка, электропрогрев); 

· их комбинирование.

Кислотная обработка скважин связана с подачей на забой скважины под определенным давлением растворов кислот. Растворы кислот под  давлением проникают в имеющиеся в пласте мелкие поры и трещины и расширяют их в карбонатных коллекторах, и очищают поровое пространство в терригенных (подробнее дальше). Для кислотной обработки применяют в основном водные растворы соляной и плавиковой (фтористоводородной) кислоты. Технологический процесс кислотной обработки скважин включает операции заполнения скважины кислотным раствором, продавливание кислотного раствора в пласт при герметизации устья скважин закрытием задвижки. После окончания процесса продавливания скважину оставляют на некоторое время под давлением для реагирования кислоты с породами продуктивного пласта. 

Гидравлический разрыв пласта (ГРП) заключается в образовании и расширении в пласте трещин при создании высоких давлений на забое жидкостью, закачиваемой в скважину. В образовавшиеся трещины нагнетают песок или расклинивающий агент (проппант), чтобы после снятия давления трещина не сомкнулась. Трещины, образовавшиеся в пласте, являются проводниками нефти и газа, связывающими скважину с удаленными от забоя продуктивными зонами пласта. Протяженность трещин может достигать нескольких десятков метров, ширина их 1÷4 мм. Скин может снижаться до –4,4.

Операция ГРП состоит из следующих этапов: закачки жидкости разрыва для образования трещин; закачки жидкости — песконосителя; закачки жидкости для продавливания песка в трещины. 

Волновая обработка забоев скважин заключается в том, что на забое скважины с помощью генератора формируются волновые возмущения среды в виде частых гидравлических импульсов или резких колебаний давления различной частоты и амплитуды. При этом повышается проводимость пластовых систем вследствие образования новых и расширения старых трещин и очистки призабойной зоны.

Углубленная перфорация состоит в том, что в зону пласта спускается мощный перфоратор специальной конструкции, который пробивает критическую зону пласта и дает возможность флюиду проходить ПЗП по новым каналам. Существуют технологии (ПГД), когда за счет  энергии пороховых газов, в пласте образуются новые трещины.

Тепловое воздействие на призабойную зону используют в том случае, если добываемая нефть содержит смолы или парафины. Существует несколько видов теплового воздействия: электротепловая обработка; закачка в скважину горячих жидкостей; паротепловая обработка. 

Как мы уже говорили – наиболее подвержена ущербам призабойная зона пласта, ее еще называют критической зоной. Нарушения в ПЗП могут быть вызваны различными факторами, поэтому выбор стимуляции определяется от формы нарушений. Как правило, может быть несколько факторов загрязнения, поэтому часто применяются комплексные обработки включающие в себя несколько видов работ на скважине. Определим какие могут быть нарушения, какими путями их можно ликвидировать (таблица 1.1).
Таблица 1.1.

	Нарушения
	Пути устранения

	Выпадение твердых осадков (песок, глина)
	Механические методы (ГРП, углубленная перфорация)

Химические методы (применение кислот)

	Выпадение в осадок солей
	Химические методы (применение кислот, растворителей)

	Возникновение асфальтосмолопарафиноотложений АСПО
	Химические методы (закачка растворителей)

Тепловые методы

Механические методы (ГРП, углубленная перфорация)

	Загрязнение илом
	Механические методы (ГРП, углубленная перфорация)

Химические методы (применение кислот)

	Возникновение водяных мостов
	Химические методы (закачка ПАВ)

	Возникновение турбулентного режима течения жидкости
	Изменение режима течения

Химические методы (закачка ПАВ)

Механические методы (доп. перфорация)

	Низкая природная проницаемость пласта
	ГРП


Существует множество технологий и еще великое множество рецептов по работе с призабойной зоной пласта  (ПЗП). 
2. ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН
Приток жидкости к забоям скважин происходит под воздействием разности между пластовым и забойным давлениями. Если давление столба жидкости, заполняющей скважину до устья, меньше пластового, то  скважина будет переливать на поверхность,  т.е.  будет фонтанировать. В зависимости от режима работы залежи фонтанирование скважины может происходить за счет энергии гидростатического напора, за счет  энергии  расширения газа, растворенного в нефти, за счет той и другой энергий.

Нефть из скважины на поверхность движется по насосно-компрессорным трубам (НКТ), снизу лифт оборудован центрирующей воронкой. Для регулирования потока флюида из скважины и контроля за его параметрами все скважины оборудуют устьевой арматурой.
Оборудование устья скважины.
Оборудование устья скважины состоит из колонной головки и фонтанной арматуры.  Фонтанная арматура (рис. 2.1) служит для: 

· герметизации устья скважины;
· направления движения газожидкостной смеси в выкидную линию; 

· регулирования и контроля режима работы скважины.
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Фонтанную арматуру собирают из различных фланцевых тройников, крестовиков и запорных устройств (задвижек или кранов), которые соединяют между собой с помощью шпилек. Фонтанная арматура состоит из: 

· трубной головки; 

· фонтанной елки. 

Для герметизации межтрубного пространства на эксплуатационную колонну монтируют колонную головку. На нее устанавливают трубную головку. Она предназначена для подвески фонтанных труб и герметизации кольцевого пространства между фонтанными трубами и эксплуатационной колонной, а также для проведения различных технологических процессов, связанных с освоением и промывкой скважины, удалением отложений парафина из фонтанных труб, песка с забоя и т.д. Трубная головка состоит из крестовины, переводной катушки. На ней установлены запорные задвижки, которые служат для соединения технологического оборудования с межтрубным или кольцевым пространством, а также для их герметизации.

Верхняя часть фонтанной арматуры называется фонтанной елкой. Фонтанная елка устанавливается на трубную обвязку. Она предназначена для направления скважинного потока из НКТ в выкидные линии, регулирования отбора жидкости и газа при помощи задвижек и штуцеров, проведения различных исследовательских и ремонтных работ, а также при необходимости для закрытия скважины.

Фонтанная елка представляет собой набор задвижек, соединенных для направления потока тройниками.  Как правило, задвижки устанавливаются парами - коренная задвижка и рабочая. В верхней части арматуры устанавливается буферная задвижка, которая служит для перекрытия и установки лубрикатора. Лубрикатор – приспособление, которое обеспечивает герметичность при спуске в скважину на проволоке инструмента (например, скребков для очистки лифта от парафина) или геофизических приборов под давлением, не останавливая работу фонтанной скважины. Для контроля над процессом добычи на фонтанной арматуре устанавливают манометры.

Фонтанную арматуру различают между собой по прочностным и конструктивным признакам: по рабочему или пробному давлению, размерам проходного сечения ствола, конструкции фонтанной елки и числу спускаемых в скважину рядов фонтанных труб, виду запорных устройств.
Системы механизированной добычи, описание основных систем.
В случае, когда пластовой энергии недостаточно для подъема флюида на поверхность применяют дополнительные движители, которые за счет энергии всплывающих пузырей газа или применения насосов поднимают жидкость на поверхность. Таким образом, различают два вида механизированной добычи – компрессорную и насосную.  

Насосная:

· штанговые плунжерные; 

· винтовые насосы;

· струйные, поршневые, турбинные и гид​ропоршневые насосы; 
· погружные цент​робежные электронасосы.
Компессорная:
· газлифт; 
· плунжерлифт.
Штанговая насосная установка – комплекс оборудования для механизированной добычи жидкости через скважины с помощью штангового насоса, приводимого в действие СТАНКОМ-КАЧАЛКОЙ. Штанговый насос опускается в скважину ниже уровня жидкости и  состоит из цилиндра, плунжера, соединенного со штангой, клапанов всасывающих и нагнетательных. При подъеме штанги  всасывающие клапаны открываются, пластовая жидкость поступает в плунжер. При движении вниз всасывающие клапаны закрываются, а нагнетательные открываются, через них жидкость поступает в лифт. И так шаг за шагом пластовая продукция поступает на поверхность.
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Станок-качалка (рис.2.2.) преобразует вращение вала двигателя в возвратно-поступательное движение, передаваемое колонне штанг через гибкую (канатную, цепную) подвеску и полированный шток. Применяются в основном: 

· механические редукторно-кривошипные;
· балансирные (одно- и двухплечевые);
· безбалансирные;
· башенные и гидравлические станки-качалки.
 Максимальная длина хода точки подвеса штанг 1–6 м (башенные до 12 м), максимальная нагрузка 1–20 тс, частота ходов в минуту от 5 до 15. Используют электрические, реже газовые двигатели  (на нефтяном газе от скважины) мощностью до 100 кВт.

Станок-качалка – балансирный индивидуальный механический привод штангового скважинного насоса. Основные узлы станка-качалки – рама, стойка в виде усе​ченной четырехгранной пирамиды, балансир с поворотной головкой, траверса с шатунами, шарнирно подвешенная к ба​лансиру, редуктор с кривошипами и противовесами. Станок-ка​чалку комплектуют набором сменных шкивов для изменения числа качаний. Для быстрой смены и натяжения ремней элек​тродвигатель устанавливают на поворотной салазке. Станок-качалка каждого типа характеризуется максималь​ными допустимыми нагрузками на устьевой шток, длиной хода устьевого штока и крутящим моментом на кривошипном валу редуктора. Станки-качалки выпускают двух исполнений: СК семи ти​поразмеров и СКД шести типоразмеров. 

Подземное оборудование скважины, оборудованной ШГНУ.
Насосные штанги. 
Насосные штанги служат соединительным звеном между назем​ным индивидуальным приводом станка-качалки и скважинным насосом. К штангам предъявляют повышенные требования, так как в процессе работы они испытывают значительные нагрузки, изменяющиеся в широких пределах в течение каждого хода станка-качалки.

Насосные штанги изготовляют из сталей разных марок, которые для придания равнопрочности подвергают термической обработке (норализации) и обработке токами высокой ча​стоты (ТВЧ). Насосные штанги (табл. 2.1) применяют в виде колонн, со​ставленных из отдельных, соединенных посредством муфт, штанг.

Штанговые муфты  выпускают следующих типов: соединительные МШ – для соединения штанг одинаковых размеров; переводные ИШП –для соединения штанг разных раз​меров.

Муфты каждого типа изготовляют в исполнении I – с «лысками» под ключи в исполнении П – без «лысок».
Таблица 2.1. 
Размеры штанг (мм)
	Штанга
	Номинальный диаметр
	Размеры квадратной части

	
	штанги <по телу)
	резьбы штанги (наружный)
	головки
	штанги

	ШН 16 
ШН 19 ШН22 
ШН 25
	16 
19 
22 
25
	23,824 
26,999 
30.17 
34,936
	35 
35 
35 
42
	22
27
27 
32


Муфты в основном изготовляют из углеродистой стали марок 40 и 45. Предусматривается также изготовление муфт из легированной стали марки 20Н2М для эксплуатации в тяжелых условиях.

Муфты, как правило, подвергают поверхностной термообработке ТВЧ.

Штанги поставляют с плотно навинченными на один конец муфтами. Открытая резьба штанги и муфты предохраняется колпачками или пробками.

Каждую штангу маркируют на двух противоположных сторонах каждого квадрата. На одну сторону квадрата наносят товарный знак или условное обозначение предприятия-изгото​вителя и условный номер плавки. На другой стороне квадрата проставляют марку стали, год выпуска, квартал и технологическую маркировку предприятия-изготовителя. Штангу, подвергнутую обработке ТВЧ, маркируют на третьей стороне каждого квадрата буквой Т».

Основные параметры, используемые при выборе колонны на​сосных штанг для обычных условий – это максимальная на​грузка на штанги и ее возможные колебания. Для быстрого и правильного подбора штанговых колонн следует пользоваться таблицами и специальными номограммами.
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Для обеспечения наибольшего срока службы насосных штанг требуются тщательное наблюдение за каждым комплек​том штанг, спускаемых в скважину, и своевременная отбраковка негодных.

Штанги изготавливаются диаметром 12; 16; 19; 22 и 25 мм длиной 8000 мм. Кроме штанг нормальной длины, для подгонки необходимой длины подвески изготовляют штанги укороченные длиной 1000; 1200; 1500; 2000 и 3000 мм.
Скважинные штанговые насосы. 

Скважинные штанговые насосы предназначены для откачивания из нефтяных скважин жидкости обводненностью до 99 %, температурой не более 130 °С, содержанием сероводорода не бо​лее 50 мг/л, минерализацией воды не более 10 г/л.
Скважинные насосы имеют вертикальную конструкцию одинарного действия с неподвижным цилиндром, подвижным ме​таллическим плунжером и шариковыми клапанами. Насосы спускают в скважину на штангах и насосно-компрессорных тру​бах. Скважинные насосы изготовляют следующих типов:
НВ1 – вставные с замком наверху; 

НВ2 – вставные с замком внизу; 

НН – невставные без ловителя; 

НН1 – невставные с захватным штоком; 

НН2 – невставные с ловителем.

Выпускают насосы следующих конструктивных исполнений (рис.2.3.):
а) по цилиндру: Б – с толстостенным цельным (безвтулочным) цилиндром; С – с составным (втулочным) цилиндром; 

б) специальные: Т – с полым (трубчатым) штоком для подъема жидкости по каналу колонны трубчатых штанг; А – со сцепляющим устройством (только для насосов типа НН), обеспечивающим сцепление колонны насосных штанг с плунжером насоса; Д1 – одноступенчатые, двухплунжерные для создания гид​равлического тяжелого низа;  Д2 –двухступенчатые, двухплунжерные, обеспечивающие двухступенчатое сжатие откачиваемой жидкости; У – с разгруженным цилиндром (только для насосов типа НН2), обеспечивающим снятие с цилиндра циклической на​грузки при работе. Насосы всех исполнений, кроме Д1 и Д2, одноступенчатые, одноплунжерные. 

в) по стойкости к среде:

без обозначения – стойкие к среде с содержанием механи​ческих примесей до 1,3 г/л – нормальные; 

И – стойкие к среде с содержанием механических примесей более 1,3 г/л – абразивостойкие.

Скважинные штанговые насосы являются гидравлической машиной объемного типа, где уплотнение между плунжером и цилиндром достигается за счет высокой точности их рабочих поверхностей и регламентируемых зазоров. При этом в зависимости от размера зазора (на диаметр) в паре «цилиндр – плунжер» выпускают насосы четырех групп посадок.
В условном обозначении насоса, например НН2БА-44-18-15-2, первые две буквы и цифра указывают тип насоса, следующие буквы –исполнение цилиндра и насоса, первые две цифры – диаметр насоса в мм, последующие – длину хода плунжера в мм и напор в м, уменьшенные в 100 раз, и последняя цифра-группу посадки. 

Цилиндры насоса изготовляют двух исполнений:
ЦБ – цельный (безвтулочный), толстостенный; 
ЦС – составной, из набора втулок, стянутых внутри кожуха переводниками. Исходя из названия и области применения скважинных насосов плунжеры и пары «седло – шарик» клапанов выпускают различных конструкций, материальных исполнений и с разными видами упрочнений их рабочих поверхностей.

Плунжеры насосов изготовляют четырех исполнений:

П1Х – с кольцевыми канавками, цилиндрической расточкой на верхнем конце и с хромовым покрытием наружной поверх​ности;

П2Х – то же, без цилиндрической расточки на верхнем конце;

ТЛИ – с кольцевыми канавками, цилиндрической расточкой на верхнем конце и упрочнением наружной поверхности напы​лением износостойко» порошка;

П2И – то же, без цилиндрической расточки на верхнем конце.

Пары «седло – шарик» клапанов насосов изготовляют в трех исполнениях:

К – с цилиндричвким седлом и шариком из нержавеющей стали;

КБ – то же, с седом буртиком;

КИ – с цилиндрическим седлом из твердого сплава и шари​ком из нержавеющей стали.

Скважинные насосы нормального исполнения по стойкости к среде, применяются преимущественно для подъема жидкости с незначительным содержанием (до 1,3 г/л) механических примесей, комплектуют плунжерами исполнения П1Х или П2Х с парами «седло – шарик» исполнения К или КБ. Скважинные насосы абразивостойкого исполнения И, применяемые преимущественно для подъема жидкости, содержащей более 1,3 г/л механических примеси, комплектуют плунжерами исполнения П1И или П2И и парши «седло – шарик» исполнения КИ.

Конструктивно вех скважинные насосы состоят из цилиндра, плунжера, клапанов, замка (для вставных насосов), присоеди​нительных и установочных деталей, максимально унифицированных.

Скважинные насосы типа НВ1 выпускают шести исполнений:
НВ1С – вставной с замком наверху, составным (втулоч​ным цилиндром, исполнения ЦС, нормального исполнения по стойкости к среде;
НВ1Б – вставной с замком наверху, цельным (безвтулоч​ным) цилиндром исполнения ЦБ, нормального исполнения по стойкости к среде;
НВ1Б...И – то же, абразивостойкого исполнения по стойкости к среде;
НВ1БТ...И – то же, с полым штоком, абразивостойкого исполнения по стойкости к среде;
НВ1БД1 – вставной с замком наверху, цельным цилиндром исполнения ЦБ, одноступенчатый, двухплунжерный, нормаль​ного исполнения по стойкости к среде.

НВ1БД2 – вставной с замком наверху, цельным цилиндром исполнения ЦБ, двухступенчатый, двухплунжерный, нормаль​ного исполнения по стойкости к среде.

Скважинные насосы, всех исполнений, кроме исполнения НВ1БД1 и НВ1БД2, одноплунжерные, одноступенчатые.

Скважинные насосы типа НВ2 изготовляют одного исполне​ния: НВ2Б – вставной с замком внизу, цельным цилиндром ис​полнения ЦБ, одноплунжерный, одноступенчатый, нормального исполнения по стойкости к среде.
Скважинные насосы типа НН выпускают двух исполнений:
ННБА – невставной без ловителя, с цельным цилиндром ис​полнения ЦБ. сцепляющим устройством, одноступенчатый, од​ноплунжерный, нормального исполнения по стойкости к среде;
ННВД1 – невставной без ловителя, с цельным цилиндром исполнения ЦБ, одноступенчатый, двухплунжерный, нормаль​ного исполнения по стойкости к среде.
Скважинные насосы типа НН1 изготовляют одного исполнения: HHIC – невставной с захватным штоком, составным цилиндром исполнения ЦС, нормального исполнения по стойкости к среде.
Скважинные насосы типа НН2 выпускают пяти исполнений:

НН2С – невставной с ловителем, составным цилиндром ис​полнения ЦС, нормального исполнения по стойкости к среде;
НН2Б – невставной с ловителем, цельным цилиндром ис​полнения ЦБ, нормального исполнения по стойкости к среде;
НН2Б...И – тоже, абразивостойкого исполнения по стойкости к среде;
НН2БТ...И – тоже, с полым штоком, абразивостойкого ис​полнения по стойкости к среде;
НН2БУ – невставной с ловителем, разгруженным цельным цилиндром исполнения ЦБ, нормального исполнения по стой​кости к среде.
Все насосы типа НН2 – одноплунжерные, одноступенчатые.
Замковая опора типа ОМ.
Опора предназначена для закрепления цилиндра скважинных насосов исполнений НВ1 и НВ2 в колонне насосно-компрессорных труб. Высокая точность изготовления поверхностей деталей опоры должна обеспечивать надежную герметичную фиксацию цилиндра насоса в насосно-компрессорных тру​бах на заданной глубине скважины и одновременно предотвра​щать искривление насоса в скважине.

Замковая опора ОМ (рис.2.4.) состоит из переводника 1, опорного кольца 2, пружинного якоря 3, опорной муфты 4 и кожуха 5 и перевод[image: image25.wmf] 
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ников 6.
Переводник 1 имеет на верхнем конце, гладкую коническую резьбу, при помощи которой опора соединяется с колонной на​сосно-компрессорных труб. Кольцо изготовляют из нержавею​щей стали. Конической внутренней (15°) фаской оно сопряга​ется с ответной конической поверхностью конуса замка насоса и обеспечивает герметичную посадку насоса.

Якорь предотвращает срыв насоса с опоры от усилий трения движущегося вверх плунжера в период запуска в работу под​земного оборудования.

Рубашка, на нижний конец которой навинчен переводник, присоединяется к нижней резьбе муфты и служит для предот​вращения изгиба и поперечных перемещений цилиндра при ра​боте насоса, а также для подвешивания труб под опору.
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Винтовые насосы работают на принципе ротаци​онного вытеснения жидкости. Эта спиралевидная система состоит из ротора, который эксцентрично вращается внутри неподвижного статора (рис. 2.5.). Ротор представляет собой винт небольшого диа​метра с глубокой круглой нарезкой и очень боль​шим шагом – расстоянием между соседними вершинами резьбы. Статор имеет одну дополни​тельную нитку резьбы и шаг резьбы на нем боль​ше, чем у ротора, его поверхность гуммирована; в результате этого образуется полость, которая плавно передвигается к выходу из насоса в процес​се вращения, в результате чего развивается поч​ти непульсирующий линейный поток жидкости. Как и в штанговых насосах, ротор обычно при​водится в движение с помощью штанг, присое​диненных к двигателю на поверхности. В новых бесштанговых установках применяются по​гружные электродвигатели и редуктор для вра​щения ротора (рис.2.6.).
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  Преимущества:
· возможность для работы с газом и вязкой жидкостью.
· относительно дешевый.
· обычно надежен при правильной эксплуатации.
· высокий объемный КПД.
Недостатки:
· ограниченный диапазон дебита.
· эластомер может быть поврежден механическими примесями.
· штанговый привод бесполезен в искривленных скважинах.
· [image: image28.png]


электропривод должен быть обеспечен редуктором для снижения оборотов.
Гидросистемы передают энергию к забою сква​жины путем повышения давления специальной рабочей жидкости (обычно легкой очищенной или добытой нефти), подаваемой по колонне на​сосно-компрессорных труб к скважинному насо​су, который свою потенциальную энергию передает добываемым жидкостям (рис. 2.7). В обычных гидропоршневых насосах используются насадки, известные также как трубки Вентури и дросселирующие сопла, поршни, совершающие возвратно-поступательные движения, или реже применяемые вращающиеся турбины. Гидропоршневые насосы использу​ются на глубинах от 300 до 5500 м и позволяют добывать от 16 до 1600 м3/сут. или более. Эффективна для подъема тяжелой вязкой нефти, которую легче поднимать на поверхность после смеше​ния с легкой рабочей жидкостью. Поскольку гидропоршневой насос может быть извлечен из скважины потоком жидкости, имеется возмож​ность модификации системы с учетом изменяю​щихся условий. 

Преимущества:
· возможность подъема тяжелой и вязкой нефти;
· может использоваться в искривленных скважинах;
· может спускаться на обычном и гибком НКТ;
· не требует специальной технической жидкости.
Недостатки:
· крайне неэффективный метод механической добычи с точки зрения гидравлики;
· сложное наземное оборудование;
· механические примеси могут привести к износу трубки Вентури. 

В электрических погружных системах  (рис.2.8.)  используются центробежные насосы в виде ряда ступеней, которые монтируются последовательно в одном корпусе и приводятся в действие погружным маслонаполненным электродвигателем. Для передачи энергии от источника электроэнергии на поверхности и средств  управления используется армированный электрический кабель. 
Данные погружные системы имеют широкий диапазон рабочих характеристик и позволяют использовать один из наиболее универсальных способов подъема жидкости с забоя скважины. Стандартные электроприводы на поверхности обеспечивают дебиты от 16 до 4800 м3/сут., а приводы с регулируемой скоростью обеспечивают дополнительную гиб​кость в регулировании подачи насоса. Системы допускают наличие в продукции высокого газового фактора, но поступление больших объемов газа может привести к образованию газовых пробок и вызвать повреждение насоса. Проблема добычи агрессивных флюидов решается использованием специальных материалов и покрытий. 
Преимущества:

Главное преимущество ЭЦН – это гибкость системы.  


Например: 

· может использоваться в условиях низкого забойного давления.

· может надежно работать в наклонных скважинах.
· может использоваться на шельфе.
· может работать в экстремальных условиях, как то высокая температура на забое, добиваясь этого путем использования альтернативных материалов.
· может использоваться в условиях коррозии и солеотложений при помощи альтернативных материалов.
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Недостатки: 
Главные недостатки ЭЦН связаны с высокотемпературными режимами:
[image: image30.emf]Ограничения температурных режимов кабеля должны быть определены и учтены. 
· Возможны ограничения по напряжению для  необходимой мощности.
· Использование станций управления на постоянной частоте снижает гибкость процесса добычи.
· Высокое газосодержание снижает продуктивность системы.
· Высокое содержание механических примесей приводит к быстрому износу и преждевременному отказу оборудования.
Установка погружного центробежного насоса включает в себя наземное и подземное оборудование. 
В наземное оборудование входит: фонтанная арматура, оборудованная кабельным вводом, сборные манифольды, замерная установка, а также наземное электрооборудование, включающее в себя станцию управления, трансформатор, клеммную коробку, кабельные линии.
Наземное электрооборудование служит для электроснабжения, управления и защиты электронасосов. Фонтанная арматура позволяет контролировать, регулировать  и направлять поток скважинной жидкости через манифольды в замерную установку, где производится определение объема добываемой продукции. Подземное оборудование включает в себя: погружной центробежный насос с электродвигателем, кабельную линию, колонну насосно-компрессорных труб и другое дополнительное оборудование. Колонна насосно-компрессорных труб обеспечивает подъем скважинной жидкости на поверхность. В корпусе насоса установлены ступени, каждая из которых состоит из вращающегося рабочего колеса и неподвижного направляющего аппарата. Число ступеней определяет его подачу, давление и потребляемую мощность.
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В состав погружного электродвигателя входит ПЭД и гидрозащита, состоящая из протектора и компенсатора. Электроэнергия с поверхности передается через бронированный трехжильный кабель, который крепится к телу труб при помощи поясов. 

Скважинные КИП представляют собой датчики температуры и давления, которые генерируют сигналы, передаваемые по силовому кабелю на установленное на поверхности считывающее устройство.

Погружные центробежные насосы применяются для подъема пластовой жидкости. В России они производятся 5, 5А и 6 габарита для скважин соответственно с 5 и 6 дюймовой эксплуатационной колонной. Производительность насосов (подача) от 10 до 2000 м3 в сутки, напор – до 3000м (рис.2.10.).
Пример условного обозначения установки: 
УЭЦНМ5-125-1200, где У– установка; Э – привод от погружного электродвигателя; Ц – центробежный; Н – насос; М – модульный; 5 – габарит насоса; 125 – подача, м3/сут: 1200 – напор, м.
Для установок коррозионностойкого исполнения перед обозначением группы насоса добавляется буква «К». 
Погружные центробежные насосы.
Вращательное движение от двигателя через вал и установленные на него  рабочие колеса разгоняет жидкость. Кинетическая энергия потока в направляющем аппарате преображается в потенциальную энергию напора. Каждая рабочая пара (ступень) развивает около 5 метров напора. Набор последовательно установленных ступеней позволяет нам развить необходимый напор. 

Рабочим органом насоса ступень насосная (СН) с цилиндрическими (ЦЛ) или наклонно – цилиндрическими лопатками (НЦЛ), состоящими из рабочего колеса и направляющего аппарата. Ступени с ЦЛ применяются на номинальные подачи до 125 м3/сут (включительно) в насосах с наружным диаметром 86 и 92 мм, до 160 м3/сут  в насосах с диаметром 103 мм. Ступени НЦЛ применяются в насосах с большей подачей. Надо заметить, что ступени с НЦЛ имеют более высокий КПД и более,  чем в 1,5 раза увеличенную подачу, чем при тех  же диаметрах ступени с ЦЛ.
Осевая и радиальная нагрузка распределяются на осевые и радиальные опоры. Радиальные опоры установлены в верхней, средней  и нижней части корпуса насоса. Осевые опоры представляют собой текстолитовые подшипники скольжения и установлены на рабочих колесах.

Приемный модуль и газосепаратор (рис.2.11.).
Пластовая жидкость через приемный модуль попадает в насос. Свободный газ до 25 % существенного влияния на работу насоса не оказывает. Однако при больших значениях необходимо устанавливать газосепаратор или газодиспергатор, который разбивает пузыри, делая их более мелкими.

Жидкость продолжает движение на рабочие аппараты насоса, а газ удаляется в затрубное пространство. Газожидкостная смесь попадает в камеру вращающихся сепараторов. Здесь под действием центробежных сил жидкость отделяется от газа.  Жидкость, как более тяжелая, движется по внешней стороне сепаратора, а газ собирается  и движется внутри пазов сепаратора.

Через сетку приемного модуля скважинная жидкость поступает на ступени насоса, при повышенном газовом факторе приемный модуль совмещается с газосепаратором, в котором шнек придает флюиду центробежную силу.
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Предотвращение вредного влияния может произвести также конусная сборка. На  приеме  серийного  насоса  несколько  ступеней  заменяют  на  ступени  с большей  подачей. Обладая  большим  объемом  каналов,  эти  ступени  обеспечивают,  и  большее  поступление  на  прием  газожидкостной  смеси. При  попадании  в  серийные  ступени  объем  смеси  уменьшается  за  счет  сжатия  и  растворения  газа  в  жидкости,  чем  и  достигается  оптимальная  подача  насоса.
Система энергообеспечения УЭЦН (рис.2.12.).
Для обеспечения электроэнергией погружного электродвигателя, приводящего в действие насос, применяется система энергообеспечения, которая включает в себя: трансформатор, станцию управления, кабельную линию, муфта кабельного ввода.
Трансформатор служит для повышения напряжения до величины рабочего напряжения ПЭД с учётом потерь в кабеле. 

Станция управления предназначена для пуска и остановки насоса, контроля за работой установки, а также для защиты от аварийных режимов.
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Для предотвращения прохода газа по кабелю в помещение станции управления в состав установки входит специальная соединительная вентиляционная (клеммная) коробка. Газ, проникший по кабелю, выходит наружу через трубку отвода газа. 
Для подачи переменного тока к погружному электродвигателю служит кабельная линия, состоящая из основного питающего кабеля (круглого или плоского) и плоского кабеля-удлинителя с муфтой кабельного ввода. Соединение основного кабеля с кабелем-удлинителем обеспечивается неразъёмной соединительной сросткой. Для крепления кабеля к телу трубы применяеются крепежные пояса (клямсы).
Погружной электродвигатель. 
Погружные асинхронные двигатели  (ПЭД) в зависимости от мощности изготавливаются одно- и двухсекционными. Для различных типоразмеров питание электродвигателя осуществляется напряжением от 380 до 2300 В. Рабочая частота переменного тока составляет 50 Гц при этом частота вращения вала двигателя составляет 3000 мин-1. Импортные электродвигатели (моторы) работают при частоте тока 60 Гц обеспечивают 3500 мин-1. При использовании регулятора частоты (вариатора) допускается работа двигателя при частоте тока от 40 до 60 Гц. Мощность двигателей достигает 500 кВт.

Двигатели мощностью более 180 кВт диаметром 123 мм, более 90 кВт диаметром 117 мм, 63 кВт – 103 мм и мощностью 45 кВт диаметром 96 мм.

Структура условного обозначения ПЭД – погружной электродвигатель следующая за буквами число обозначает мощность двигателя в кВт, далее – диаметр корпуса в мм, например ПЭД 45-103. 

В состав погружного электродвигателя (ПЭД) входят: двигатель и гидрозащита, состоящая из протектора и компенсатора. 

Протектор предназначен для защиты от попадания пластовой жидкости в маслонаполненный электродвигатель и предотвращает утечки масла при передаче вращения от электродвигателя к насосу.

Погружной электродвигатель (ПЭД) – трёхфазный, асинхронный с короткозамкнутым ротором, маслозаполненный и герметичный. Электроэнергия на двигатель подается через специальный бронированный кабель.

Компенсатор предназначен для выравнивания давления масла в двигателе с давлением жидкости в скважине и пополнения объема масла в двигателе.
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Электродвигатель (рис.2.14.). Работа асинхронного электродвигателя основана на том, что при подаче переменного трехфазного тока на протяжную обмотку статора возникает магнитное поле, под воздействием которого, ротор начинает вращаться вокруг своей оси.
Статор выполнен из трубы, в которую запрессован магнитопровод, изготовленный   из  листовой   электротехнической   стали.   Статор магнитомягкий по всей длине. В пазы статора уложена трехфазная протяжная обмотка из специального обмоточного провода. Фазы обмотки соединены в звезду. 

Внутри статора размещается ротор, представляющий из себя набор пакетов, разделенных между собой промежуточными подшипниками и последовательно надетыми на вал. Вал ротора выполнен пустотелым для обеспечения циркуляции масла. Пакеты ротора набраны из листовой    электротехнической стали. В пазы пакетов вставлены медные стержни, сваренные по торцам с короткозамкнутыми медными кольцами.

Гидрозащита.
Применение электродвигателя в скважине возможно при обеспечении герметичности маслонаполненного электродвигателя. Для предохранения от попадания во внутреннюю полость ПЭД пластовой жидкости служит гидрозащита.   Гидрозащита состоит из компенсатора и протектора. 

Протектор устанавливается над двигателем и служит для обеспечения герметичности электродвигателя при передаче вращательного движения от двигателя к насосу. 

Верхнее торцевое уплотнение предназначено для герметизации внутреннего пространства электродвигателя. 

Нижний конец вала соединяется с валом электродвигателя, верхний конец - с валом насоса при монтаже на скважине. 
В протекторе расположен узел пяты, который  воспринимает осевые нагрузки, действующие на вал при работе насоса. Он расположен в нижней части  протектора, что исключает работу без масла и его перегрев. 

Компенсатор обеспечивает передачу и уравнивание давления пластовой жидкости в зоне подвески двигателя с давлением масла в двигателе, а также изменением своего объема компенсирует тепловые изменения объема масла в двигателе в процессе его работы. 

Внутренняя полость диафрагмы сообщается с внутренней полостью электродвигателя и заполняется маслом при монтаже двигателя. Это масло служит запасом для компенсации его естественного расхода через нижнее торцовое уплотнение, герметизирующее вращающийся вал.
Обратный и сливной клапаны (рис.2.15.).
Спускной (сбивной, сливной) клапан предназначен для слива жидкости из лифта (колонны насосно-компрессорных труб) при подъеме насоса из скважины. В корпус cпускного клапана ввернут штуцер. Перед подъемом насоса из скважины конец штуцера сбивается (обламывается) специальным инструментом (например, ломом, сбрасываемым в НКТ), и жидкость из колонны НКТ вытекает через отверстие в штуцере в затрубное пространство.
Обратный клапан предназначен для предотвращения обратного вращения рабочих колес насоса под воздействием выравнивания столба жидкости в НКТ и затрубном пространстве при остановках насоса и облегчения повторного запуска насоса. 
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Под воздействием потока перекачиваемой жидкости тарелка поднимается, открывая клапан. При остановке насоса тарелка опускается на седло под воздействием столба жидкости в напорном трубопроводе, т.е. клапан закрывается.
Напорный трубопровод (лифт). Для обеспечения подъема пластовой жидкости и газа на поверхность при эксплуатации скважин УЭЦН применяются насосно-компрессорные  трубы. Как правило, на промыслах России используются трубы диаметром 60, 73, 89 мм (соответственно 2”, 2,5” и 3”). Трубы последовательно соединяются на резьбе, составляя колонну НКТ (лифт).

Условное обозначение труб включает: тип трубы (кроме гладких труб), условный диаметр трубы, толщину стенки, группу прочности, например: НКТ 73 – 5.5 Д. 

Для крепления кабельной линии при спуске УЭЦН в скважину применяют пояса крепления, а в скважинах с осложненной траекторией спуска (высокая степень искривленности ствола скважины) для защиты кабеля от повреждений применяют протекторы. 

На скважину завозится  НКТ необходимой проектной длины. В качестве запаса предусматривается 5 % от общей длины труб. Длина одной НКТ примерно 9 метров.

3. КЛАССИФИКАТОР РЕМОНТНЫХ РАБОТ

Ремонтные работы на скважине можно классифицировать как работы по текущему, капитальному и работы по повышению нефтеотдачи пластов. Работы по капитальному ремонту можно классифицировать как: 

· работы по восстановлению работоспособности скважины (РИР, аварийные работы, восстановление герметичности ЭК и т.п.);
· работы по увеличению продуктивности скважины (ГРП, СКО и  ГКО, ЗБС и другие).
Общие положения.
Единицами ремонтных работ различного назначе​ния являются:

· капитальный ремонт скважины;

· текущий ремонт скважины;

· скважино-операция по повышению нефтеотдачи плас​тов.

Капитальным ремонтом скважин (КРС) называ​ется комплекс работ, связанных с восстановлением рабо​тоспособности обсадных колонн, цементного кольца, призабойной зоны, ликвидацией аварий, спуском и подъемом оборудования при раздельной эксплуатации и закачке.

Текущим ремонтом скважин (ТРС) называется комплекс работ, направленных на восстановление рабо​тоспособности скважинного и устьевого оборудования, и работ по изменению режима эксплуатации скважины, а также по очистке подъемной колонны и забоя от парафино-смолистых отложений, солей и песчаных пробок бри​гадой ТРС. 

Скважино-операцией ремонтных работ по по​вышению нефтеотдачи пластов является комплекс работ в скважине по введению в пласт агентов, инициирующих протекание в недрах пласта физических, химических или биохимических процессов, направленных на повышение коэффициента конечного нефтевытеснения на данном уча​стке залежи.

Единицей ремонтных работ перечисленных на​правлений (ремонт, скважино-операция) является комп​лекс подготовительных, основных и заключительных ра​бот, проведенных бригадой текущего, капитального ремон​та скважин или звеном по интенсификации, от передачи им скважины заказчиком до окончания работ, предусмотрен​ных планом и принимаемых по акту. 

Если после окончания работ скважина не отрабо​тала 48 ч гарантированного срока или не вышла на уста​новленный режим в связи с некачественным проведением работ запланированного комплекса по вине бригады КРС или звена по интенсификации, то независимо от того, какая бригада будет осуществлять дополнительные работы на скважине, считать их продолжением выполненных работ без оформления на них второго ремонта или скважино-операции.

Ремонтные работы в скважинах в отрасли прово​дятся тремя основными способами доставки к заданной зоне ствола инструмента, технологических материалов (реагентов) или приборов:

· с помощью специально спускаемой колонны труб;

· путем закачивания по НКТ или межтрубному про​странству;

· на кабеле или на канате.
Текущий ремонт скважин.
К текущему ремонту скважин относятся работы, приведенных в табл. 3.1.

Таблица 3.1.
Текущий ремонт скважин
	Шифр
	Вид работ по текущему ремонту скважин
	Технико-технологические требования к сдаче

	ТР 1 Оснащение скважин скважинным оборудованием при вводе в эксплуатацию (из бурения, освоения, бездействия, консервации)

	ТР1-1

ТР1-2

ТР1-3

ТР1-4
	Ввод фонтанных скважин

Ввод газлифтных скважин

Ввод скважин, оборудованных ШГН

Ввод скважин, оборудованных ЭЦН
	Выполнение запланированного объема работ

Выполнение запланированного объема работ

Выполнение запланированного объема работ

Выполнение запланированного объема работ

	ТР 2                            Перевод скважин на другой способ эксплуатации

	ТР2-1

ТР2-2

ТР2-3
	Фонтанный - газлифт

Фонтанный - ШГН

Фонтанный - ЭЦН
	Выполнение запланированного объема работ

Нормальная работа насоса по динамограмме или подаче

Нормальная подача и напор


Продолжение таблицы 3.1.
	Шифр
	Вид работ по текущему                ремонту скважин
	Технико-технологические                 требования к сдаче

	ТР 2                            Перевод скважин на другой способ эксплуатации

	ТР2-4

ТР2-5
ТР2-6

ТР2-7

ТР2-8

ТР2-9

ТР2-10
	Газлифт - ШГН

Газлифт - ЭЦН
ШГН – ЭЦН

ЭЦН – ШГН

ШГН – ОРЭ

ЭЦН – ОРЭ

Прочие виды перевода
	Нормальная работа насоса по динамограмме или подаче

Нормальная подача и напор
Нормальная подача и напор

Нормальная подача и напор

Выполнение запланированного объема работ. Нормальная подача и напор

То же

То же

	ТР 3                                       Оптимизация режима эксплуатации

	ТР3-1

ТР3-2
	Изменение глубины подвески, смена типоразмера ШГН

Изменение глубины подвески, изменение типоразмера ЭЦН
	Достижение цели ремонта

Достижение цели ремонта

	ТР 4                                   Ремонт скважин оборудованных ШГН

	ТР4-1

ТР4-2

ТР4-3

ТР4-4

ТР4-5

ТР4-6
	Ревизия и смена насоса

Устранение обрыва штанг

Замена полированного штока

Замена, опрессовка и устранение негерметичности НКТ

Очистка и пропарка НКТ

Ревизия, смена устьевого оборудования
	Нормальная работа насоса по динамограмме

Устранение дефекта. Нормальная работа насоса

Устранение дефекта. Нормальная работа насоса

Достижение цели ремонта. Нормальная подача насоса

Достижение цели ремонта. Нормальная подача насоса

Достижение цели ремонта. Нормальная подача насоса

	ТР 5                                  Ремонт скважин, оборудованных ЭЦН

	ТР5-1

ТР5-2

ТР5-3

ТР5-4

ТР5-5

ТР5-6
	Ревизия и смена насоса

Смена электродвигателя

Устранение повреждения кабеля

Ревизия, смена, устранение негерметичности НКТ

Очистка и пропарка НКТ

Ревизия, смена устьевого оборудования
	Нормальная подача и напор

Нормальная подача и напор

Устранение дефекта. Нормальная работа насоса

Выполнение запланированного объема работ. Нормальная подача насоса

Достижение цели ремонта

Достижение цели  ремонта

	ТР 6                                         Ремонт фонтанных скважин

	ТР6-1

ТР6-2
	Ревизия, смена, опрессовка и устранение негерметичности НКТ
	Выполнение запланированного объема работ. Нормальная подача насоса

То же


Продолжение таблицы 3.1.
	Шифр
	Вид работ по текущему                ремонту скважин
	Технико-технологические                 требования к сдаче

	1
	2
	3

	ТР 6                                         Ремонт фонтанных скважин

	ТР6-3
	Очистка и пропарка НКТ

Смена, ревизия устьевого оборудования
	То же

	ТР 7                                        Ремонт газлифтных скважин

	ТР7-1

ТР7-2

ТР7-3

ТР7-4
	Ревизия, смена, опрессовка и устранение негерметичности НКТ

Очистка и пропарка НКТ

Ревизия, замена, очистка газлифтных клапанов

Ревизия, смена устьвого оборудования
	Выполнение запланированного объема работ. Нормальная подача насоса

То же

То же

То же

	ТР 8
	Ревизия и смена оборудования артезианских  и поглащающих скважин
	Выполнение запланированного объема работ

	ТР 9                                         Очистка, промывка забоя

	ТР9-1

ТР9-2
	Промывка горячей нефтью (водой) с добавлением ПАВ

Обработка забоя химреагентами (ТГХВ, СКО, ГКО и т.д.)
	Достижение цели ремонта

Достижение цели ремонта

	ТР 10
	Опытные работы по испытанию новых видов подземного оборудования
	Выполнение запланированного объема работ

	ТР 11
	Прочие виды работ
	Выполнение запланированного объема работ


Капитальный ремонт скважин.
К капитальным ремонтам скважин  и работам по повышению нефтеотдачи пластов относятся работы, представленные в табл. 3.2 и табл. 3.3.

Таблица 3.2. 

Классификатор капитальных ремонтов скважин
	Шифр
	Виды работ по капитальному ремонту скважин
	Технико-технологические требования  к сдаче

	КР 1                                      Ремонтно-изоляционные работы

	КР1-1


	Отключение отдельных обводненных интервалов пласта
	Выполнение запланированного объема работ. Снижение обводненности продукции


Продолжение таблицы 3.2.
	Шифр
	Виды работ по капитальному ремонту скважин
	Технико-технологические требования  к сдаче

	КР 1                                      Ремонтно-изоляционные работы

	КР1-2


	Отключение отдельных пластов


	Выполнение запланированного объема работ. Отсутствие приемистости или притока в (из) отключенном (ого) пласте (а)



	КР1-3 


	Исправление негерметичности цементного кольца


	Достижение цели ремонта, подтвержденное промыслово-геофизическими исследованиями. Снижение обводненности продукции при сокращении или увеличении дебита нефти



	КР1-4


	Наращивание цементного кольца за эксплуатацион​ной, промежуточной колоннами, кондуктором


	Отсутствие нефтегазопроявлений на поверхности и подтверждение наращивания цементного кольца в необходимом интервале промыслово-геофизическими исследованиями



	КР 2                Устранение негерметичности эксплуатационной колонны

	КР2-1

КР2-2

КР2-3
	Устранение негерметичности тампонированием

Устранение негерметичности установкой пластыря

Устранение негерметичности спуском дополнительной обсадной колонны меньшего диаметра


	Герметичность эксплуатационной колонны при гидроиспытании

То же

То же

	КР 3    Устранение аварий, допущенных в процессе эксплуатации или ремонта

	КР3-1

КР3-2

КР3-3

КР3-4

КР3-5
	Извлечение оборудования из скважины после аварий, допущенных в процессе эксплуатации

Ликвидация аварий с эксплуатационной колонной

Очистка забоя ствола скважины от металлических предметов

Прочие работы по ликвидации аварий, допущенных при эксплуатации скважин

Ликвидация аварий, допущенных в процессе ремонта скважин
	Прохождение шаблона до необходимой глубины. Герметичность колонны в интервале работ фрезером

То же

То же

Достижение цели, оговоренной в технологическом плане

Достижение цели, оговоренной в дополнительном плане на ликвидацию аварий



Продолжение таблицы 3.2.
	Шифр
	Виды работ по капитальному ремонту скважин
	Технико-технологические требования  к сдаче

	КР 4                      Переход на другие горизонты и  приобщение пластов

	КР4-1

КР4-2
	Переход на другие горизонты

Приобщение пластов
	Выполнение заданного объема работ, подтвержденных промыслово-геофизическими исследованиями. Получение притока.

Получение притока из нового интервала и увеличение дебита нефти

	КР 5
	Внедрение и ремонт установок типа ОРЭ, ОРЗ, пакеров-отсекателей
	Выполнение запланированного объема работ, герметичность пакера. Увеличение дебита нефти. Увеличение, сокращение объемов закачки воды.

	КР 6                      Комплекс подземных работ, связанных с бурением

	КР6-1

КР6-2

КР6-3

КР6-4
	Зарезка новых стволов скважин

Бурение цементного стакана

Фрезерование башмака колонны с углублением ствола в горной породе

Бурение и оборудование шурфов и артезианских скважин
	Выполнение запланированного объема работ

То же

То же

То же

	КР 7                                      Обработка призабойной зоны

	КР7-1


	Проведение кислотной обработки


	Выполнение запланированного объема работ, увеличение продуктивности нефтяных и приемистости нагнетательных скважин.



	КР7-2


	Проведение ГРП


	То же



	КР7-3


	Проведение ГПП


	То же



	КР7-4


	Виброобработка призабойной зоны


	То же



	КР7-5


	Термообработка призабойной зоны


	То же



	КР7-6


	Промывка призабойной зоны растворителям 


	То же



	КР7-7


	Промывка призабойной зоны растворителям ПАВ


	То же




Продолжение таблицы 3.2.
	Шифр
	Виды работ по капитальному ремонту скважин
	Технико-технологические требования  к сдаче

	КР7-8


	Обработка термогазохимическими методами (ТГХВ, ПГД и т.д.)


	То же



	КР7-9


	Прочие виды обработки призабойной зоны


	То же



	КР7-10


	Выравнивание профиля приемистости нагнетательных скважин


	Выполнение запланированного объема работ, подтвержденных промыслово-геофизическими исследованиями

	КР7-11
	Дополнительная перфорация и торпедирование ранее простреленных  интервалов
	Выполнение запланированного объема работ, увеличение продуктивности нефтяных и приемистости нагнетательных  скважин

	КР 8                                               Исследование скважин

	КР8-1

КР8-2
	Исследование характера насыщенности и выработки продуктивных пластов, уточнение геологического разреза в скважинах

Оценка технического состояния скважины (обследование скважины)
	Выполнение запланированного комплекса исследований в заданном режиме (приток, закачка, выдерживание скважины в покое), получение заключения

Выполнение запланированного объема работ, выдача заключения

	КР 9               Перевод скважины на использование по другому назначению

	КР9-1

КР9-2

КР9-3

КР9-4


	Освоение скважин под нагнетательные

Перевод скважин под отбор технической воды

Перевод скважин в наблюдательные, пьезометрические

Перевод скважин под нагнетание теплоносителя или воздуха
	Достижение приемистости, оговоренной в плане

Выполнение запланированного объема работ. Получение притока

Выполнение запланированного объема работ

Обеспечение приемистости

	КР 10                Ввод в эксплуатацию и ремонт нагнетательных скважин

	КР10-1

КР10-2
	Оснащение паро- и воздухонагнетательных скважин противопесочным оборудованием

Промывка в паро-и воздухонагнетательных скважинах песчаных пробок
	Обеспечение приемистости

Восстановление приемистости

	КР 11
	Консервация и расконсервация скважин
	Выполнение запланированного объема работ

	КР 12
	Прочие виды работ
	Выполнение запланированного объема работ


Таблица 3.3.
Повышение  нефтеотдачи  пластов

	Шифр
	Виды и подвиды работ
	Технико-технологические 
требования к сдаче

	ПНП 1

ПНП1-1

ПНП1-2

ПНП1-3

ПНП1-4

ПНП1-5

ПНП1-6

ПНП1-7

ПНП1-8

ПНП1-9

ПНП1-10

ПНП1-11

ПНП1-12

ПНП1-13

ПНП 2
	Создание оторочек:

Растворителя

Раствора ПАВ

Раствора полимеров

Кислот

Щелочей

Горячей воды

Пара

Газожидкостных смесей

Активного ила

Газа

Парогазовых смесей

Мицеллярного раствора

Других реагентов

Иницирование и регулирование внутрипластового горения
	Выполнение запланированного объема работ

То же

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

-«-

Выполнение запланированного объема работ


4. ПОДГОТОВИТЕЛЬНЫЕ РАБОТЫ ПЕРЕД ПРОВЕДЕНИЕМ РЕМОНТНЫХ РАБОТ

4. 1. Переезд бригады и подготовительные работы к ремонту.
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Транспортировка ремонтной бригады – один наиболее важных в организационном отношении процессов в цикле ремонтных работ. Особенно важна четкость в переезде для бригад текущего ремонта. В среднем одна бригада подземного ремонта в месяц делает десять и более переездов. Зачастую оказывается, что во время переезда меняется маршрут следования, бригаду направляют на другую более продуктивную скважину. Переезд требует определенного технического и организационного уровня, неусыпного контроля и умения быстрого принятия решения.

Для бригад капитального ремонта важно кроме четкого переезда, оперативное обеспечение материалами и инструментом в период ведения ремонтных работ (аварийный инструмент, цемент, технологическая труба и т.п.). Переезд бригады осуществляется согласно плану переезда по маршруту указанному на карте нефтепро​мысловых дорог. 
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Кагарманов Ильдар

 

Силовые кабели подводят электроэнергию к 

погружным двигателям по изолированным жилам

 

В корпусе насоса установлены ступени, каждая из 

которых состоит из вращающегося рабочего коле

са и 

неподвижного направляющего аппарата. Число 

ступеней определяет его подачу, давление и 

потребляемую мощность

 

Протектор двигателя соединяет насос с двигателем, 

изолирует двигатель от скважинных флюидов, служит в 

качестве дополнительной емкости для масл

а и 

уравновешивает давление в стволе скважины и 

двигателе, а также позволяет маслу сжиматься и 

расширяться.

 

Скважинные КИП представляют собой датчики 

температуры и давления, которые генерируют 

сигналы, передаваемые по силовому кабелю на 

установленное на п

оверхности считывающее

 

устройство

 

Газовые сепараторы отделяют некоторое 

количество выделяющегося из пластовой 

жидкости  газа и направляет его кольцевое 

пространство между обсадными трубами и НКТ 

до поступления газа в насос путем

 

изменения 

направления движ

ения флюида  или с помощью 

ротационной центрифуги. 

 

Приемный модуль насоса позволяет 

флюидам поступать в насос и может быть 

частью газового сепаратора

 

Погружной двухполюсный трехфазный  

асинхронный электродвигатель

 

Электрические приводы и контроллеры 

за

щищают путем выключения электропитания, 

если не выдерживаются рабочие параметры.

 

Регулируемые приводы позволяют изменять 

подачу насоса путем изменения вращения 

двигателя 

 

Электрические трансформаторы 

преобразуют напряжение источника 

питания в напряжение н

еобходимое для

 

двигателей насосов

 

ик

 

Установка электроцентробежного погружного насоса

 

Для проведения ремонтных работ около сква​жины промысел должен подготовить рабочую площадку, обеспечить электроэнергию.  Скважина передается в ремонт актом приема-сдачи. Скважина должна быть заглушена жидкостью соответствующей плотности. Перед разборкой устьевой арматуры скважины давление в затрубном пространстве необходимо снизить до атмосферного. 

Устье скважин с возможным нефтегазопроявлением на период работы должно быть оснащено противовыбросовым оборудованием в соответствии с пла​ном производства работ. Монтаж противывовыбросового оборудования осуществляется согласно схеме установки и обвязки противовыбросового оборудования предприятия и согласовыванной с противофонтанной службой и органами Ростехнадзора (Госгортехнадзора). 
Производят монтаж передвижного агрегата. Расстановка оборудования осуществляется согласно утвержденной схеме (рис.4.1.3.). После проведения подготовительных работ и монтажа ПВО и подъемного агрегата проводится пусковая комиссия. Руководит ею начальник цеха ремонта скважин. Комиссия проверяет  исправность оборудования, особо проверяются механизмы и оборудование, работа с которыми сопряжена с особой опасностью – элементы талевой системы, приборов контроля над их работой, элеваторов, а также противовыбросового оборудования, систем электробезопасности. Особое внимание необходимо обратить на подготовку персонала (его обученности, прохождению инструктажей). Начало ремонтных работ без надлежащего проведения пусковой комиссии, невыполнение бригадой её предписаний, неправильное оформление документации (или её неоформление) сопряжено с большим производственным риском. Может привести к авариям, несчастным случаям, остановкам работы бригады.
[image: image38.wmf] 


[image: image39.wmf] 

Рабочая пара

 

Направляющий аппарат

 

Радиальная опора

 

 

 

 

 

 

Осевая опора

 

Осевая опора

 

Вал насоса

 

Корпус насоса

 


Монтаж подъемного агрегата и расстановка оборудования.
· Выбирается, расчищается и при необходимости планируется площадка для установки подъемника, приемных мостов и стеллажей.
· При установке подъемника запрещено находится в зоне движения подъемника к устью скважины.
· Движением подъемника руководит старший вахты (ст. оператор ТРС, бурильщик КРС).
· Под колеса подъемника после его установки устанавливаются противооткатные упоры.
· Под опорные домкраты устанавливаются деревянные подушки, брусья сбиваются между собой скобами.
· Производится установка на домкраты и фиксация их  контргайками.
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Клеммная 

коробка 

предохраняет 

СУ от 

проникновени

я газа из 
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Работы на высоте по монтажу, демонтажу и ремонту вышек и мачт в ночное время, при ветре со скоростью 8 м/с и выше, во время грозы, сильного снегопада, при гололедице, ливне, тумане видимостью менее 100 м должны быть приостановлены.

· При подъеме мачты следить за выполнением работы, в случае отклонений немедленно сообщить машинисту подъемника.
· Произвести монтаж оттяжек (рис.4.1.6.).
· Силовые и ветровые оттяжки А-50 должны закрепляться за якори на расстоянии 28 метров и под углом 45*. Неточность установки якорей допускается (1,5 м. 

· Оттяжки к якорям присоединять при помощи винтовых оттяжек специальными цепями с приспособлением для их надежной фиксации или маркированными петлями и крепить не менее как четырьмя зажимами, расположенными между собой на расстоянии не менее 300 мм. 
· Винтовые оттяжки должны иметь контрольные окна или установленные ограничители, исключающие полное выворачивание винтов из гаек.
· На расстоянии 100 мм от вертикального конца врезается крестовина, диаметром 26 мм, на которую зацепляется петля из стального каната, диаметром не менее 18 мм.
· Произвести заземление подъемного агрегата.
· Силовые кабели уложить на треноги.
· Произвести монтаж рабочей площадки.
· Проверить центричность талевого блока по отношению к оси скважины, произвести центровку.
Подготовка трубы.
Один из важнейших организационных вопросов – обеспечение бригады трубой. Проблема заключается в том, что НКТ принадлежит НГДУ, хотя находится в работе в бригаде КРС. 

На трубной базе (ПРЦТиТ) производятся гидравлические испытания, шаблонировка, маркировка и сортировка труб, а также калибровка резьб. Непосредственно на скважине осуществляется наружный осмотр, повторное шаблонирование, укладка труб в порядке спуска в скважину и замер их длины.
Транспортирование труб на скважину производится специальным транспортом. При погрузке между рядами труб необходимо прокладывать деревянные прокладки, предохраняющие трубы от ударов. При этом концы труб не должны свешиваться или выступать за габариты транспортного средства более, чем на 1 метр. Транспортировка труб без предохранительных колец и ниппелей запрещается.
При разгрузке и укладке труб на стеллажи у скважины необходимо, чтобы муфтовые концы были обращены к устью скважины. При этом не допускается сбрасывание труб, ударение друг о друга, перетаскивание волоком.
При визуальном осмотре труб на скважине определяется состояние наружной поверхности трубы, муфты и их резьбовых частей. Обнаруженные небольшие забоины на поверхности трубы допускается удалять с помощью напильника.
Подготовленные трубы необходимо уложить штабелями на стеллажи в порядке очередности спуска в скважину, а между рядами поместить деревянные прокладки. Торцы муфт каждого ряда труб должны находиться на одной общей прямой линии, а последующие вышележащие ряды - ступенчато отступать от каждого уложенного ряда на длину муфты.

При использовании труб разных диаметров и конструкций необходимо группировать их по типам и размерам. Переводник для свинчивания их между собой рекомендуется навернуть заранее в муфту последней трубы спускаемой секции.

Перед спуском трубы необходимо замерить, данные замера необходимо внести в «Меру колонны НКТ», определить длину труб и необходимое количество для спуска. 

Шаблонирование труб необходимо производить при подъеме труб с мостков для спуска в скважину. При эксплуатации НКТ следует контролировать количество сворачиваний – разворачиваний труб.

При непрохождении шаблона в трубе ее отбраковывают. На трубах, забракованных при проверке, необходимо сделать пометку "БРАК" устойчивой к климатическим условиям краской. Выбракованные трубы складировать отдельно от основных труб.

4.2. Глушение скважины.  
Глушение скважин (Kill the well – англ.) – процесс создания в скважине такого давления, при котором исключается нефтегазоводопроявление (НГВП). НГВП возникает тогда, когда давление пластовых флюидов больше чем давление в скважине. Процесс глушения представляет собой процесс замещения скважинной жидкости на специально приготовленную жидкость глушения ЖГ с определенной плотностью. В зависимости от условий процесс глушения может быть прямым (НКТ – затрубное пространство) и обратным (затрубное пространство – трубы). Глушение может проходить в один и несколькоциклов в зависимости от глубины спуска подвески. 
Глушение скважин является одной из самых массовых, и вместе с тем одной из самых проблемных технологических операций, проводимых на нефтяных скважинах. В целом в любой нефтяной компании ущерб от применения традиционных ЖГ, не отвечающих геологическим условиям нефтяных месторождений, может составить значительную величину, что проявляется в следующих осложнениях:

· увеличении срока вывода на режим скважин после ремонта, приводящем к сокращению общего рабочего времени и общей добычи нефти. Так, например, до начала применения новых растворов глушения средний срок вывода на режим скважин НГДУ «Стрежевойнефть» составлял 5,9 сут., что сравнимо со средней длительностью ремонта; 

· снижении продуктивности скважин после некачественного глушения;

· нефтегазопроявлениях в ходе ремонта и повторных глушениях, которые приводят к простоям  бригад КТРС, т.е. неэффективному использованию людских ресурсов и техники, приводящие в свою очередь, к простоям других скважин в ожидании ремонта;

· в некоторых случаях физическая невозможность глушения скважины и проведения ремонта. Например, на начало испытаний буферных жидкостей на горизонте БС16-22 Мало-Балыкского месторождения по данной причине простаивало 18 скважин после ГРП с суммарной суточной добычей нефти более 500 т.

Процесс глушения связан, с одной стороны, с необходимостью обеспечения безопасности работ бригад ТКРС (предупреждение ГНВП), а с другой – с опасностью уменьшения продуктивности скважин в результате ошибок при подборе параметров глушения, нарушении технологии глушения и ведения ремонтных работ. В этой связи особую актуальность приобретает проблема проектирования состава растворов и технологий глушения скважин, позволяющих при выполнении основной технологической задачи сохранять характеристики призабойных зон пласта (ПЗП). 
В процессе взаимодействия некачественных жидкостей глушения (ЖГ) и их фильтратов с нефтяным пластом часто идет необратимое ухудшение фильтрационно-емкостных характеристик коллектора вследствие гидратации и набухания минералов глинистого цемента, кальматации каналов взвешенными частицами, соединениями железа, кальция, отложениями неорганических солей и асфальтосмолистых и парафиновых веществ (АСПО), образования водонефтяных эмульсий, а также возникновения «водяных мостов». Из-за проникновения солевого водного раствора в ПЗП снижается фазовая проницаемость по нефти и увеличивается обводненность добываемой продукции. Все это ведет к снижению продуктивности скважины. 

Необходимо отметить, что применение методов глубокой очистки ПЗП от загрязнений в этих условиях лишь усугубляет ситуацию, так как в ходе последующих глушений технологические жидкости по очищенным каналам проникают в удаленные зоны пласта и в еще большей мере ухудшают его характеристики. 
Вопросы квалифицированного подбора рецептуры ЖГ и их качественной подготовки особенно актуальны в настоящее время, когда в ходе интенсификации разработки месторождений широко применяется форсированный отбор жидкости. Эти мероприятия сопровождаются большим числом операций по глушению скважин перед сменой погружных насосов. При этом практика показывает, что форсированный отбор жидкости часто приводит к понижению пластового давления и осложнению условий глушения скважин. Применение в этих условиях традиционных жидкостей глушения может значительно снизить эффективность проводимых мероприятий. 
Организация процесса глушения скважины.
Учитывая важность проблемы, возникает необходимость в переосмыслении процесса глушения и проведении ряда мероприятий по улучшению качества глушения скважин. Необходимы четкие представления о необходимых параметрах процесса глушения, знание современных технологий, средств подготовки и закачки растворов глушения, их новейших составов.  Процесс проектирования глушения – один из ответственейших моментов в процессе эксплуатации скважины (рис.4.2.1.). 

Этапы подготовки и проведения глушения следующие:

· анализ геолого-технологических условий месторождения;

· выбор рецептур жидкостей глушения, проектирование процесса;

· подготовка воды, необходимых реагентов и материалов;

· подготовка необходимого оборудования;

· приготовление и хранение жидкости глушения, буферных жидкостей, жидкостей для перфорации;

· транспортировка и закачка;

· контроль параметров ЖГ и технологии глушения.
Требования к жидкостям глушения.
Отметим основные требования к жидкостям глушения:

· ЖГ для скважин должна быть химически инертна к горным породам, составляющим коллектор, совместима с пластовыми флюидами, должна исключать кальматацию пор пласта твердыми частицами;

· фильтрат ЖГ должен обладать ингибирующим действием на глинистые частицы, предотвращая их набухание при любом значении рН пластовой воды;

· ЖГ не должна образовывать водных барьеров и должна способствовать гидрофобизации поверхности коллектора, снижению капиллярных давлений в порах пласта за счет уменьшения межфазного натяжения на границе раздела фаз «жидкость глушения – пластовый флюид»;

· ЖГ не должна содержать механических примесей с диаметром частиц более 2 мкм. Общее содержание механических примесей не должно превышать 100 мг/л;

· ЖГ должна обладать низким коррозионным воздействием на скважинное оборудование. Скорость коррозии стали не должна превышать 0,1–0,12 мм/год;

·  ЖГ на месторождениях с наличием сероводорода должны содержать нейтрализатор сероводорода;

· ЖГ не должны наносить вреда нефтесборным трубопроводам при существующей схеме утилизации;

· ЖГ должна быть безопасной при проведении технологических операций.

Как добиться соблюдения этих  требований?

· применение расширенного ассортимента ЖГ;

· усовершенствование их состава добавками химических реагентов;

· применение буферных жидкостей;

·  применение современных средств для подготовки, приготовления, транспортировки и  закачки ЖГ.
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Ассортимент используемых ЖГ должен соответствовать всему спектру литотипов пород, их фильтрационно-емкостным свойствам, применяемым технологиям воздействия на пласт, а также текущему состоянию разработки эксплуатируемых объектов. В частности, он должен включать жидкости глушения для условий аномально высокого и аномально низкого пластового давления, для пластов с низкой проницаемостью и высокой глинистостью, растворы для вскрытия пластов и жидкости для промывки скважин. В таблице 1 представлен пример рекомендованных для ОАО "Юганскнефтегаз" и «Томскнефть» разработок для глушения скважин, сделанных на основе проведенных в 2001–2002 годах исследований по фильтрации широкого ряда ЖГ через образцы кернов различных месторождений. 

Для глушения скважин в обычных условиях с нормальным пластовым давлением рекомендуется использовать солевой раствор на основе NaCl с добавкой ингибиторов и гидрофобизаторов, либо с применением буферных жидкостей на основе состава «Шанс». Испытание состава «Шанс» в условиях месторождений ОАО «Томскнефть» показало, что средний срок вывода скважин на режим из ремонта сокращается в среднем на 1 сутки, что позволяет получить выигрыш в добыче нефти. Другим положительным фактором является сохранение продуктивности скважин, что подтвердилось средним ростом дебита жидкости по скважинам без изменения производительности ГНО на 5–15%.
Таблица 4.2.1.
Жидкости глушения и другие технологические
жидкости для нефтедобычи
	Назначение
	Компонентный состав

	ЖИДКОСТИ ГЛУШЕНИЯ
	

	Глушение в условиях нормального пластового давления
	Раствор хлористого натрия усовершенствованный

(с плотностью до 1,18 г/см3). Содержит ингибиторы:

- коррозии

- набухания глин

- солеотложений

	Глушение в условиях нормального пластового давления скважин, эксплуатирующих пласты с высоким 

содержанием глинистого ) цемента
	Раствор хлористого калия усовершенствованный (с плотностью 1,06 г/см3 (либо сильвинита или хлористого аммония)

Содержит ингибиторы:

- коррозии

- солеотложений 



Продолжение таблицы 4.2.1.
	Назначение
	Компонентный состав

	ЖИДКОСТИ ГЛУШЕНИЯ
	

	Глушение в условиях аномально высокого пластового давления 

	Раствор хлористого кальция усовершенствованный

(с плотностью 1,30 г/см3)

Содержит ингибиторы:

- коррозии

- набухания глин

- солеотложений

	БУФЕРНЫЕ ЖИДКОСТИ ГЛУШЕНИЯ
	

	Глушение в условиях нормального пластового давления 


	Раствор «ШАНС» 

Гидрофобно-эмульсионный состав ГЭС -2



	Буферный раствор для глушения в условиях нормального пластового давления и высоких пластовых температур 
	Раствор «ШАНС-1» 

Гидрофобно-эмульсионный состав ГЭС-1, «ДИСИН»



	Для глушения в условиях аномально низкого пластового давления 
	«ДИСИН», 

Гидрофобно-эмульсионный

состав «ГЭС»

	Для глушения в условиях аномального поглощения и скважин после ГРП
	

	ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ ЖИДКОСТИ


	

	Буферная жидкость для глинокислотных  обработок (с плотностью 1,04 г/см3)


	Раствор хлористого аммония



	Для промывки скважин, осложненных АСПО  


	Промывочная жидкость (ВРК) 



	Для первичного вскрытия пластов 


	Эмульсионно-кислотный состав 



	Раствор для перфорации в активной среде
	Раствор катионоактивного ПАВ


При проведении глушения скважин в условиях пониженного пластового давления, а также после ГРП рекомендуется применение буферных жидкостей ГЭС и ДИСИН. Оба случая характеризуются одним осложнением – поглощением ЖГ, механизм которого различается, как различаются и вредные последствия. В скважинах после ГРП поглощения объясняются активным массообменом полости скважины с удаленной зоной пласта. Наиболее сильными и вредными последствиями являются увеличение объема глушения, НГП и повторные глушения и, соответственно, удлинение периода вывода на режим, связанное с откачкой ЖГ из пласта. В случае пониженного пластового давления поглощения объясняются превышением давления столба ЖГ над пластовым, и к вредным последствиям добавляется снижение продуктивности, связанное с проникновением ЖГ в матрицу породы призабойной зоны пласта.

На выбор буферной жидкости влияет и такой параметр, как пластовая температура. Наибольшей устойчивостью к высокой температуре обладает «ДИСИН». Применение же состава «ШАНС» и ГЭС в условиях пластовых температур выше 80°С не рекомендуется. В случае ремонта длительностью более 5 суток ГЭС использовать не следует из-за его невысокой стабильности в условиях высоких температур. 

В регламентах предусматривается применение тех или иных ЖГ, причем не только в зависимости от геолого-технологических показателей, но и от ряда технических, например, спущенного в скважину ГНО. Так, при глушении скважины в условиях аномально низкого пластового давления, эксплуатирующейся с высоким положением «башмака» (более 100 м от верхних отверстий перфорации), рекомендуется использовать инвертную дисперсию «ДИСИН», способную опускаться на забой методом осаждения. Применение же эмульсионных составов подразумевает продавку на поглощение, в результате чего в указанных условиях большой объем поднасосной жидкости попадает в призабойную зону. 

Особо недопустимо применение доставки ЖГ на забой методом продавки на поглощение в коллекторах с повышенной глинистостью. С другой стороны, на скважинах после ГРП такая технологическая операция допустима, т.к. при этом поднасосная жидкость уходит в трещину разрыва, не контактируя с матрицей породы.

Совершенствование технологий приготовления и использования ЖГ.
Необходимо отметить, что реализация всего разработанного комплекса технологий глушения скважин и повышение качества ЖГ требует как усовершенствования технологического процесса их приготовления, так и строительства и технической модернизации самих растворных узлов. Весь комплекс работ по приготовлению ЖГ на должном уровне может осуществлять только специализированные предприятия сервиса.

На практике основные технические сложности процесса приготовления и использования ЖГ, возникают на следующих этапах:

· при очистке ЖГ;

· при строительстве пропарочных узлов;

· при хранении ЖГ;

· при отпуске ЖГ;

· при приготовлении буферных ЖГ;

· при приготовлении составов для перфорации;

· при использовании ингибирующих добавок.

Каждый этап требует профессионального отношения, специального оборудования, набора необходимых материалов.

Очистка жидкостей глушения.
Как правило, приготовленный солевой раствор содержит в своем составе механические частицы, источником которых являются:

· вода, используемая для приготовления жидкости глушения (среднестатистическое содержание механических примесей 15–30 мг/л);

· некачественная соль, содержащая загрязняющие вещества (50 – 100 мг/л).

Очистка растворов от взвешенных частиц производится двумя методами – отстоя и фильтрации.
Метод отстоя применяется для удаления из раствора крупных механических частиц. Продолжительность его должна быть не менее 24 ч. 

Как показывает седиментационный анализ мехпримесей, содержащихся в жидкости глушения к примеру, в ОАО «Юганскнефтегаз», значительная их часть (более 80 %) представлена частицами размером менее 20 мкм. Такие частицы подвержены влиянию броуновского движения и для их осаждения требуется время, превышающее 40 ч. Метод отстоя в данных условиях не дает должного эффекта, и необходима обязательная фильтрационная очистка растворов, особенно в период напряженной загрузки растворных узлов, когда для проведения длительного отстоя нет времени.
Метод фильтрации обеспечивает тонкую очистку растворов от частиц механических примесей, не осажденных в период отстоя или захваченных насосом из осадка при откачке жидкости из амбара. Для фильтрации могут применяться различные устройства – песочные фильтры, тканевые фильтры, в ряде случаев фильтры могут быть заменены на батарею илоотделителей (при условии сохранения качества очистки раствора). 

Необходимо отметить, что процесс фильтрации зачастую осложняется по причине высокого содержания нефтепродуктов в жидкости, используемой для приготовления растворов. Поэтому для удаления пленки нефти в технологической цепочке приготовления растворов глушения наряду с методом фильтрации используется и процесс отстоя.
Хранение жидкостей глушения.
Суммарный объем емкостей растворного узла должен превышать суточную производительность узла в 1,5 раза. Запас жидкостей глушения необходим для предупреждения и ликвидации нефтегазоводопроявлений. 

Емкости для хранения растворов низкой плотности должны быть обеспечены теплозащитной изоляцией и регистрами отопления. Подогревающими устройствами должны быть обеспечены и часто используемые задвижки емкостей хранения. Емкости должны быть дооборудованы устройствами для механизированной зачистки или промывки. 

Для предупреждения коррозии емкостей на стадии хранения и предотвращения насыщения продуктами коррозии ЖГ предлагается производить обработку растворов ингибиторами коррозии. При длительном хранении растворов (более 48 часов) предлагается производить обработку растворов бактерицидами, например СНПХ 1002, ЛПЭ-11 с расходом 3 л/м3. 

Кроме того, растворы, находящиеся на хранении, с течением времени не должны терять своих свойств, т.е. систематически обновляться и  обрабатываться стабилизирующими добавками.

Отпуск жидкостей глушения.
Отпуск ЖГ и их разбавление до требуемой плотности необходимо производить через специально оборудованные расходомеры и отапливаемые узлы учета.

Приготовление буферных жидкостей глушения.
При реализации методов интенсификации добычи нефти пластовое давление на значительном количестве участков месторождений сильно понижено. Это приводит к повышенному поглощению ЖГ в ПЗП. Использование в таких случаях облегченных ЖГ сопряжено с применением углеводородов («мертвой» нефтью), что увеличивает пожарную опасность проведения операций по глушению скважин.
Для предотвращения повышенного поглощения предлагается использование буферных жидкостей, обладающих пониженной способностью к фильтрации в пористую среду. Буферная жидкость должна иметь плотность немного выше плотности базовой жидкости глушения, вследствие чего будет располагаться на забое скважины напротив интервала перфорации и предотвращать проникновение в пласт базовой ЖГ.
Кроме того, мы должны понимать, что находящаяся в забойной части скважины жидкость при проведении спускоподъемных операций постоянно мигрирует из скважины в пласт и обратно в скважину.  
Состав «ГЭС» – готовится в специально оборудованной мешалке, наличие которой желательно на каждом растворном узле. Перемешивание состава обеспечивается механической мешалкой и центробежным насосом. Высокие качественные показатели эмульсии получаются в случае ее приготовления в стационарных условиях с применением установки ВСП-0,25, работающей на принципах вибрационно-магнитной активации и позволяющей получить эмульсии множественного типа.
Состав «ДИСИН» – производится промышленно, и на растворных узлах предполагается лишь его хранение и отпуск. Для хранения «ДИСИНа» растворный узел должен быть оснащен отдельной емкостью объемом не менее 20 м3. Необходимо помнить, что хранение «ДИСИНа» при температуре окружающего воздуха ниже минус 25°С недопустимо.
Ингибирующие добавки.
Для предотвращения процессов набухания глин, солеотложения, снижения коррозионной агрессивности жидкостей глушения в них предлагается добавлять химические реагенты – ингибиторы.

Ингибиторы подавления набухания глин и гидрофобизаторы представляют собой катионоактивные поверхностно-активные вещества. Эти соединения обладают высокой адсорбционной способностью к поверхности полимиктового песчаника, в результате чего подавляются процессы набухания и диспергирования пелитовой части горной породы и происходит инверсия смачиваемости пористой среды. Реагенты, рекомендованные к применению в качестве ингибиторов подавления набухания глин, представлены в табл. 4.2.2.
Таблица 4.2.2. 
Ингибиторы набухания глин
	Ингибитор
	Концентрация, %
	Дозировка, л/м3

	Нефтенол ГФ
	0,2
	2

	Синол КАМ
	0,5
	5

	КВВ-1
	0,5
	5


Ингибиторы коррозии предполагается добавлять на стадии хранения растворов солей для предотвращения коррозии емкостей и недопущения насыщения растворов продуктами коррозии. Следует отметить, что катионоактивные ПАВ являются веществами комплексного действия и могут не только снижать набухаемость глин, но и предотвращать коррозию скважинного оборудования. В качестве таких эффективных и доступных ингибиторов могут быть рекомендованы: Катапин, Дон-52, Азол CI-130, Додикор, при концентрации 0,2–0,5 % (в зависимости от типа ингибитора).

Ингибиторы солеотложений применяют для предотвращения выпадения осадков солей при контакте ЖГ с пластовыми водами. Выбор ингибитора должен осуществляться с обязательным учетом состава пластовых вод. В качестве ингибиторов солеотложения могут быть использованы реагенты НТФ, ОЭДФ, ПАФ 13 А, СНПХ-5311. Дозировка ингибиторов солеотложения составляет примерно 50 г на 1 м3 ЖГ. Добавка ингибиторов солеотложения в ЖГ обязательна для месторождений и участков, где отмечены отложения солей при глушении скважин тяжелыми рассолами, вследствие несоответствия ионных составов пластовой жидкости и ЖГ.
 Технология глушения скважины при ремонте.
Агрегаты должны быть установлены на расстоянии не менее 10 м от устья скважины и таким образом, чтобы их кабины не были обращены к устью. 
[image: image42.wmf] 
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Агрегаты устанавливаются с подветренной стороны. Расстояние между агрегатами должно быть не менее 1 м. (рис.4.2.2.). 

Сборка линий.
Монтаж нагнетательного трубопровода должен производиться из труб и стальных шарнирных соединений высокого давления.
Трубы  нагнетательной линии раскладываются от насосных агрегатов к устью скважины; в местах соединений производится их укладка на деревянные выкладки; проверяется исправность резинового уплотнительного элемента на ниппеле трубы; ниппель направляется в муфту соседней трубы и наживляется гайка БРС в направлении по часовой стрелке; ударами кувалды производится закрепление гайки БРС.
После сборки линий производится испытание линий на герметичность: 
·  закрывается задвижка на ФА; удаляется персонал из опасной зоны; 
·  по команде руководителя работ начинается нагнетание жидкости в напорные линии до 1,5-кратного значения ожидаемого рабочего давления (указано в плане работ); 
· [image: image43.wmf] 
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  линии считаются герметичными, если в течение 3-х минут давление опрессовки не падает. 
Глушение скважины осуществляется заменой  скважинной жидкости на жидкость глушения, плотность которой рассчитана так, чтобы гидростатическое давление ее столба превышало пластовое на 5%. Поэтому важно контролировать плотность жидкости глушения  при закачке ее в скважину (см. «Замер плотности»).

Глушение скважин, оборудованных ЭЦН, в зависимости от глубины установки насоса, производят в два и более приемов, после остановки скважинного насоса и сби​вания циркуляционного клапана (рис.4.2.3.). 

Жидкость глушения закачивают через НКТ и межтрубное пространство до появления ее на поверхности. 

Закрывают задвижку и закачивают в пласт расчетный объем жидкости, рав​ный объему эксплуатационной колонны от уровня подвески насоса до забоя

Вначале жид​кость глушения замещают до глубины установки на​соса, а затем через расчетное время повторяют глушение.

Признаком окончания глушения скважины  является   соответствие плотности жидкости выходящей из скважины плотности жидкости глушения, при этом объем прокаченной жидкости глушения должен быть не менее расчетной величины.
Расчет глушения.
Определение плотности жидкости глушения.
Плотность жидкости для глушения скважин рассчитывается в зависимости от величины пластового давления и расстояния до ВНК по вертикали (в практике работ до кровли пласта), указанных в плане на ремонт скважины. Погрешность в расчетах на кровлю пласта незначительна и составляет менее 0.1%.


Yжг=Кз ∙ (Рпл ∙ 102) / (Н ∙ 9,81),                           (4.2.1)
где:
Yжг – плотность жидкости глушения, г/см3;


Рпл – текущее пластовое давление, атм;


Кз  – коэффициент запаса, равный 1,10;


Н – глубина скважины до кровли пласта или ВНК, м.

Коэффициент запаса (величиной 10 от расчетной плотности жидкости глушения) предусматривается для создания противодавления на пласт в целях предотвращения самоизлива скважины - от непредвиденных и неконтролируемых факторов во время ремонта скважины, а также недостаточной точности замера пластового давления.
Для скважин с обводненностью продукции 80% и более и газовым фактором не более 100 м3/м3 допускается уменьшение коэффициента запаса 5 %.
Для скважин, в которых вскрыто несколько пластов с разными пластовыми давлениями  и расстоянием между ними более 50 м, в расчетах принимается величина расстояния до кровли пласта (ВНК) с более высоким пластовым давлением. При этом для предотвращения поглощения жидкости пластом с меньшим пластовым давлением, первый объем жидкости глушения (3–5 м3) должен быть загущен полиакриламидом или КМЦ.
При отсутствии достоверных данных о текущем пластовом давлении, не позднее, чем за трое суток до ремонта скважины оно должно быть определено.
На скважинах механизированного фонда (не с аномально низким пластовым давлением) – с помощью избыточного давления, которое замеряется после полной замены скважинной жидкости жидкостью глушения или промывочной и отстоя скважины в течение не менее 24 часов. Текущее пластовое давление, при этом, рассчитывается по формуле:

Рпл = ((Н ∙Yжг)/10)+Ризб
                             (4.2.2.)
где: Ризб – избыточное давление на устье скважины, атм.

На фонтанных скважинах текущее пластовое давление замеряется глубинным манометром.
Расчет количества химреагентов для приготовления растворов глушения.



Количество реагента (NaCl, CaCl2), требующегося для приготовления необходимого объема жидкости глушения определенной плотности, рассчитывается по формуле:

Мр=(Yр ∙ (Yжг – Yв) ∙ Vр ∙ 10)/(Yр – Yв)                 (4.2.3.)
где:
Мр – количество реагента, кг;


Yр  – удельный вес реагента, г/см3


Yжг – удельный вес жидкости глушения, г/см3

Yв – удельный вес воды, используемой для приготовления жидкости глушения, г/см3
Y – требуемый объем жидкости глушения, м3.

Удельные веса NaCl – 2,15 г/cм3 (2 150 кг/м3)




      CaCl2  – 2,20 г/см3 (2 200 кг/м3)

При приготовлении жидкости глушения можно пользоваться данными, приведенными в "Приложение-1".

Не допускается отклонение величины плотности жидкости глушения от расчетной более чем на + 0.02 г/см3.
Таблица 4.2.2.

Допускаемые отклонения плотности жидкости глушения
	Глубина скважины, м
	Допустимые отклонения при плотности жидкости глушения, кг/м2



	
	До 1300
	1300-1800
	более 1800

	До 1 200
	20
	15
	10

	До 2 600
	10
	10
	5

	До 4 000
	5
	5
	5


Определение объема жидкости и количества циклов глушения скважины.

Объем жидкости для глушения скважины и количество циклов глушения определяется расчетным путем в зависимости от глубины скважины до середины интервала перфорации, диаметров эксплуатационной колонны и НКТ, объема спущенных в скважину штанг.


Общий объем жидкости для глушения скважины рассчитывается по формуле:



Vжг = VэкО + 3м3 = Vэк - Vнкт - Vшт + 3м3                 (4.2.4.)


Vэк=((D2/4) ∙ H;                                  (4.2.5.)
где:  Н – глубина скважины до цементного моста, D – внутренний диаметр эксплуатационной колонны. VэкО – объем эксплуатационной колонны, с учетом спущенного подземного оборудования.

Примечание: Для практических расчетов, в связи с многообразием диаметров эксплуатационных колонн, а иногда и отсутствием данных по толщине стенки эксплуатационной колонны предлагается:

- внутренний диаметр э/к d-127 мм считать равным 113 мм (толщина стенки 7мм); 

- внутренний диаметр э/к d-146 мм считать равным 130 мм (толщина стенки 8 мм);

- внутренний диаметр э/к d-168.3 м считать равным 152.3 мм (толщина стенки 8 мм).

Формула определяющая объем жидкости вытесняемой металлом НКТ (без учета муфт):

Vнкт=(((dнкт2-dнктВ2)/4) ∙ Нсн,                           (4.2.6.)
где: dнкт и  dнктВ – соответственно внешний и внутренний диаметр НКТ, Нсн  – глубина спуска насоса, м.

Формула, определяющая объем жидкости, вытесняемой металлом штанг:
Vшт=((dшт Ср2/4) ∙ Нсп.                                 (4.2.7.)
Средневзвешенный диаметр штанг определяется:
dштСр=((dшт1 ∙ h1) + (dшт2 ∙ h2) + (dшт3 ∙ h3)/Hсп,            (4.2.8.)
где: dшт1, h1 ... диаметры и длины ступеней колонны штанг.

Объем 1 цикла глушения должен соответствовать объему между внутренним диаметром э/к и внешним НКТ до глубины спуска насоса. Объем 1 цикла определяется по формуле:

        V1ц=((DэкВн2 – dнкт2)/4) ∙ Нсп, м3                                      (4.2.9.)

Количество циклов определяется:

Кц= VэкО / V1ц.                                   (4.2.10.)

Так как количество циклов глушения определяемое по вышеприведенной формуле всегда будет дробным, а объем последнего цикла глушения, при округлении в меньшую сторону, всегда был большим, что не обеспечивало качественного глушения на последней стадии и перерасход жидкости глушения вводится следующая методика расчетов объемов последующих циклов.


При 2,5 Кц = 2 объема второго цикла вычисляется по формуле:
V2ц=VэкО-V1ц + 3, м3                                                  (4.2.11.)

При 3,5 Кц = 2.5 объем третьего цикла вычисляется по формуле:



V3ц=V1ц + 3, м3                                     (4.2.12.)
Объем второго цикла: 

 V2ц = VэкО=V1ц  – V3ц, м3;                          (4.2.13.)

При Кц 3,5 объем четвертого и второго циклов глушения вычисляется по формуле:
                   V4ц=V1ц+3,                                       (4.2.14.)

V2ц = V1ц,                                        (4.2.15.)
Объем третьего цикла вычисляется по формуле:

V3ц=VэкО-V1ц-V2ц-V4ц, м3                                          (4.2.16.)
Определение количества циклов глушения.


При глушении скважины в два и более циклов время отстоя скважины, необходимое для замещения раствора, определяется по формуле:
 to 1.2… n-1 = (Hз1.2 …n-1- Hж1.2…n-1)/ Vотн,                  (4.2.17.)
где: Vотн – относительная скорость жидкости глушения и скважинной жидкости в условиях отстоя (равная 70 м/час для нефти плотностью 0,81 г/см3 и воды плотностью 1,0 г/см3);


Нж1.2…n-1 – высота столба закаченной жидкости (приведенная к внутреннему объему эксплуатационной колонны) при первом и последующих циклах глушения, м;


Нз1.2…n-1 – высота замещения скважинной жидкости – жидкостью глушения (взятая от низа спущенного в скважину оборудования Нсп до границы раздела скважинной жидкости и жидкости глушения. При первом цикле глушения – до башмака скважины), м;


tо – продолжительность отстоя, час.
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4. 3. Исследования скважин.
Одна из основных сложностей работ по ремонту скважин, что мы можем только предполагать, что же происходит в скважине. Поэтому перед началом ремонта необходимо внимательно ознакомится с историей скважины, провести комплекс исследовательских работ. Работы по исследованию ведут до ремонта (в работающей скважине), в период ремонтных работ и после их завершения. Исследования  до ремонта  и во время его проведения  необходимы для определения оптимальных путей производства ремонтных работ, а после окончания для  определения признаков успешного проведения ремонтных работ. 

Исследования в скважине подразделяются на гидродинамические, геофизические, а также обследования технического состояния эксплуатационной колонны. Как правило, эти работы проводятся в комплексе. В комплексе с геофизическими выполняются также прострелочно-взрывные работы. 

Работы проводятся в соответствии с планом, утвержденным главным инженером и главным геологом предприятия и согласованным с противофонтанной службой Геофизические и гидродинамические исследования выполняются геофизическими или другими специализированными организациями по договорам, заключаемым с нефтегазодобывающими предприятиями, и проводятся в присутствии Заказчика.
Гидродинамические исследования.
Работы по КРС должны начинаться с гидродинамических исследований в скважинах. Виды технологических операций приведены в таблице 4.3.1.
Выявление обводнившихся интервалов пласта или пропластков производят гидродинамическими методами в комплексе с геофизическими исследованиями при селективном испытании этих интервалов на приток с использованием двух пакеров (сверху и снизу).
Таблица 4.3.1.
Виды технологических операций

	Технологические методы исследования
	Данные, приводимые в плане на ремонт скважин

	1
	2

	Гидроиспытание колонны


	Глубина установки моста (пакера), отключающего интервал перфорации (нарушения), тип и параметры жидкости для Гидроиспытания, величина устьевого давления



	Поинтервальные гидроиспытания колонны


	Глубина установки моста, отключающего интервал перфорации (нарушения), глубина спуска НКТ, параметры и объем буферной и промывочной жидкостей, направление прокачивания (прямое, обратное), продолжительность, устьевое давление при гидроиспытании



	Снижение и восстановление уровня жидкости
	Глубина установки моста, отключающего интервал перфорации (нарушения), способ и глубина снижения уровня жидкости в скважине, способ и периодичность регистрации положения уровня жидкости в скважине

	Определение пропускной способности нарушения или специальных отверстий в колонне


	Режим продавливания жидкости через нарушение колонны, величина устьевого давления в каждом режиме, тип и параметры продавливаемой жидкости

	Прокачивание индикатора (красителя)
	Тип и химический состав индикатора, концентрация и объем раствора индикатора


Геофизические исследования.
Комплекс геофизических исследований в зависимости определяется в зависимости от:
· категории скважин; 

· условий проведения измерений и решаемых задач.
Работы проводятся на основании  заявки на проведение работ, акта о готовности скважины. Комплекс исследований должен включать все основные методы. Целесообразность применения дополнительных методов должна быть обоснована промыслово-геофизическим предприятием. Комплексы методов исследований уточняют в зависимости от конкретных геолого-технических условий по взаимно согласованному плану между геофизической и промыслово-геологической службами. 

Как правило, на основании заключения проводится принятие решения о дальнейших действиях бригады на скважине, а также об успешности выполнения работ. 

Заключения об интервалах негерметичности обсадной колонны, глубине установки оборудования, НКТ, положения забоя, динамического и статического уровней, интервале прихвата труб и привязке замеряемых параметров к разрезу, герметичности забоя выдаются непосредственно на скважине после завершения исследований, а по исследованиям, ко​торые проводятся для определения интервалов заколонной циркуляции, распределения и состояния це​ментного камня за колонной, размеров нарушений ко​лонны – передаются по оперативной связи в течение 24 ч после завершения измерений и через 48 ч – в письменном виде. В заключении геофизического пред​приятия приводятся результаты ранее проведенных ис​следований (в том числе и не связанных с КРС), а в случае их противоречия с данными предыдущих ис​следований, указываются причины.
Геофизические исследования в интервале объекта разработки.

Перед началом геофизических работ скважину заполняют жидкостью необходимой плотности до устья, а колонну шаблонируют до забоя. 

Основная цель исследования – определение источников обводнения продукции скважины. При выявлении источников обводнения про​дукции в действующих скважинах исследования включают измерения высокочувствительным термометром, гидродинамическим и термокондуктивным расходомерами, влагомером, плотномером, резистивиметром, импульсным генератором нейтронов. Комплекс иссле​дований зависит от дебита жидкости и содержания воды в продукции. Привязку замеряемых параметров по глубине осуществляют с помощью локатора муфт и ГК.

Для выделения обводнившегося пласта или пропластков, вскрытых перфорацией, и определения заводненной мощности коллектора при минерализа​ции воды в продукции 100 г/л и более в качестве дополнительных работ проводят исследования импульсными нейтронными методами (ИНМ) как в эксплуатируемых, так и в остановленных скважинах. В случаях обводнения неминерализованной водой эти задачи решаются ИНМ по изменениям до, и после закачки в скважину минерализованной воды с концентрацией соли более 100 г/л. Эти измерения проводятся в ком​плексе с исследованиями высокочувствительным термометром для определения интервалов поглощения закачанной воды и выделения интервалов заколонной циркуляции.

Измерения ИНМ входят в основной комплекс при исследовании пластов с подошвенной во​дой, частично вскрытых перфорацией, при минера​лизации воды в добываемой продукции более 100 г/л. По результатам измерений судят о путях поступления воды к интервалу перфорации – подтягиванию подошвенной воды по прискважинной зоне коллектора или по заколонному пространству из-за негерметичности цементного кольца. 

Оценку состояния выработки запасов и величины коэффициента остаточной нефтенасыщенности в пласте, вскрытом перфорацией, проверяют исследованиями ИНМ в процессе поочередной закачки в пласт двух водных растворов, различных по минера​лизации. По результатам измерения параметра време​ни жизни тепловых нейтронов в пласте вычисляют значение коэффициента остаточной насыщенности. Технология работ предусматривает закачку 3–4 м3 раствора на 1 м толщины коллектора. Закачку раствора проводят отдельными порциями с замером параметра до стабилизации его величины. 

Состояние насыщения коллекторов, представляющих объекты перехода на другие горизонты или приобщения пластов, оценивают по результатам гео​физических исследований. При минерализации воды в продукции более 50 г/л проводят исследования ИНМ.

При переводе добывающей скважины под нагнетание обязательными являются исследования гидродинамическим расходомером и высокочувстви​тельным термометром, которые позволяют выделить отдающие или принимающие интервалы и оценить сте​пень герметичности заколонного пространства.

Контроль технического состояния добываю​щих скважин.

Если объектом исследования является интервал ствола скважины выше разрабатываемых пластов, геофизические измерения проводят с целью выявления мест нарушения герметичности обсадной ко​лонны, выделения интервала поступления воды к месту нарушения, интервалов заколонных межпластовых перетоков, определения высоты подъема и состояния цементного кольца за колонной, состояния забоя сква​жины, положения интервала перфорации, технологического оборудования, определения уровня жидкости в межтрубном пространстве, мест прихвата труб.

Если место негерметичности обсадной ко​лонны определяют по измерениям в процессе работы или закачки в скважину воды (инертного газа) в ин​тервале, не перекрытом НКТ, обязательный комплекс включает измерения расходомером и локатором муфт. В качестве дополнительных методов используют скважинный акустический телевизор (для определения линейных размеров и формы нарушения обсадной колонны), толщиномер (с целью уточнения компо​новки обсадной колонны и степени ее коррозии).

Интервал возможных перетоков жидкости или газа между пластами при герметичной обсадной колонне устанавливают по результатам исследований высокочувствительным термометром, закачкой радио​активных изотопов и методами нейтронного каротажа для выделения зон вторичного газонакопления.

Контроль за РИР при наращивании цемент​ного кольца за эксплуатационной колонной, кондуктором, креплении слабосцементированных пород в призабойной зоне пласта осуществляют акустическим или гамма-гамма-цементомером по методике сравни​тельных измерений до, и после проведения изоляци​онных работ. Для контроля качества цементирования используется серийно выпускаемая аппаратура типа АКЦ. В сложных геолого-технических условиях обса​женных скважин получению достоверной информа​ции будет способствовать использование аппаратуры широкополосного акустического каротажа АКШ.

Для контроля глубины спуска в скважину оборудования (НКТ, гидроперфоратора, различных пакерирующих устройств), интервала и толщины от​ложения парафина, положения статического и дина​мического уровней жидкостей в колонне, состояния искусственного забоя обязательным является иссле​дование одним из стационарных нейтронных методов (НГК, ННК) или методом рассеянного гамма-излу​чения (ГГК).

Геофизические исследования при ремонте на​гнетательных скважин в интервале объекта разработ​ки проводят для оценки герметичности заколонного пространства, контроля за качеством отключения от​дельных пластов. Эти задачи решают замером высоко​чувствительным термометром и гидродинамическим расходомером, закачкой радиоактивных изотопов. Факт поступления воды в пласты, расположенные за пре​делами интервала перфорации, может быть установлен по дополнительным исследованиям ИНМ при минерализации пластовой воды более 50 г/л.

Результаты ремонтных работ с целью увели​чения и восстановления производительности и при​емистости, выравнивания профиля приемистости, до​полнительной перфорации оценивают по сопоставле​нию замеров высокочувствительным термометром и гидродинамическим расходомером, которые необхо​димо проводить до и после завершения ремонтных работ. Для определения интервалов перфорации и кон​троля за состоянием колонны применяют локатор муфт, акустический телевизор CAT, индукционный дефектоскоп ДСИ, аппаратуру контроля перфорации АКП, микрокаверномер. В случае закачки в пласт со​единений и веществ, которые отличаются по нейт​ронным параметрам от скелета породы и насыщаю​щей ее жидкости, дополнительно проводят исследо​вания ИНМ до и после ремонта скважины с целью оценки эффективности проведенных работ.

Оценку результатов проведенных работ про​водят в период дальнейшей эксплуатации скважины по характеру добываемой продукции и по результатам повторных исследований после ремонтных работ.

Признаками успешного проведения ремонт​ных работ следует считать:

1) в интервале объекта разработки – снижение или ликвидацию обводненности добываемой продукции, увеличение дебита скважины;

2) при исправлении негерметичности колонны – результаты испытания ее на герметичность гидроис​пытанием или снижением уровня;

3) при изоляции верхних вод, поступающих в сква​жину через нарушения в колонне или выходящих на поверхность по затрубному пространству, – отсутствие в добываемой продукции верхних вод, отсутствие вы​хода пластовых вод на поверхность.

В случае отрицательного результата ремонт​ных работ проводят исследования по определению источника поступления воды в скважину.

Качество проведенных ремонтных работ ус​танавливают по результатам повторных исследований геофизическими методами:

1) при наращивании цементного кольца за колон​ной или исправлении качества цементирования – путем повторных исследований методами цементометрии; 

2) при ликвидации межпластовых перетоков – ис​следованиями методами термометрии. 

Признаком ус​транения негерметичности заколонного пространства является восстановление геотермического градиента на термограммах, полученных при исследовании в дей​ствующей скважине или при воздействии на нее.
Обследование технического состояния эксплуатационной колонны.
Спускают до забоя скважины свинцовую полномерную конусную печать (кроме случаев полёта установок погружных центробежных насосов) диаметром на 6–7 мм меньше внутреннего диаметра колонны.

При остановке печати до забоя фиксируют в вахтовом журнале глубину остановки и поднимают ее.

Размер последующих спускаемых печатей (по сравнению с предыдущими) должен быть уменьшен на 6–12 мм для получения четкого отпечатка конфи​гурации нарушения.
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Для определения наличия на забое скважины постороннего предмета на НКТ спускают плоскую свинцовую печать.

Для определения формы и размеров поврежденного участка обсадной колонны используют боковые гидравлические печати.

Работы по ремонту и исследованию скважин, в продукции которых содержится сероводород, проводятся по плану работ, утвержденному главным инженером, главным геологом предприятия и согласо​ванному с противофонтанной службой.

4.4. Контроль скважины. Предупреждение газонефтеводопроявлений

В работе следует руководствоваться  инструкцией по предупреждению газонефтеводопроявлений и открытых фонтанов при строительстве и ремонте скважин в нефтяной и газовой промышленности» (РД 08-254-98).

Газонефтеводопроявление (ГНВП) – вид осложнения, при котором поступление флюида из пласта в скважину или через ее устье можно регулировать или приостанавливать с помощью противовыбросового оборудования.

Открытый фонтан (ОФ) – это неуправляемое истечение пластовых флюидов через устье скважины в результате отсутствия, технической неисправности, негерметичности, разрушения противовыбросового оборудования или вследствие грифонообразований.

Газонефтеводопроявления прежде всего влияют на увеличение времени ремонта, затраты на материалы и технику. А переход ГНВП в открытое фонтанирование может привести к потере оборудования, гибели людей, а также большим материальным затратам, связанным с ликвидацией фонтана и его последствий. 
Основные причины возникновения ГНВП:

· Недостаточная плотность жидкости глушения вследствие ошибки при проектировании или несоблюдения рекомендуемых параметров ЖГ ремонтной бригадой;
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Недолив скважины при подъеме инструмента или простое;

· Поглощение жидкости глушения;

· Высокая скорость подъема или спуска колонны труб (особенно многосекционных УЭЦН);

· Снижение плотности ЖГ в результате химической обработки или при седиментации взвешенных частиц при высоком КВЧ;

· Длительные простои без промывки скважины.
Главным условием возникновения ГНВП является превышение пластового давления над давлением, создаваемым столбом жидкости глушения в интервале пласта, содержащего флюид.

Наиболее опасны газопроявления. При проведении ремонтных работ в ствол скважины может попадать газ. Хотя продуктивные пласты мы называем горизонтами, тем не менее, они имеют наклон, поэтому свободный газ в пласте мигрирует, стремясь занять наиболее высокую точку. Наибольшая опасность заключается в том, что его миграция происходит независимо от того закрыто устье или нет. При открытом устье, всплывая пузыри газа, увеличиваются  пропорционально уменьшению гидростатического давления столба жидкости в скважине (закон Бойля – Мариотта P∙V=const). С одной стороны это приводит к снижению забойного давления, с другой стороны происходит выталкивание жидкости из скважины. В случае, когда  устье закрыто, при подъеме газовой пачки объем её не увеличивается, но при этом в пузырях сохраняется пластовое давление, которое при всплывании пузыря может привести к разрушению устья скважины и разрыву продуктивного пласта.

Эксплуатация ПВО:
· в соответствии с категорией скважины, устанавливается ПВО по схеме согласно плану;

· противовыбросовое оборудование должно иметь заводской паспорт, акт на испытание в условиях базы на пробное давление;

· после опрессовки смонтированного на устье ПВО дается разрешение на проведение работ;

· персонал ремонтной бригады должен быть обучен (спецкурс по контролю скважины раз в три года), пройти соответствующий инструктаж (ежеквартально в составе периодического инструктажа, а также внеплановые, связанные с нефтегазоводопроявлениями и фонтанами, при внедрении новой техники и технологии),   систематически участвовать в учебных тревогах (не реже одного раза в месяц);
· установленное на скважине ПВО должно быть чистым, не иметь видимых нарушений, штурвалы должны свободно вращаться, на них должно быть указано направление закрытия – открытия и количество оборотов, площадки для обслуживания ПВО должны обеспечивать свободный подход к оборудованию;
· документация на противовыбросовое оборудование должна храниться в бригаде в специальной папке;
· следует также обратить внимание на систему оповещения. Связь должна быть исправна, также должен быть список телефонов для оповещения;
· важно наличие, условия хранения и готовность к применению средств индивидуальной защиты (СИЗ), газоанализаторов, искробезопасного инструмента, средств пожаротушения, а также умение обслуживающего персонала пользоваться перечисленными средствами;

· ответственный со стороны сервисной компании за выполнение работ по контролю скважины – мастер ремонтной бригады;
· при обнаружении нарушений бригада по ремонту скважин должна быть остановлена.

Для управления скважиной при ГНВП применяется противовыбросовое оборудование и герметизирующие устройства,  которые монтируется на устье в соответствии со схемой в зависимости от категории скважины (рис.4.4.2.). Для ремонта скважин в основном применяются малогабаритные плашечные превенторы, универсальные превенторы. Управление превентора может быть ручным или гидравлическим.

Герметизация межтрубного пространства плашечных превенторов осуществляется специальными плашками с гуммированной поверхностью, которые обжимают тело трубы с двух сторон при вращении штурвалов. Трубные плашки должны соответствовать своими размерами применяемым трубам, или применяется специальная аварийная труба соответствующего плашкам диаметра. На случаи выхода из строя НКТ или бурильных труб устанавливаются превенторы с глухими плашками, которые перекрывают трубное пространство. 

Применяются также спаренные однокорпусные превенторы.

В теле универсального превентора находится резиновый кольцевой уплотнитель, который под воздействием перемещающегося под давлением конического уплотнительного кольца изменяет конфигурацию и обжимает тело трубы.
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Герметизирующие устройства производят перекрытие затрубного пространства за счет уплотнения герметизирующей головки в конической выемке основания за счет веса подвешенных труб. Для предотвращения выталкивания головки давлением в скважине, она стопорится упорами. Контроль трубного пространства осуществляется  при помощи шарового крана, который, как правило, устанавливают на аварийную трубу или дистанционный патрубок.

Для контроля потока жидкости из скважины применяется обвязка, которая включает в себя набор задвижек, дросселей, направляющих патрубков, манометров.
Противовыбросовое оборудование, применяемое для предупреждения газонефтеводопроявлений.
Превенторы плашечные. 

Превентор малогабаритный типа ППМ, ПМТ, ППТК, ПМТК, ПМТ2 предназначен для герметизации устья скважины с целью предупреждения возникновения и ликвидации газонефтеводопроявлений и открытых фонтанов.

Обозначение превенторов принято по следующей схеме: превентор ППР(Г) 1(2,3) – 150 х 21 (35) – К (С) В (Н) 1(2,3) ТУ 3661-005-32729091-99, где ППР или ППГ – ручной или гидравлический; 1 или 2,3 – одинарный, сдвоенный или строенный, 1 – допускается не указывать; 150 – проход, в мм; 21 или 35 – рабочее давление, в МПа; К или С – кованный или сварной корпус; В или Н – выдвижной или не выдвижной штурвал; 1(2,3) – исполнение по коррозионной стойкости; нормальная, улучшенная и повышенная стойкость.

Например – превентор ППГ 2-150х35-КН 2 ТУ 3661-005-32729091-99, что соотвествует сдвоенному гидравлическому превентору с кованным корпусом и не выдвижным штурвалом с проходом 150 мм на давление 35 МПа, исполнения 2 по коррозионной стойкости.

Устройство и принцип работы малогабаритного превентора.
Превентор  состоит из следующих основных узлов и деталей (рис. 4.4.3.): цилиндра корпуса 1, плашки 6, сменного уплотнителя 7, обоймы центратора 17, сменных вкладышей 18, штока 8, уплотнительной гайки 11, штурвала 16.

Корпус ППМ выполнен в виде крестовины сварного исполнения, который включает: цилиндр 1, верхний патрубок 2, нижний патрубок 3, присоединительные фланцы 4 и 5.
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Внутри цилиндра 1 подвижно установлены плашки 6 гуммированные маслобензостойкой резиной. В корпусе плашки, в зависимости от диаметра герметизируемых труб, устанавливаются уплотнители 7 соответствующего типоразмера. Задняя часть корпуса плашки 6 имеет «Т» - образный паз для соединения с головкой штока 8 через кольцо 9. С целью исключения попорота в нижней части корпуса плашки выполнен шпоночный паз, взаимодействующий со штифтами 10, жестко связанные с цилиндром 1. Перемещение штока осуществляется через уплотнительную гайку 11, жестко установленную относительно цилиндра 1, поджимной крышкой 12 и установочного штифта 13. Уплотнение гайки 11 относительно цилиндра 1 осуществляется резиновыми кольцами 14 круглого сечения, а относительно штока 8, резиновыми самоуплотняющимися манжетами 15. Вращение штока 8 осуществляется штурвалом 16.

Обеспечение устьевой соосности опускаемых труб относительно ствола скважины достигается установкой центратора  в проходном отверстии корпуса ППМ.

Центратор состоит из обоймы центратора 17, связанной с патрубком 2 резьбовым соединением и вкладышом 18 соответствующего типоразмера.

Закрывается и открывается превентор вращением штурвалов 16 соответственно по часовой и против часовой стрелки. При закрытии превентора герметизация устья скважины осуществляется принудительным выдавливанием резины головкой штока 8 через подвижно установленный в корпусе плашки диск 19.

[image: image48.emf]
Превентор плашечный малогабаритный ППМ.
       Превенторы плашечные малогабаритные  (рис.4.4.4.).выпускаются по ТУ 3661-012-00221801-2000, и предназначены для герметизации устья скважин при проведении ремонтных работ. 

Таблица 4.4.1.

Технические характеристики превентора типа ППМ

  

	Шифр превентора
	ППМ-80х21
	ППМ-125х21
	ППМ-156х21
	ППМ-156х35
	ППМ-180х21
	ППМ-180х35

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Условный проход, мм
	80
	125
	156
	156
	180
	180


Продолжение таблицы 4.4.1.
	Шифр превентора
	ППМ-80х21
	ППМ-125х21
	ППМ-156х21
	ППМ-156х35
	ППМ-180х21
	ППМ-180х35

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Рабочее давление, МПа
	21
	21
	21
	35
	21
	35

	Управление
	ручное, дистанционное

	Условный диаметр труб уплотняемых плашками, мм
	33, 48
	48, 60, 73, 89
	60, 73, 89, 114
	60, 73, 89, 114
	60, 73, 89, 114, 127
	60, 73, 89, 114, 127

	Присоединительные размеры фланцев ,мм
	
	
	
	
	
	

	- наружный диаметр
	380
	380
	380
	395
	380
	395

	- средний диаметр канавки под прокладку
	211,1
	211,1
	211,1
	211,1
	211,1
	211,1

	- диаметр делительной окружности центров отверстий под шпильки
	317,5
	317,5
	317,5
	317,5
	317,5
	317,5

	-количество/диаметр отверстий под шпильки
	12/32
	12/32
	12/32
	12/39
	12/32
	12/39

	Габаритные размеры, мм
	

	- длина
	1000
	1150
	1250
	1250
	1460
	1460

	- ширина
	320
	320
	460
	460
	460
	460

	- высота
	500
	460
	500
	550
	600
	650

	Масса, кг
	82
	250
	350
	400
	410
	480


Превентор плашечный малогабаритный трубный ПМТ. 
Превентор ПМТ (рис.4.4.5.). предназначен для герметизации: внутреннего канала колонны труб или устья скважины со спущенными штангами ШСН, НКТ или геофизическим кабелем трубными плашками; внутреннего канала колонны труб или устья скважины без штанг ШСН, НКТ и геофизического кабеля глухими плашками.
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Таблица 4.4.2.

Технические характеристики превентора ПМТ

	ПАРАМЕТРЫ И           ХАРАКТЕРИСТИКИ
	ПМТ1.1-80х21
	ПМТ1.2-80х21
	ПМТ1.3-80х21
	ПМТ1.4-80х21

	Диаметр проходного отверстия корпуса, мм
	80

	Рабочее давление, МПа (кгс/см 2)
	21(210)

	Диаметр герметизируемых штанг ШСН, мм
	16, 19, 22, 25, 31

	Условный диаметр герметизируемых НКТ
	33, 42, 48, 60

	Диаметр герметизируемого геоф. кабеля, мм
	6, 9, 11, 16

	Привод плашек 
	ручной

	Наличие и количество боковых отводов (диаметр, мм)
	нет
	нет
	1(55)
	1(55)

	Количество оборотов каждого штурвала, необходимое для закрывания ПМТ
	11-15

	Температура рабочей среды, С0
	до + 100

	Коррозионостойкое исполнение
	для рабочей среды с содержанием H2S-0% и                        содержанием СО2-6%

	*Присоединительные размеры фланцев, мм:
-диаметр наружный 
-диаметр окружности расположения шпилек
-средний диаметр канавки под упл. кольцо
-количество и диаметр от. (мм.) под шпильки  
	242
190.5
123.8
8х25
	-
-
-
-
	-
-
-
-
	-
-
-
-

	Присоединительная резьба корпуса:
 верх
 
низ
	-
	 резьба муфты НКТ, диаметром 89 с высаженными наружу концами по ГОСТ633-80

	
	
	резьба муфты НКТ, диаметром 89 по ГОСТ 633-80
	ОТТМ 140 по ГОСТ 632-80

	Центрирование штанг и НКТ
	плашками


Превентор малогабаритный трубный двойной ПМТ2-125/21,  (рис.4.4.6.) при высоте 700–805 мм, выполняет функции двух превенторов и позволяет:

·  герметизировать на устье скважины НКТ трубными плашками верхнего канала корпуса;
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 герметизировать устье скважины при отсутствии НКТ глухими плашками нижнего канала;

·  герметизировать на устье скважины трубу и кабель ЭЦН одновременно при использовании трубно-кабельных плашек и трубно-кабельного центратора;

·  герметизировать на устье скважины НКТ разного диаметра, при этом герметизация устья при отсутствии НКТ осуществляется трубными плашками, закрытыми на патрубке с шаровым краном;

·  герметизировать на устье скважины кабель геофизический (при установке герметизатора кабельного разъёмного (ГКР) в верхний патрубок превентора).
Таблица 4.4.3.

Технические характеристики

	ПАРАМЕТРЫ И ХАРАКТЕРИСТИКИ 
	ПМТ2.1-125x21
	ПМТ2.2-125x21
	ПМТ2.3-
125x21
	ПМТ2.4-125х21

	Диаметр проходного отверстия корпуса, мм 
	130

	Рабочее давление, МПа (кгс/см2) 
	21 (210) 

	Условный диаметр герметизируемых НКТ, мм 
	33, 42, 48, 60, 73, 89 

	Условный диаметр НКТ (мм) герметизируемых с кабелем ЭЦН (тип кабеля) 
	60, 73 (КПБП) 

	Допустимая осевая нагрузка (вверх, вниз) кгс (кН) на:
- плашки
- корпуса плашек 
	20000 (200)
50000 (500) 

	Привод плашек 
	ручной 

	Возможность дистанционного управления 
	есть 
	есть 
	есть 
	есть 

	Наличие и количество боковых отводов корпуса 
	нет
	1
	2
	нет

	Количество штурвалов 
	4
	4
	4
	4

	Кол-во оборотов  штурвала для закрывания ПМТ2 
	14–15 


Продолжение таблицы 4.4.3.
	ПАРАМЕТРЫ И ХАРАКТЕРИСТИКИ 
	ПМТ2.1-125x21
	ПМТ2.2-125x21
	ПМТ2.3-
125x21
	ПМТ2.4-125х21

	Расположение плашечных стволов 
	параллельное

	**Присоединительные размеры фланцев, мм:
- диаметр наружный
- диаметр окружности расположения шпилек
- средний диаметр канавки под уплотнительное кольцо
- количество и диаметр отверстий (мм) под шпильки 
	380

317,5

211,1

12x32

	Центратор НКТ 
	сменный, для каждого типоразмера НКТ 

	Габаритные размеры, мм
- длина
- высота
- ширина 
	
1396
700 
400 
	
1396 
740
640 
	
1396 
740 
835 
	
1396
700
410 

	Масса, кг 
	350
	380
	385
	370


Превентор плашечный гидравлический ППГ.
Предназначен для герметизации устья при капитальном ремонте скважин с целью предупреждения выбросов и открытых фонтанов.
Таблица 4.4.4.

Технические характеристики превентора ППГ

	Обозначение оборудования
	Наименование
	Условный проход, мм 
	Рабочее давление,МПа

	ППГ2-156х21
	превентор плашечный      сдвоенный 
	156 
	21

	ППГ2-180х21
	превентор плашечный  сдвоенный 
	180 
	21

	ППГ2-230х21
	превентор плашечный  сдвоенный 
	230 
	21


Превентор малогабаритный штанговый ПМШ-62/21.
Превентор  (рис.4.4.7.) предназначен: 

• для герметизации трубного канала лифтовых труб при спуске и подъеме штанг; 

• для герметизации трубного канала лифтовых труб (при отсутствии штанг) при смене плашек на глухие;
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• для герметизации трубного канала лифтовых труб при спуске и подъеме геофизического кабеля.
Таблица 4.4.5.

Технические характеристики

	ПАРАМЕТРЫ И ХАРАКТЕРИСТИКИ ПМШ

	Диаметр проходного отверстия корпуса, мм.
	62

	Рабочее давление, МПа (кгс/см 2.)
	21(210)

	Диаметр герметизируемых штанг 
	16, 19, 22, 25, 32 

	Диаметр герметизируемого кабеля, мм
	6, 9, 11, 16

	Привод плашек
	ручной

	Количество оборотов каждого штурвала для закрытия плашек
	10

	Крутящий момент на штурвале при закрытии плашек Мкр, Нм.
	до 200

	Максимальная допустимая температура рабочей среды при проверке герметичности, гр.С
	до +100

	Допустимая осевая нагрузка на корпус плашек при закрытии на имитаторе Q, кН.
	1.5

	Присоединительные размеры, мм:
- ПМШ1 65х21.00.000
	   Верхнего патрубка корпуса
   - муфтовая резьба гладких НКТ, диаметром 89.
   Нижнего патрубка корпуса
   - нипельная резьба гладких труб, диаметром 89.

	Габаритные размеры, мм.:
- длина
- высота
- ширина
	
600
300 
130 

	Масса, кг.
	32

	Коррозионностойкое исполнение 
	для рабочей среды с содержанием                 Н2S-0% и содержанием CO2-6%
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Комплекс герметизирующего оборудования 1КГОМ.
Комплекс (рис. 4.4.8.) предназначен для герметизации устья нефтяных и других скважин в процессе их ремонта для обеспечения безопасного ведения работ, сокращения срока ремонта скважин, предупреждения выбросов и открытых фонтанов, охраны недр и окружающей среды в соответствии с требованиями ПБ 08-624-03 «Правила безопасности в нефтяной и газовой промышленности».

Комплекс содержит основание, выполненное в виде катушки, фланцы которой соответствуют ГОСТ 28919-91, с коническим отверстием для установки вставок и боковые винтовые упоры для фиксации вставок в основании, выполненные в герметичном исполнении. Для крепления основания 1КГОМ укомплектован шпильками и гайками в кассете.

Вставка №1 предназначена для герметизации трубных компоновок без кабеля. Имеет внутреннюю присоединительную резьбу НКТ 73 и снабжена шаровым затвором со съемной рукояткой.

Вставка №2 предназначена для герметизации трубных компоновок с кабелем и без кабеля. Вставка имеет внутреннюю присоединительную резьбу НКТ 73 и снабжена манжетой с овальным пазом под кабель типа КППБ. Овальный паз в манжете под кабель закрыт пробкой, которая извлекается перед вводом в паз кабеля. Вставка №2 также как и вставка №1 снабжена шаровым затвором.

Вставка №3 предназначена для герметизации ведущей трубы квадратного сечения при фрезеровании с применением механического ротора.

Вставка №4 предназначена для герметизации НКТ при спуско-подъеме с одновременной промывкой под давлением.

Вставка №5 предназначена для очистки НКТ от грязи, нефти, парафино-смолистых и других отложений при извлечении их из скважины.

Вставка №6 предназначена для герметизации геофизического кабеля при проведении исследовательских, каротажных работ.

Вставка №7 предназначена для проведения некоторых видов геофизических работ, работ по повышению нефтеотдачи пластов, связанных с созданием депрессии на пласт через боковой отвод и других видов работ. Вставка №7 спроектирована совместно со специалистами ведущих нефтедобывающих предприятий и в настоящее время находит все большее применение. Снабжена двумя шаровыми кранами — верхний с условным проходом 60 мм и боковой с условным проходом 50 мм, компактна и удобна в применении.

Вставка №8 снабжена шаровым краном и фланцевым соединением. Используется при некоторых видах геофизических работ и для создания депрессии на пласт.
Таблица 4.4.6.

Технические характеристики

	Условный проход, мм
	152

	Рабочее давление, МПа
	21

	Диаметр НКТ для обтиратора, мм
	48, 60, 73, 89

	Диаметр НКТ для промывочной манжеты, мм
	48, 60, 73

	Тип уплотняемого кабеля КПБП с сечением
	3 х 10, 3 х 16, 3 х 25

	Герметизируемый геофизический кабель с сечением, мм
	3-16


Кран шаровой предназначен для оперативного перекрытия и герметизации трубного канала бурильных и насосно-компрессорных труб при проведении ремонтных и аварийных работ.
Таблица 4.4.7.

Технические характеристики

	Обозначение КШ
	ОСНОВНЫЕ ПАРАМЕТРЫ

	
	D мм
	d
мм
	Lмм
	Рр
МПа
	Мp
Нм
	Q
кН
	А
	Масса
кг

	
	
	
	
	
	
	
	по ГОСТ 28487-90
	по ГОСТ 633-80
	

	КШЗ-73х35
	86
	28
	300
	35
	150
	800
	3-73(3-73Ш)
	 
	10

	КШЗ-76х35
	105
	28
	360
	35
	150
	1070
	3-76(3-76Ш)
	  
	29

	КШЗ-86х35
	108
	38
	360
	35
	250
	1140
	3-86(3-861Н)
	 
	30

	КШЗ-88х35
	108
	36
	400
	35
	250
	1550
	3-88(3-881Н)
	  
	32

	КШЗ-102x35
	130
	50
	465
	35
	400
	1140
	3-102(3-102Ш)
	 
	40


Запорная компоновка предназначена для перекрытия канала насосно-компрессорных и бурильных труб при использовании в качестве ПВО малогабаритного превентора в процессе освоения, текущего и капитального ремонта скважин. Применение данной запорной компоновки допускается на скважинах с ожидаемым давлением на буфере не более 14 МПа.

Запорная компоновка является универсальной и состоит из подъемного патрубка изготовленного из НКТ 89, 73 мм, пробкового проходного крана КППС-65x14xл, рабочей трубы (73 мм, 89 мм) с длиной гладкой части не менее 1500 мм, переводника под диаметр применяемых насосоно-компрессорных или бурильных труб. Длина переводника не регламентируется, фланцы и шпильки для крепления необходимо изготавливать из стали марки 45xí или 45xа. Наличие сварных соединений между патрубками НКТ и фланцами не допускается. 

Применение рабочей трубы (73 мм, 89 мм) обусловлено необходимостью избежать смены плашек превентора в процессе работы с комбинированным лифтом НКТ.

При работе, на скважине, запорная компоновка должна находиться на приемных мостках или рабочей площадке, кран должен находиться в открытом положении. В процессе работы должен быть установлен переводник под диаметр применяемых труб, а в случае комбинированного лифта рядом находится дополнительный переводник, под диаметр следующей ступени лифта. При смене диаметра поднимаемых из скважины труб необходимо произвести смену переводника.

Верхняя часть запорной компоновки (подъемный патрубок, КППС) должны быть окрашены в красный цвет. Окраска рабочей трубы не допускается. На запорной компоновке должен быть выбит номер, который указывается в паспорте.

Перед сдачей запорной компоновки в бригады освоения и ремонта скважин изделие должно быть подвергнуто испытанию опрессовкой на величину пробного давления пробкового крана КППС-65x140хл. Время испытания не менее 10 мин. Результаты испытания заносятся в паспорт на изделие.

Периодически, не реже одного раза в квартал, запорная компоновка совместно с превентором проходит испытания в ЦБПО, с занесением в паспорт проверок.

При перерывах в работе, связанных с оставлением устья скважины, запорная компоновка должна быть навернута на трубы находящиеся в скважине, разгружена на элеватор устанавливаемый под верхнюю муфту рабочего патрубка запорной компоновки. После этого должны быть закрыты превентор и кран КППС с запорной компоновки.  
Таблица 4.4.8. 

Типовые схемы оборудования устья скважин ПВО
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Рис.1.1. Факторы, влияющие на продуктивность скважин при механизированном способе эксплуатации





Рис.1.2. Система пласт - скважина - сборные коллекторы





Рис.1.3. Воронка депрессии
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Рис.1.4. График изменения давления от радиуса дренирования к скважине
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Рис. 2.11. Приемный модуль и газосепаратор





Призабойная зона пласта





Рис. 1.5. Индикаторная кривая





Рис. 1.6. Графический анализ работы скважины





Рис. 1.8. Величина СКИНа в зависимости от повреждения пласта
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Оптимизация





Интенсификация





Skin = 0              Skin = 1             Skin = 2











Рис. 1.9. Основные функции бурового раствора и возможные ущербы пласту при бурении





Рис. 1.10. Ущербы, наносимые пласту при цементировании





Рис. 1.11. Последствия неправильного цементирования





Рис. 1.12. Перетоки воды вследствие  плохого цементирования





Рис. 1.13. Ущербы, наносимые пласту при перфорации





Рис. 1.14. Ущербы, наносимые пласту при ремонте





Рис. 1.15.





Рис. 1.16. Ущербы, наносимые пласту при эксплуатации скважины





Рис. 2.4. Замковая опора ОМ:


1 – перевоник, 2 – опорное кольцо,  3 - пружинный якорь, 4 – опорная муфта, 5 – кожух, 6 – переводник





Рис. 2.2. Станок-качалка. 


При недостатке природной энергии для подъема жидкости применяют дополнительные двигатели. Они могут быть как на поверхности, так и в скважине – погружные
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Рис. 2.3. Плунжерные насосы


НВ1С      НН5А      НН1





Рис.2.5. Привод штангового винтового насоса





Рис.2.6. Винтовой насос с приводом от погружного  электродвигателя





Рис. 2.7. Схема гидравлического насоса





Рис. 2.9. Рабочие пары собранные на валу последовательно могут развивать проектный напор














Рис. 2.1. Фонтанная арматура
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Рис. 2.8. Установка электроцентробежного погружного насоса





Рис. 2.10. Погружной центробежный насос








Рис. 2.12. Система энергообеспечения УЭЦН








Рис. 2.14. Электродвигатель УЭЦН





Рис. 2.16. «Напорный 


трубопровод» УЭЦН





Рис. 2.15. Обратный и сливной клапаны  УЭЦН





Рис. 4.1.2. Переезд бригады по ремонту скважины





Рис. 4.1.1. Погрузка оборудования для ремонта скважины
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Рис. 4.1.3. Схема расстановки оборудования, агрегатов,            приспособлений при ремонте скважин








Рис. 4.1.4. Переезд бригады и подготовительные работы к ремонту





Рис. 4.4.1. Газонефтеводопроявление





Рис. 4.2.1. Технологическая схема процесса глушения





Рис. 4.2.2. Схема расстановки оборудования при глушении скважины             и сборка линий





Рис. 4.2.3. Глушение скважины, оборудованной ЭЦН











Рис. 4.3.1. Торцовая печать











Рис. 4.4.2. Универсальный превентор





Рис. 4.4.3. Конструкция плашечного малогабаритного превентор





Рис. 4.4.4. Превентор ППМ





Рис. 4.4.5. Превентор ПМТ





Рис. 4.4.6. Превентор ПМТ2











Рис. 4.4.7. Превентор ПМШ








Рис. 4.4.8. Комплекс герметизирующего оборудования 1КГОМ








Данная схема применяется на наиболее опасных  скважинах, требует повышенного внимания. Устанавливается превентор с трубными плашками с управлением штурвалами на расстоянии от скважины (10м), превентор с глухими плашками (нижний), который в случае отказа первого превентора, после срезки НКТ, герметизирует скважину. Сброс давления осуществляется через задвижку по отводящим линиям. 





Данная схема применяется  при текущем ремонте на наиболее опасных  скважинах, требуют повышенного внимания. Устанавливается превентор с трубными плашками. Сброс давления осуществляется через задвижку по отводящим линиям. 





Данная схема применяется  при ремонте скважин второй категории, однако, тоже требуют повышенного внимания. Для герметизации устья используется комплекс герметизирующего оборудования. В зависимости типа скважинного оборудования применяются различные вставки. Герметизация осуществляется за счет веса НКТ, поэтому во время простоев рекомендуется в скважине  держать  около 100 м НКТ.





Плашечный превентор ПМТ2-156-21


 С глухими и канатными плашками





Межтрубное пространство герметизировано план-шайбой.  Пространство НКТ – штанги герметизируется  штанговым превентором.





Приемная емкость





Плашечный превентор ПМТ2-156-21


 С глухими и канатными плашками





Схема №6 обвязки устьев скважин при свабировании





Схема №5 обвязки устьев скважин при перфорации





При перфорации  и свабировании применяется спаренный превентор с глухими и трубными плашками. 


При освоении скважины скважинная жидкость направляется в специальную емкость для сбора и последующей утилизации





Рис. 1.7. Специальные компьютерные программы (например, Well performance) позволяют произвести расчеты потенциальной добычи из скважины, сделать прогноз производительности при проведении геолого-технических мероприятий (ГТМ)


























































































































































































































































































































































































































































































































Рис. 4.1.6. Монтаж оттяжек мачты подъемника для        ремонта  скважины





Рис. 4.1.5. Подъем мачты подъемника для ремонта  скважины
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