
5. ОБОРУДОВАНИЕ, ИНСТРУМЕНТ, ПРИСПОСОБЛЕНИЯ, ПРИМЕНЯЕМЫЕ ПРИ ВЫПОЛНЕНИИ  РЕМОНТНЫХ  РАБОТ

5.1. Подъемники и оборудование ПРС.

Все оборудование, инструмент и материалы для подземного ремонта можно классифицировать по местонахождению и по выполняемым видам работ. Оборудование можно разделить на наземное (поверхностное) и скважинное. 
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В свою очередь наземное оборудование подразделяется на оборудование общего назначения (рис.5.1.1.)., которое используется практически при всех видах работ ПРС и специальное оборудование, которое определяется видами проводимых работ. К оборудованию общего назначения относятся подъемные агрегаты с использованием развинчиваемых труб и агрегаты с непрерывной трубой (ГНКТ).
В зависимости от условий эксплуатации агрегаты состоят из: 

·   грузоподъемного оборудования;
·   транспортной базы;
·   средств механизации;
·   инструмента для спускоподъемных операций.
В состав грузоподъемного оборудования входят: вышки, мач​ты и стрелы; лебедки; талевая система. В качестве транспортной базы используются автомобили, тракторы, как на ко​лесном, так и на гусеничном ходу и прицепы. Средства механизации для спускоподъемных операций – ключи механичес​кие, автоматические, гидравлические трубные, штанговые, манипуляторы. Для предупреждения и контроля над нефтегазоводопроявлениями используется противовыбросовое оборудование. Для контроля над процессами применяются контрольно – измерительные приборы.
Инструмент для выполнения спускоподъемных операций включает элеваторы, спайдеры, штропы и серьги, трубные и штанговые ключи. Указанный инструмент различается по кон​структивному исполнению, грузоподъемности и габаритам труб и штанг.
 В состав агрегатов с непрерывной трубой входят барабан для намотки непрерывной трубы, инжектор (инжекторная головка) для проведения спускоподъемных операций с непрерывной тру​бой, превенторы для герметизации устья при проведении работ без глушения скважин, а также транспортная база.
К специальному оборудованию относится оборудование, применяемое при проведении определенных операций. Это – роторы, вертлюги, насосы, компрессоры. А также для проведения спецопераций применяются агрегаты для нагнетания пен, агрегаты для гидроразрыва пласта, цементировочные агрегаты и т.д.
Скважинное оборудование также можно разделить на обору​дование общего назначения, используемое в большинстве прово​димых ремонтных работ и специальное оборудование, определяемое конкретными видами ремонта.
В состав общего скважинного оборудования входят трубы НКТ. Они подразделяются на резьбовые и непрерывные (ГНКТ).
К скважинному специальному оборудованию относятся трубы бурильные и обсадные. Для герметизации затрубного пространства применяются пакеры, для ведения ловильных работ – аварийный инст​румент, яссы. 

Достаточна широка номенклатура скважинных клапанов. Для очистки за​боя скважины применяются желонки различных типов, пауки, магнитные ловители. Для вызова притока жидкости в скважину используются свабы и различные по конструкции насосы. 

Для воздействия на призабойную зону применяются волновые генераторы и термовоздействующее оборудова​ние. В определенных случаях используются и другие виды обо​рудования, обычно относящиеся к прочему.
Ремонтные работы в скважинах 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.

Доставка инструмента к заданной зоне осуществляется на трубах в результате спускоподъемных операций, для производства которых необходимы подъемные агрегаты. Закачивание агентов в заданную зону скважины (установка цементных мостов, промывка забоя скважины, обработка призабойной зоны и т.д.) проводится через эти трубы специальными насосными агрегатами с помощью другой специализированной техники. Работы, проводимые на кабеле или канате (исследование скважины, свабирование, установка взрыв-пакеров и т.д.) осуществляются со специальных подъемников, оборудованных лебедками. 

В этой главе мы рассмотрим с Вами оборудование и инструмент для проведения спускоподъемных операций, закачивания композиций в скважину.
Подъемные агрегаты для ремонта скважин.

Наибольшее распространение  на промыслах России получили следующие подъемные агрегаты – АР-32, АПРС-40, А-50, А60\80, а также 100 тонные импортные агрегаты «Кремко», «Кардвелл». Подъемные установки оснащены ограничителем подъема крюкоблока, системой звуковой и световой сигнализации установки вышки, контрольно-измерительными приборами работы двигателя и пневмосистемы, а также другими системами блокировки, обеспечивающими безопасность ведения работ при монтаже установки вблизи скважины и спуско-подъемных операциях. 
Агрегат подъемный для ремонта скважин АПРС- 40.
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Агрегат подъемный АПРС-40 (рис.5.2.1.). предназначен для производства комплекса работ по подземному ремонту скважин. Агрегат является самоходной нефтепромысловой машиной, смонтированной на шасси трехосного автомобиля высокой проходимости “Урал-4320” или “КрАЗ-260” и состоит из однобарабанной лебедки и двухсекционной телескопической вышки с талевой системой.
Вышка агрегата имеет повышенную прочность, изготовляется из низколегированной морозостойкой стали.
Основные технические данные

Монтажная база...........................................  шасси автомобиля “Урал-4320”

Максимальная грузоподъемность на крюке, т.......................
40

Высота подъема крюка, м.........................................................
14

Лебедка.............................................................однобарабанная с приводом от 
                                                                                  коробки передач шасси

Вышка..........................................................
телескопическая двухсекционная 

Агрегат для освоения и ремонта скважин А-50М.   

Агрегат А-50М  (рис.5.1.3.).предназначен для: проведения ремонтных работ и работ по ликвидации аварий; проведения буровых работ по разбуриванию цементных пробок и связанных с этими процессами операций (спуска и подъема бурильных труб, промывки скважин и т.д.) спуска и подъема насосно-компрессорных труб; установки эксплуатационного оборудования на устье скважин.
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Все механизмы агрегата, кроме промывочного насоса, смонтированы на шасси КрАЗ-250. Промывочный насос НБ-125 (9 мгр) смонтирован на двухосном прицепе.

В качестве привода навесного оборудования используется ходовой двигатель шасси КрАЗ-250. Привод навесного оборудования агрегата и насосного блока от тягового двигателя автомобиля через коробку скоростей, раздаточную коробку, коробку отбора мощности и раздаточный редуктор. От раздаточного редуктора вращение передается промывочному насосу и редуктору масляным насосом, питающим гидромотор привода ротора и гидроцилиндры подъема вышки. На вышке размещены подвески ключа и бурового рукава, соединенного с промывочным насосом при помощи манифольда. При необходимости к талевому блоку может быть подвешен вертлюг с квадратной штангой. Нагрузка на крюке определяется при помощи индикатора веса, закрепленного на “мертвом” конце талевого каната.

Цепные передачи на подъемный вал барабана лебедки включается шинно-пневматическими муфтами.

Зависимость характеристики агрегата от скорости подъема груза при оснастке 4х3 приведена в табл. 5.1.1.

Трансмиссионный вал с помощью цепных передач, включаемых шиннопневматической и зубчатой муфтами, передает две скорости вращения промежуточному валу бурового ротора. Ввиду того, что раздаточный редуктор агрегата получает от коробки отбора мощности две скорости вращения, ротор и промывочный насос также имеют две скорости вращения.

Таблица.5.1.1.
Зависимость характеристики агрегата от скорости подъема груза

	Показатели
	При включенной передаче

	
	I
	II
	III
	IV

	Скорость намотки каната, м/с

Скорость подъема талевого блока, м/с

Частота вращения вала

барабана, мин-1 

Грузоподъемность на крюке, т
	1,146

0,191

39,5

60,0
	2,28

0,38

78,0

30,0
	4,38

0,73

151,0

15,8
	8,64

1,444

294,0

8,0


Частота вращения вала и мощность гидроротора агрегата приведены ниже.
Включенная передача................................................
I
II
III

Частота вращения вала, мин-1.................................
         22,3
45,0
88

Мощность гидроротора, кВт....................................
        14,7
28,6
57

Подъем и опускание вышки производятся при работе автомобиля на первой передаче и при одном включенном маслонасосе.

Техническая характеристика агрегата А-50М

Допустимая нагрузка, кН
600

Мощность привода, кВт
132,4

Максимальное тяговое усилие на набегающем конце каната, кН
112

Размеры бочки барабана (диаметр х длина), мм
426 х 560

Диаметр реборд барабана, мм
1100

Тормозные шкивы:

число, шт.
2

ширина, мм.
1000

Тормозные ленты:

число, шт.
2

ширина, мм
150

Емкость барабана, м.
300

Усилие на рычаге тормоза лебедки, кН
0,25

Вышка

Тип                                                                                 телескопическая наклонная

Угол наклона в рабочем положении, град
6

Высота от земли до оси кронблока, м.
22,4

Максимальная длина поднимаемой трубы, м.               
16

Расстояние от торца рамы до оси скважины, мм.
1040


Оснастка талевой системы
   3х4 (шестиструнная)

Диаметр, мм:

канатного шкива
470

талевого каната
25

Ротор

Максимальная статическая нагрузка на стол, кН
60

Момент силы на столе ротора, кН м
6300


Диаметр, мм:


проходного отверстия
142

клиновых захватов труб
60,73,89

Давление гидросистемы номинальное, МПа
10

Раскрепитель резьбовых соединений труб
        Гидравлический

Усилие на штоке при давлении 6 МПа, КН
50

Длина хода штока, мм.
800

Компрессор М 155-2В5 


Производительность, м3/мин
0,6

Давление нагнетания, МПа
до 10

Лебедка вспомогательная ТВ-224В (ТЛ-9)
ГОСТ 2914-80

Грузоподъемность, кН
25

Скорость подъема, м/с
0,25

Габариты установки в транспортном положении, мм          14000х2900х4300

Масса установки без насосного прицепа, кг
24000

Подъемные установки типа АзИНмаш-37.

Предназначены для спускоподъемных операций с укладкой труб и штанг на мостки при текущем и капитальном ремонте нефтяных и газовых скважин, не оборудованных вышечными сооружениями. 

Подъемные установки этого типа подразделяются на АзИНмаш-37А, АзИНмаш-37А1, АзИНмаш37Б, смонтированные на базе автомобилей повышенной проходимости КрАЗ-255Б и КрАЗ-260.

Управление всеми механизмами установки при спуск-подъемных операциях осуществляется из трехместной отапливаемой кабины оператора, расположенной между лебедкой и кабиной автомобиля. Управление установкой вышки в рабочее и транспортное положения осуществляется дистанционно – с ручного выносного пульта.

Подъемная установка АзИНмаш-37Б в отличие и АзИНмаш-37А1 оснащена спайдером СГ-32 и манипулятором МТ-3 с гидравлическим дистанционным управлением для свинчивания и развинчивания НКТ. Установки АзИНмаш-37А1 и АзИНмаш-37Б смонтированы на шасси автомобиля КрАЗ-260 с относительно повышенной грузоподъемностью и мощностью двигателя и обладают высокими скоростями подъема крюка. Питание системы освещения - от электрооборудования автомобиля. Лебедка с приводом от двигателя автомобиля оснащена однодисковой фрикционной муфтой.


Зависимость скорости подъема крюка установок типа АзИНмаш и их грузоподъемности от включенной передачи представлена в табл. 5.1.2.
Таблица 5.1.2.
Зависимость скорости подъема крюка установок типа АзИНмаш                     и их грузоподъемности от включенной передачи

	Включенная

передача
	Скорость подъема крюка, м/с
	Грузоподъемность 

на крюке, т

	
	АзИНмаш-37А
	АзИНмаш-37Б

АзИНмаш-37А1
	АзИНмаш-37А
	АзИНмаш-37Б

АзИНмаш-37А1

	I
II
III
Обратная
	0,34

0,70

1,45

0,92
	0,48

0,99

1,58

1,45
	32,0

15,1

7,5

-
	32,0

15,7

9,8

-


Таблица 5.1.3.

Техническая характеристика установок типа АзИНмаш-37
	Показатели
	АзИНмаш-37А
	АзИНмаш-37А1
	АзИНмаш-37Б

	Монтажная база
	КрАЗ-255Б
	КрАЗ-260
	КрАЗ-260

	Грузоподъемность, т
	32

	Размеры бочки барабана 

(диаметр х длина), мм
	420х800
	420х750
	450х750

	Диаметр реборд барабана, м

Емкость барабана, мм:

 при намотке каната диаметром 15 мм

 при намотке каната диаметром 13 мм

Тормозной шкив:

   число, шт.

   диаметр, мм
	
	1000

2000

2300

1

1000
	

	Тормозная лента:

   число, шт.

   ширина колодок, мм
	2

120
	1

230

	Вышка:

   высота от земли до оси кронблока, м
	18


Продолжение таблицы 5.1.3.
	   допустимая длина поднимаемой трубы, м
	12,5



	расстояние от оси опорных домкратов до оси скважины, м
	1,2



	оснастка талевой системы


	3х2 (четырехступенчатая)



	   Диаметр, мм:

канатного шкива (по дну желоба)

каната
	580

22

	Привод установки:

   тяговый двигатель-дизель автомобиля
	ЯМЗ-238М
	ЯМЗ-238Л

	мощность (при n=35с-1), кВТ
	176
	220

	Электрооборудование:

   напряжение, В 
	24

	питание
	От генератора автомобиля ч/з аккум.батарею

	Габариты установки (в транспортном положении), мм
	10050х2750х 4300
	10320х2750х4300
	10470х2750х4300

	Масса установки, кг
	19600
	21135
	20630


Подъемный агрегат АР2-32. 

Подъемный агрегат АР2-32  (рис.5.1.4.).предназначен для проведения ремонтных работ на скважинах.
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Базовое шасси – Урал-4320; 

· Полная масса, кг – 20350; 

· Масса навесного оборудования, кг – 12000; 

· Вышка – телескопическая двухсекционная с открытой передней гранью; 

· Масса поднимаемого груза на крюке, кг – 32000; 

· Лебедка – однобарабанная, диаметр каната 22 мм; 

· Наибольшая высота подъема крюка, м – 12; 

· Скорость перемещения крюка, м/с – 0,25...2,03; 

· Привод гидроцилиндров подъема вышки, опор гидродомкратов, механизма выдвижения вышки, гидроключа – насосами НШ-50Л, подающими масло в общий коллектор. 

Подъемные установки типа УПТ.

К данным подъемным установкам относятся УПТ-32, УПТ1-50, УПТ1-50Б (рис.5.1.5.)., предназначенные для спуско-подъемных операций в процессе текущего и капитального ремонта нефтяных и газовых скважин. Установки самоходные: смонтированы на гусеничных тракторах. Состоят из следующих основных узлов: однобарабанной лебедки, установленной на специальном основании под оборудование, вышки с талевой системой, задней и передней опор вышки, кабины водителя. В настоящее время применяются очень редко.
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В отличие от УПТ-32 установки УПТ-50 и УПТ1-50Б снабжены узлом привода ротора, а также укомплектованы гидрораскрепителем. Привод лебедки и других механизмов УПТ-32 – от двигателя трактора; подъем вышки и механизма для свинчивания-развинчивания труб – гидравлический; включение фрикционных муфт – пневматическое. Привод исполнительных узлов и механизмов УПТ1-50 и УПТ1-50Б – от двигателя трактора; лебедки и ротора – через трансмиссию; подъем вышки, привод гидроскрепителя и механизма для свинчивания-развинчивания труб – гидравлические; включение фрикционных муфт – пневматическое.


Грузоподъемность и скорость крюка при намотке второго ряда каната на барабане в зависимости от включенной передачи приведены в табл. 5.1.4.

Таблица 5.1.4. 

Сравнительные характеристики подъемных установок типа УПТ
	Включенная

передача
	Скорость подъема крюка, м/с
	Грузоподъемность, т

	
	УПТ-32
	УПТ1-50
	УПТ1-50Б
	УПТ-32
	УПТ1-50
	УПТ1-50Б

	I
	0,28
	0,2
	0,16
	32,0
	50,0
	50,5

	II
	0,43
	0,3
	0,28
	16,8
	29,4
	29,6

	III
	0,78
	0,5
	0,45
	11,5
	18,0
	18,1

	IV
	1,34
	0,9
	0,77
	6,8
	10,6
	11,4


    
Таблица 5.1.5.

Техническая характеристика подъемных установок типа УПТ

	Показатели
	УПТ-32
	УПТ1-50
	УПТ1-50Б

	Монтажная база трактора, тип

Глубина обслуживания, м

Лебедка

Размеры бочки барабана

(диаметр х длина), мм

Диаметр реборд барабана, мм 

Емкость барабана, м:

   при намотке каната диаметром 15 мм

   при намотке каната диаметром 13 мм

Тормозной шкив:

   число, шт.

   диаметр, мм

Тормозная лента:

   число, шт.

   ширина колодок, мм
	Т-130МГ

2400

420х750

1000

2000

2300

1

1000

1

230
	Т-130МГ

3500

420х800

1070

2000

2300

1

1120

1

230
	Т-130МБГ

3500

420х800

1070

2000

2300

1

1120

1

230


Комплектное оборудование для работы с гибкими НКТ (койл-тюбинг) в скважинах глубиной до 4000 м.
Назначение: производство ремонтных работ на скважинах с целью повышения нефтегазоотдачи.
Комплекс позволяет выполнять следующие функции:
- стимуляция работы пласта;

- селективная обработка различных зон;

- закачка технологических жидкостей в работающую скважину;

- использование при горизонтальном бурении;

- кислотная разработка и дробление;
- прокачка кислоты под давлением;

- прокачка цементного раствора под давлением;

- низконапорное глушение скважины;

- гидростатическое измельчение породы;

- работа с газлифтом;

- очистку скважины от парафина;

- закачка замедлителя; 

- прокачку под давлением цементного раствора;

- кислотную обработку и раздробление включений;

- может входить в состав многофункциональных колонн (с электрическим кабелем, с капиллярными трубками);

- промывка песка, уплотнение песка;

- перемещение бурового раствора;

- очистка скважины от парафина;

- выбуривание, изоляция зоны;

- использование в системе поддержания пластового давления и выкидных линий высокообводненных нефтяных скважин в качестве водоводов пласто вых сточных вод.

Состав установки с гибкими насосно-компрессорными трубами.
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Установка с гибкими насосно-компрессорными трубами для проведения спуско-подъёмных операций (рис.5.1.6.), включающая самоходное транспортное средство, катушка с гибкой НКТ, система спуска-подъёма НКТ (инжектор); комплект оборудования для проведения спускоподъемных операций НКТ под давлением (герметизирующее устройство), включающий систему управления превенторами, блок противовыбросовых превенторов, отводные устройства; насосная установка для подачи в скважину технологических растворов, растворов соляной и плавиковой кислот, газов, цементного раствора, включающая шасси автомобиля высокой проходимости, трёхплунжерный насос, трансмиссию, мерный бак, систему управления и контроля, манифольд, систему продувки, осушки, обогрева.

Достоинства системы:

· отсутствие повреждения пласта;

· сокращение времени ремонтных работ;

· проведение расхаживания, спуска, подъема НКТ при герметизированном устье (под давлением);

· конструкция инжекторной цепи позволяет ремонт и замену прижимных блоков без снятия цепи;

· для предотвращения самопроизвольного поступления трубы в скважину под собственным весом, в случае падения давления в гидроцилиндрах прижима цепей инжектора, предусмотрено автоматическое торможение;

· гидроприводы инжектора позволяют спуск гибкой НКТ в двухскоростном режиме;

· гидродвигатели инжектора – синхронизированы;

· к системе индикации веса подключено записывающее устройство;

· конструкция обтиратора-пакера обеспечивает замену уплотняющих вкладышей при опущенной гибкой НКТ;

· обтиратор-пакер обеспечивает износостойкое уплотнение вокруг трубы и позволяет спускать и поднимать гибкую НКТ под давлением;

· укладка гибкой НКТ производится автоматически синхронно с вращением катушки;

· на случай рассогласования работы  укладывателя гибкой НКТ с вращением катушки предусмотрено ручное управление укладывателем от отдельного гидродвигателя;

· при сматывании и разматывании трубы между катушкой с гибкой НКТ и инжектором обеспечивается натяг гибкой НКТ;

· привод катушки – гидравлический с встроенным гидравлическим тормозом и имеет предохранительное устройство, защищающее катушку и гидравлическую систему от механической поломки или ошибки оператора;

· максимальная скорость укладки первого слоя гибкой НКТ возрастает с каждым последующим слоем гибких НКТ;

· для подачи жидкости в гибкие НКТ используется вертлюг; 

· выводы коммуникаций имеют быстросъёмные соединения;

· для работы в ночное время на установке гибких НКТ предусмотрена система освещения рабочих мест оператора и исполнительных механизмов.

Гидроприводные механизмы обеспечивают возможность монтажа предохранительных устройств. Конструкция приводных блоков обеспечивает надежную опору и закрепление НКТ. Роликовая система подачи обеспечивает постоянный контакт с трубопроводом и равномерное распределение нагрузки на все ее ролики. При этом одна сторона трубопровода зафиксирована, другая находится в подвижном состоянии, что позволяет избегать так называемого “рыскания” трубопровода. Гибкие НКТ состоят из слоев высокопрочной стали и термопласта, что обеспечивает им стойкость к высокоагрессивным нефтяным средам, защиту от механических повреждений и длительный срок службы. Легко монтируемые специальные соединительные муфты сокращают сроки монтажных работ и повышают прочность насосных колонн.
Таблица 5.1.6.

Основные технические характеристики установки                                   для работы с гибкими НКТ

	Длина секции ГНКТ, м
	4000

	Величина наружного диаметра ГНКТ, мм
	38

	Рабочее давление в ГНКТ, МПа, не менее
	20

	Скорость опускания и подъёма трубы, м/мин.
	80

	Давление в скважине, МПа, не более
	70


5.2. Оборудование для проведения спуско-подъемных операций.

Все подъемные агрегаты различаются по техническим характеристикам, однако, имеют одинаковое назначение. В связи с этим, все системы подъемных агрегатов подобны друг другу и имеют единые схемы работы. Рассмотрим их.
Талевая система (рис.5.2.1.).
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Натяжение на подвижной ветви каната, наматываемого на барабан лебедки подъемного агрегата при подземном ремонте скважин, уменьшается при помощи талевой системы, состоящей из

· системы неподвижных роликов – кронблока;

· подвижных роликов – талевого  блока;

· крюка и талевого каната.


Кронблок устанавливается на верхней площадке вышки или мачты, талевый блок подвешивается на талевом канате, один конец которого после оснастки прикреплен к барабану подъемной лебедки, а другой – к раме вышки или к талевому блоку. Крюк подвешивается к нижней серьге талевого блока.
Кронблоки (рис.5.2.2.).

Кронблоки эксплуатационные являются неподвижной частью талевой системы.

Кронблоки КБН предназначены для работы в районах с умеренным климатом, типа КБ – в умеренном и холодном климате.

Последние изготавливаются двух видов:

- исполнение I – для передвижных подъемных установок и стационарных эксплуатационных мачт;

- исполнение II – с подкронблочной рамой для стационарых эксплуатационных вышек.

В зависимости от грузоподъемности кронблоки выпускаются с различным числом канатных шкивов, устанавливаемых на подшипниках качения. Конструктивно кронблоки всех грузоподъемностей не отличаются друг от друга. Шкивы у всех кронблоков расположены на одной неподвижной оси, покоящейся на опорах  и закрепленной стопорными болтами. Канатные шкивы, посаженные на ось на двух роликоподшипниках, разделяются друг от друга стопорными кольцами.

Во избежание перемещения шкивов вдоль оси кронблока последняя имеет с одной стороны бурт, а с другой – навинченную на резьбу оси круглую гайку со стопорной шайбой. Смазка к роликоподшипникам поступает через продольное сверление внутри оси, которое связано радиальными сверлениями с полостью подшипников. Выходы продольного канала на концах оси закрываются шестигранными резьбовыми пробками. Шкивы снабжены крышками, предотвращающими вытекание смазки и попадание грязи в подшипники.

Шкивы кронблоков закрыты быстросъемными ограждением и кожухом. Ограждение кронблока предотвращает соскальзывание талевого каната со шкивов.

Талевые блоки (рис.5.2.2.).    

Талевые блоки – подвижная часть талевой системы при спуско-подъемных операциях, предназначены для работы в районах с умеренным климатом (тип БТН) и с умеренным и холодным климатом.

Талевые блоки всех типоразмеров (конструктивно отличающиеся друг от друга только числом канатных шкивов) представляют собой канатные шкивы, насаженные на роликоподшипниках на ось, неподвижно установленную в двух щеках, закрепленных гайкой. Канатные шкивы на оси отделены друг от друга распорными кольцами. Подшипники смазываются индивидуально через продольное и радиальное отверстие в оси. На торцах оси выходы продольного канала закрыты пробками. По аналогии с кронблоками канатные шкивы талевого блока имеют боковые крышки, предохраняющие от попадания грязи и вытекания смазки.
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К нижней части щек подвешена серьга для соединения с крюком, в верхней части щеки соединены траверсой, служащей для транспортировки талевого блока.

Канатные шкивы закрыты откидными, съемными кожухами с прорезями и имеют ограничители, предохраняющие от соскакивания талевого каната.

Конструкция талевых блоков позволяет использовать их и в кронблоках, применяемых на подъемных установках. В этом случае серьга снимается и щеки талевого блока соединяются непосредственно с подвеской крюка.
Подъемные крюки (рис.5.2.3.).
Крюки подъемные  относятся к подвижной части талевой системы, предназначены для подвешивания на них штропов, трубных или штанговых элеваторов, вертлюгов и других приспособлений при монтаже, демонтаженаземного оборудования.
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Крюки изготавливаются двух типов: однорогие (исполнение 1) грузоподъемностью до 20 т и трехрогие (исполнение II) грузоподъемностью 32 т и более.

Крюк состоит из рога, подвески и серьги. Рог кованый включает сменное седло с защелкой для фиксирования седла при спуско-подъемных операциях. Вогнутая цилиндрическая поверхность седла должна соответствовать размеру сопрягаемого с ним штропа элеватора или серьги вертлюга.

Подвеска, соединяющая рог крюка с серьгой, состоит из литого стального корпуса, амортизирующей пружины, ствола, установленного на упорном подшипнике. Конструкция подвески допускает свободное вращение рога крюка со стволом как под нагрузкой, так и без нагрузки. Амортизационная пружина и упорный подшипник помещены внутри корпуса и закрыты крышкой для предохранения их от атмосферных осадков и загрязнения.

С помощью серьги крюк подвешивается к талевой системе. Для подвешивания штангового элеватора при подъеме насосных штанг применяется подвесной крюк.       


Подъемные лебедки (рис.5.2.4.). 

Лебедка – основной механизм подъемной установки. При помощи лебедки проводятся следующие операции: спуск и подъем насосно-компрессорных, бурильных и обсадных труб;  удержания колонны труб на весу в процессе  бурения или промывки скважины; ведении аварийных работ; передачи вращения ротору;  вспомогательных работ по подтаскиванию инструмента, оборудования, труб и др.; подъема мачты в вертикальное положение. Подъемный вал лебедки преобразовывает вращательное движение силового привода в поступательное движение талевого каната. На подъем нагруженного крюка затрачивается мощность, зависящая от силы тяжести поднимаемых труб, а спускается крюк под действием веса труб. Поэтому лебедки имеют механизмы для подвода мощности при подъеме и тормозные устройства.  Для повышения скорости во время подъема крюка лебедки или их приводы выполняют многоскоростными. Переключение с высшей скорости на низшую и обратно осуществляется фрикционными оперативными муфтами, обеспечивающими плавное включение и минимальную затрату времени на эти операции. Мощность, передаваемая на лебедку, характеризует основные эксплуатационно-технические ее свойства и является главным ее параметром. 
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Силу подъема груза при любой оснастке определяют из выражения

                                           P = Q l n,                                          (5.2.1.)

где Q – вес поднимаемого груза;


       n – число струн оснастки талей.

Длина каната, наматываемого на барабан, равна
L= n A,                                            (5.2.2.)
где  A - высота подъема груза.

С учетом сил сопротивления в талевом механизме величина фактической силы равна


                                  P=Q l n nк,                                       (5.2.3.)   
где nк - к.п.д. талевого механизма, который зависит от числа роликов.

	Число роликов
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	К.п.д.
	0,97
	0,94
	0,92
	0,90
	0,88
	0,87
	0,85
	0,84
	0,82
	0,81


Элеваторы.

При проведении спускоподъемных операций необходимо захватывать и удерживать на весу подземное оборудование. Для той цели используются различные захватные приспособления, крепящиеся на крюке. К ним относятся элеваторы и хомуты. Элеваторы различаются по на​значению и конструкции. По назначению элеваторы бывают трубные и штанговые, со​ответственно для труб и штанг.
Трубные элеваторы.
По типу захвата и удержания трубные элеваторы разделяются на элеваторы:
· с захватом под муфту;
· с захватом под высадку трубы;
· с захватом за тело трубы (элеватор-спайдер).
Элеваторы первого типа наиболее распространены и пред​назначены для работы с муфтовыми трубами. Элеваторы второ​го типа применяются для работы с трубами с высадкой наружу, а третьего типа – для работы с безмуфтовыми трубами, а также в случае, когда контактная нагрузка от веса колонны превышает допустимую.
Конструктивное исполнение элеватора зависит от диаметра захватываемых труб, от способа захватывания, несущей нагруз​ки и технологии ремонта. Этим объясняется многообразие кон​струкций трубных элеваторов, применяемых при подъемном ре​монте скважин. Для насосно-компрессорных труб применяют втулочные с одним штропом и балочные с двумя штропами эле​ваторы. Первые получили наибольшее распространение в под​земном ремонте.
Элеватор относится к наиболее ответственным инструментам спускоподъемных операций, его отказ может привести к травмам и серьезным авариям, ликвидация которых по​требует значительных средств.
В элеваторе наиболее ответственным элементом является механизм запирания (затвор), который должен обеспечить надежное закрывание захватного устройства во время спускоподъемных операций.
К элеваторам предъявляются следующие требования:
· обеспечение надежной работы в условиях сильного загряз​нения поверхности трубы нефтью, парафинами и солями, а так​же при низких температурах;
· стойкость к динамическим нагрузкам от рывков и ударов, воз​никающих при эксплуатации, например при ловильных работах;
· легкость и удобство в работе;
· отсутствие выступающих частей во избежание задевания при подъеме за элементы талевой системы, одежду оператора и т.д.;
· надежное запирание, предотвращающее самопроизвольное открытие в процессе СПО.
· Кроме того, механизм запирания должен:
· обеспечивать надежную работу рукой в рукавице, причем желательно одной рукой, так как при этом увеличивается устой​чивость оператора;
· выдерживать большое количество циклов открытия-зак​рытия;
· быть простым и надежным в работе;
· обеспечивать однозначность положения закрыто-открыто;
· иметь несколько степеней защиты от несанкционирован​ного раскрытия;
· положение механизма запирания должно контролировать​ся как визуально, так и на слух по щелчку.
Одноштропные элеваторы.
[image: image35.jpg]


На промыслах в подземном ремонте наибольшее распростра​нение получили одноштропные (втулочные) элеваторы с захва​том под муфту типа, входящие в комплект инструмента для ра​боты с насосно-компрессорными трубами. Первыми такими эле​ваторами были элеваторы ЭГ конструкции Молчанова. В на​стоящее время выпускаются модернизированные конструкции этих элеваторов. 
Элеватор ЭТА (рис.5.2.5.).

Одноштропные элеваторы ЭТА с автоматическим захватом предназначаются для захвата и удержания на весу насосно-компрессорных труб с гладкими и высаженными концами при механизированном свинчивании и развинчивании труб, а также при ручной работе со спайдером.

Элеватор состоит из корпуса 4, серьги 1, соединенных шарнирно с помощью пальцев 2 и шплинтов 3. В корпусе помещен узел захвата 8, с тыльной стороны которого располагается рукоятка 5, соединенная с корпусом при помощи направляющей втулки 6 и двух штырей 7. Левая и правая направляющие 9, прикрепленные к корпусу элеватора болтами 10, обеспечивают раскрытие и закрытие челюстей захвата.

Внутренняя полость литого корпуса имеет поверхность под захват для труб.

Захват для труб является сменным узлом, подбираемым в зависимости от диаметра труб.

Таблица 5.2.1.

Технические характеристики элеваторов ЭТА
	Показатели
	ЭТА-32
	ЭТА-50

	Грузоподъемность, т
	32
	50

	Условный диаметр труб, мм:
	48…73
	60…89

	Габариты, мм
	265х200х540
	280х230х575

	Масса, кг
	16
	25


Двухштропные элеваторы.
Элеваторы балочного типа (двухшторопные) выпускаются нескольких марок.
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Двухштропные элеваторы типа ЭХЛ (Халатяна) (рис.5.2.6.) состоят из корпуса с расточкой под трубу и боковыми проушинами под штропы. В верхней части корпуса имеется кольцевая выточка для затвора, представляющая собой разрезанному кольцо под диаметр трубы. Затвор свободно перемещается в кольцевой выточке. На корпусе имеется горизонтальная прорезь, через которую пропущена рукоятка для управления затвором. Для предотвращения открытия элеватор снабжен предохранителем. Для предотвращения выпадания штропов отверстия проушинах запираются шпильками.
Таблица 5.2.2

Техническая характеристика элеваторов ЭХЛ

	Показатели
	ЭХЛ-60-15
	ЭХЛ-73-25
	ЭХЛ-89-35
	ЭХЛ-114-40

	Условный диаметр труб, мм
	60
	73
	89
	114

	Грузоподъемность, т
	15
	25
	35
	40

	Диаметр расточки под трубу, мм
	62
	75
	91
	116

	Габариты, мм:
	370х115х110
	370х160х130
	395х180х145
	400х215х160

	Масса, кг
	18
	20
	145
	35


Элеваторы штанговые ЭШН, ВМ, ЭША, ЭШ (рис.5.2.7.).
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Элеваторы штанговые типа ЭШН предназначены для захвата и удержания на весу насосных штанг в процессе спуско-подъемных операций при текущем ремонте скважин. Элеватор состоит из корпуса, втулки, вкладыша и штопора. В кольцевой расточке корпуса вращается втулка, расположенная эксцентрично относительно центрального отверстия. В корпусе и втулке имеется вырез для ввода штанги.

На опорном выступе элеватора закреплен сменный вкладыш, предохраняющей корпус элеватора от износа.

Конструкцией элеватора предусмотрены две пары для втулки: одна – для штанг диаметром 16, 19, 22 см, а вторая – для штанг диаметром 25 мм. Корпус элеватора имеет два шипа, на которые надевается штроп. Элеватор изготовляют двух типоразмеров с одинаковыми сменными втулками, вкладышами и крепежными винтами.

Элеваторы ВМ и ЭША грузоподъемностью 10 т являются аналогами элеваторов фирмы Oil Country.

Таблица 5.2.3

Техническая характеристика элеваторов ЭШН

	Тип
	ЭШН-5
	ЭШН-10

	Грузоподъемность, т
	5
	10

	Диаметр отверстия в стенных вкладышах, мм, при диаметре штанг, мм:
	
	

	16,19,22
	27
	27

	25
	32
	32

	Высота корпуса, мм
	60
	72

	Диаметр штропа, мм
	22
	25

	Габариты, мм
	225х125х490
	230х125х490

	Масса, кг
	11,6
	13


Элеватор полированных штанг ЭПЩ-20.

Предназначен для захвата и удержания на весу полированных глубинно-насосных штанг при ремонте нефтяных и газовых скважин.
Техническая характеристика: 

Грузоподъемность, т………………………………………….20

Диаметр захватываемых насосных штанг, мм….…………..30

Диаметр штропа, мм………………………………………….32

Габаритные размеры, мм……………………………….225х155х555

Масса, кг………………………………………………………28,3

Ротор (рис.5.2.8.). 

Назначение ротора – вращение бурильного инструмента и удержание колонны бурильных, насосно-компрессорных или обсадных труб при их свинчивании и развинчивании в процессе спуско-подъемных операций при поисковом бурении скважин небольшого диаметра и капитальном ремонте скважин. 

Ротор состоит из станины 4, стола 2 с коническим зубчатым венцом 3, опирающегося на упорные подшипники 9 и роторный вал 5.  

[image: image38.bmp]Станина, выполненная из стальной отливки, воспринимает и передает на раму все нагрузки, возникающие в процессе бурения и при спуско-подъемных операциях. Ее внутренняя полая часть использована под индивидуальную масляную ванну верхней опоры. В верхней части стенка станины имеет бурт, являющийся элементом верхнего лабиринтового уплотнения масляной ванны основной опоры.  

К нижней части стола на болтах 7 крепится крышка, являющаяся одновременно масляной ванной нижнего упорно-радиального подшипника. Стол из стальной отливки имеет отверстия по центру диаметром-360 мм для пропуска бурильного инструмента и колонны обсадных труб.  

В нижней части стол имеет цилиндрические кольцевые выточки, которые вместе с буртами станины образуют тройное лабиринтное уплотнение масляной ванны. В его верхней части предусмотрен квадратный вырез под роторные вкладыши, а ниже – кольцевой паз для стопорения вкладыша в осевом направлении, в которых палец защелки вкладыша входит в кольцевой паз зажима. Стол вращается на верхней опоре, которая воспринимает нагрузку от веса колонны бурильных или обсадных труб.  

Нижняя шаровая опора воспринимает вертикальные поднимающие стол ротора усилия и толчки, возникающие в процессе работы. Нижняя опора крепится 8 помощью крышки 8 и болтов. По мере износа опоры болты подтягивают. Нижний подшипник смазывают консистентной смазкой через боковое отверстие в нижней части станины.  

В горловине станины на двух радиальных сферических роликоподшипниках размещается роторный вал.  

Вращение столу ротора передается через его вал и коническую зубчатую передачу б, закрепленную на конце роторного вала.  

Стол ротора огражден кожухом 1, являющимся одновременно и неподвижной площадкой.  
Ключи трубные механизированные. 

Ключи (автоматы) АПР-2ВБМ, АПР-ГП, КАРС предназначены для механизации операций свинчивания и развинчивания, центрирования, автоматизации захвата, удержания на весу и освобождения колонны насосно-компрессорных труд при подземном ремонте скважин. Применяются в умеренном и холодном макроклиматических регионах.
Таблица 5.2.4.

Техническая характеристика автомата АПР

	Показатель
	АПР-2ВБМ
	АПР-ГП*
	КАРС

	Грузоподъемность спайдера, т
	80
	80
	80

	Максимальный крутящий момент на водиле, Н∙м
	4500
	4500
	4500


Продолжение таблицы 5.2.4.

	Показатель
	АПР-2ВБМ
	АПР-ГП*
	КАРС

	Частота вращения

водила, мин-1
	51-60
	80
	66

	Диаметр захватываемых 

труб, мм
	48,60,73,89
	48,60,73,89
	48,60,73,89

	Привод автомата
	Электрический, инерционный, взрывобезопасный с питанием от промысловой сети
	Гидравлический от подъемной установки
	Электричес-кий

	Двигатель привода
	Электродвигатель АИМ100 S4У-2,5
	Гидромотор типа НПА-64
	

	Габаритные размеры, мм
	850х460х730
	810х525х650
	950х750х1400

	Масса, кг:

автомата в сборе

полного комплекта
	240

310
	235

445
	425


Автомат АПР-2ВБМ (рис.5.2.9.).

Автомат предназначен для механического свинчивания и развинчивания труб при помощи вращателя, автоматизирует захват и удержание на весу колоны при помощи автоматического спайдера, а также центрирует колонну труб центратором. Автомат рассчитан на использование его совместно с элеваторами ЭТА и трубными ключами КТГУ и КОТ.

Автомат АПР-2ВБМ со взрывобезопасным электроприводом состоит из блока вращателя, клиньевой подвески, центратора, балансира с грузом, привода и блока управления электроприводом. Блок вращателя представляет собой корпус клиньевого спайдера с герметизированным червячным редуктором и водилом, передающим усилие вращения трубному ключу. На конце червяка смонтированы полумуфта центробежной муфты и инерционное устройство. Блок клиньевой центробежной муф[image: image39.jpg]


ты и инерционное устройство. Блок клиньевой подвески состоит из направляющей с кольцевым основанием, к которому шарнирно подвешены три клина. Клинья для труб диаметром 48, 60 и 73 мм сборные и состоят из корпуса клина и стенных плашек.

Клинья для труб диаметром 89 мм монолитные и снабжены усами-синхронизаторами, обеспечивающими синхронную работу их в момент захвата трубы. От электродвигателя вращение передается на полумуфту центробежной муфты, кулачки муфты раскручиваются и взаимодействуют со второй полумуфтой, связанной с червячным редуктором. При достижении электродвигателем номинальных оборотов кулачки начинают передвигать номинальный крутящийся момент.

Привод ключа от электрического инерционного электродвигателя В100S4У2-5 взрывобезопасного исполнения ВЗТ-4В. Управление приводом – от кнопочного поста управления КУ-93-ВЗГ.

Удельная потребляемая мощность – 0,66 кВт/кН∙м. Время свинчивания (развинчивания) одной трубы не более 13 с.
Таблица 5.2.5.

Техническая характеристика автомата АПР-2ВБМ

	Показатель
	Техническая

характеристика

	Максимально крутящийся момент, кН∙м
	4,5

	Условные диаметры свинчиваемых и развинчиваемых труб, мм
	48, 60, 73, 89

	Диапазон  изменения крутящегося момента, кН∙м
	

	  (при диаметре свинчиваемых и развинчиваемых труб), мм:

48
	0,5 …0,75

	60
	0,8 …1,1

	73
	1,1 …1,5

	89
	1,3 …2,2

	Частота вращения водила, мин –1
	53

	Потребляемая мощность, кВт
	3,0

	Габариты, мм
	1200х460х700

	Масса ключа, кг
	280


Ключи механические универсальные КМУ-50, КМУ-ГП-50, КПГ-12.

Предназначены для механизации операций по свинчиванию и развинчиваю, центрированию, захвату, удержанию на весу колонны насосно-компрессорных труб при текущем ремонте скважин, эксплуатируемых всеми видами оборудования, включая электропогружные насосы. Применяются в умеренном и холодном макроклиматических районах.
Таблица 5.2.6

Техническая характеристика ключей типа КМУ

	Показатель
	КМУ -50
	КМУ-ГП-50
	КПГ -12

	Максимальная нагрузка на спайдер ключа, кН
	490
	490
	

	Максимальный крутящий момент на водиле ключа при развинчивании, Н∙м
	4410
	4410
	12000


Продолжение таблицы 5.2.6.

	Показатель
	КМУ -50
	КМУ-ГП-50
	КПГ -12

	Наибольшая частота вращения на водиле, мин-1
	60
	6
	24 и 120

	Диаметр захватываемых 

труб, мм
	48,60,73,89
	48,60,73,89
	48,60,73,89,
114

	Привод  ключа
	Электрический, инерционный, взрывобезопас-ный с питанием от промысловой сети
	Гидравлический от подъемной установки
	Гидравлический

	Двигатель привода
	Электродвигатель АИМ100 S4У2,5
	Гидромотор типа Г 15-24
	-

	Габаритные размеры, мм
	960х590х960
	1020х590х

х760
	1220х560х

х2320

	Масса, кг:

          ключа в сборе

полного комплекта
	370

436
	345

410
	485

505


Универсальный механический ключ КМУ-50 (рис.5.2.10.).

Ключ предназначен для механизации операций по свинчиванию-развинчиванию, удержанию колонны насосно-компрессорных труб при текущем ремонте скважин.

Ключ состоит из блока вращателя с электроприводом, спайдера с блоком клиньев и блока управления электроприводом.
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Вращатель – двухступенчатый редуктор с прямозубой цилиндрической передачей, рабочим органом которого является разрезное колесо с установленным на нем водилом. Корпус вращателя и разрезанное колесо имеют прорезь для пропуска насосно-компрессорных труб.

Привод ключа КМУ-50 электрический инерционный взрывобезопасный с питанием от промысловой сети напряжением 380 В. Электродвигатель ключа типа В100 442-5 исполнения ВЗТ-4В мощностью 3 кВт. Ключ оснащен блоком управления электропривода с кабелем КРПСН 3х4-1х2,5.

Вращатель с электроприводом прикреплен быстросъемными зажимами к поворотной стойке, состоящей из плиты кронштейна, приваренного к спайдеру.

Инерционное устройство позволяет регулировать величину крутящегося момента на водиле ключа путем установки соответствующих сменных маховиков. Управление электроприводом – посредством магнитного пускателя и кнопочного поста управления.

Полуавтоматический спайдер состоит из разрезанного, сменных блоков клиньев для труб диаметром 60, 73 и 89 мм, рукоятки управления и хомута. К корпусу спайдера приварен кронштейн для установки вращателя.

Техническая характеристика:

Максимальная нагрузка на спайдере, кН………………490

Максимальный крутящийся момент на водиле 

ключа при развинчивании, Н∙м…………………….…..4410

Диаметр захватывания труб, мм………………….…….48,60,73,89

Габариты, мм……………………………………….……960х590х960

Масса, кг:

Ключа в собранном виде…………………………….…360

Полного комплекта………………….……………….….425
Автоматический ключ для ремонта скважин КАРС.

Предназначен для механизации операций свинчивания-развинчивания и автоматизации захвата, удержания на весу и освобождения колонны нососно-компрессорных труб при подземном и капитальном ремонте скважин, эксплуатируемых всеми видами оборудования, включая установки электроцентробежных насосов.
Техническая характеристика:

Максимальная грузоподъемность спайдера, т∙с………………….50

Максимальный крутящий момент, кН∙м(кгсм)………………..….4,5(450)

Частота вращения трубозажимного устройства при 
свинчивании и развинчивании, с-1 (об/мин)………………………………………………...…………….1,1 (66)

Условные диаметра свинчивания и развинчивания труб, мм……48,60,73.89

Масса в сборе, кг…………………………………………………….420

Основные особенности ключа КАРС:

· автоматизированный захват труб НКТ диаметром, мм: 48, 60, 73,  89;

· исключение применения ручных трубных ключей типа КТГУ на каждом цикле свинчивания-развинчивания;

· повышение производительности труда по сравнению с ключами водильной схемы (КМУ-50);

· повышение качества свинчивания резьбовых соединений за счет возможности установки момента, требуемого для каждого конкретного типа диаметра трубы, а также за счет регулирования скорости вращения трубозахватного устройства;

· возможность текущего ремонта скважин, оборудованных как ЭЦН, так и ШГН.
Механический гидроприводной ключ КПР-12.

Ключ предназначен для свинчивания и развинчивания насосно-компрессорных и бурильных труб в процессе выполнения спуско-подъемных операций при текущем и капитальном ремонте скважин.

Состоит из следующих основных узлов: 

· трубного ключа, производящего свинчивание и развинчивание с расчетным крутящимся моментом; 

· гидравлической насосной станции, создающей требуемые расход и давление масла в гидросистеме;

· подвески ключа с гидроподъемником и амортизатором.

Ключ представляет собой двухскоростной цилиндрический редуктор с разрезанной шестерней, в которой устанавливается сменные захваты. Комплектуется объемным стопорным устройством.

Гидравлическая насосная станция – электроприводная, соединяется с ключом гидравлическими рукавицами высокого давления; устанавливается на расстоянии до 10 м от скважины. Оснащена ограничителем крутящего момента и предохранительным гидроклапаном.   

Ключ КПР-12 может быть применен на гидрофицированных передвижных подъемных установках. Питание его осуществляется от гидросистемы подъемной установки (в этом случае насосная станция не поставляется).
Техническая характеристика:

Условный диаметр свинчиваемых и развинчиваемых труб, мм:

насосно-компрессорных…………………………………………..60…114

бурильных……………………………………………………….…73…89

Максимальный крутящийся момент, кН∙м:

на  высшей передаче………………………………………………12

на низшей передаче………………………………………………. 4

Диапазон изменения крутящего момента, кН∙м……………….. 0,9…12

Мощность привода, кВт…………………………………………..18

Частота вращения, мин-1:

на  высшей передаче……………………………………………….75

на низшей передаче………………………………………………...25

Расход рабочей жидкости, л/мин…………………………………140

Габариты, мм:

ключа………………………………………………………..…930х560х615

станции гидропривода СГП-140/16………………………...1200х1010х939

Масса, кг:

ключа с захватом под трубу диаметром 73 мм……………….…..315

станции гидропривода СГП-140/16……………………………….540

Ключ КПГ-12. 

Ключ предназначен для свинчивания и развинчивания бурильных и насосно-компрессорых труб в процессе капитального и текущего ремонта нефтяных и газовых скважин.

Работоспособность ключа обеспечивается в районах с умеренным и холодным климатом при температуре окружающего воздуха от –45 градусов С до +40 градусов С.
Техническая характеристика:

Условный диаметр свинчиваемых и развинчиваемых труб, мм:

бурильных………………………………………………………   …73,89

НКТ……………..…………………………………………   .60,73,89,102,114

Привод ключа…………………………станция гидропривода СПГ 140/16 или
                                                                агрегат для ремонта скважин типа АПРС

Габаритные размеры, мм:

длина……………………………………………………………… ..1050

ширина……………………………………………………………….700

высота………………………………………………………………...560

Масса ключа с захватом под трубу  диаметром 73 мм, кг:…….….450

Ключи трубные ручные.
Ключи одношарнирные трубные КОТ48-89, КОТ89-132.
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Одношарнирные трубные ключи типа КОТ (рис.5.2.12.) предназначены для проведения монтажно-демонтажных промысловых работ, а также для свинчивания и развинчивания насосно-компрессорных труб при спуско-подъемных операциях на скважинах, в том числе с применением механических ключей типа АПР.
Таблица 5.2.7.

Техническая характеристика ключей типа КОТ

	Тип
	КОТ48-89
	КОТ89-132

	Условный размер захватываемых труб, мм
	48…89
	89…132

	Максимальные усилия на конце рукоятки, кН
	2
	3

	Габаритные размеры, мм
	500х125х120
	530х160х120

	Масса, кг
	6,1
	6,7


Ключи трубные КТГУ-48, КТГУ-60, КТГУ-73, КТГУ-89.
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Ключи трубные (рис.5.2.13.) применяются при механизированном свинчивании и развинчивании насосно-компрессорных труб с помощью ключа-автомата АПР-2-ВБМ или механического ключа КМУ-50.
Таблица 5.2.8.

Техническая характеристика ключей КТГУ

	Показатели
	КТГУ-48
	КТГУ-60
	КТГУ-73
	КТГУ-89

	Максимальный крутящий момент, кН∙м
	2,5
	2,5
	3
	3,5

	Условный диаметр свинчиваемых и развинчиваемых труб, мм
	48
	60
	73
	89

	Габаритные размеры, мм:
	
	
	
	

	длина
	350
	360
	376
	414

	ширина
	140
	150
	160
	185

	высота
	40
	46
	55
	55

	Масса, кг
	3
	4
	5
	7


Ключи КТГУ-60, КТГУ-73, КТГУ-89 усовершенствованной конструкции служат для захвата тела трубы при свинчивании-развинчивании насосно-компрессорных труб.
Достоинства:

· Повышение надежности захвата;

· Улучшение контакта ключа с трубой;

· Увеличение межремонтного срока службы.
Таблица 5.2.9.

Эксплуатационные характеристики ключей типа КТГУ

	Показатели
	КТГУ-60
	КТГУ-73
	КТГУ-89

	Диаметр захватываемых труб, мм
	60
	73
	89

	Максимальный крутящий момент, Н∙м
	2500
	3000
	3500

	Масса, кг
	4,0
	4,6
	7,0


Ключ трубный типа КТЛ.

Предназначен для свинчивания и развинчивания насосно-компрессорных труб (НКТ) и замков бурильных труб механизированными, а также ручным способом при текущем и капитальном ремонте скважин.

Обеспечивает надежный захват НКТ, сохранность НКТ от деформаций.

Обладает по сравнению с ключами типа КТГУ в зависимости от типоразмера:

· меньшей (на 20–43%) массой;

· большим (на 17–42%) передаваемым моментом раскрепления НКТ;

· повышенной (в 5–10 раз) стойкостью сухарей;

· повышенным (в 3 раза) сроком службы.

Освоено производство ключей КТЛ 33, КТЛ 48, КТЛ 60, КТЛ 8, КТУ 95, КТУ 108.

Таблица 5.2.10.

Техническая характеристика ключей типа КТЛ

	Показатели
	Шифр ключей

	
	ТЛ
33
	КТЛ 48
	КТ
60
	КТЛ 73
	ТЛ 89
	КТУ 95
	КТУ 108

	Условный диаметр НКТ, мм
	33
	48
	60
	73
	89
	95
	108

	максимальный момент, кН∙м
	2,0
	2,5
	3,0
	4,5
	6,0
	7,0
	8,5

	Количество сухарей, шт.
	1
	1
	2
	2
	2
	2
	2

	Габаритные размеры, мм:
	
	
	
	
	
	
	

	длина
	285
	300
	315
	330
	345
	440
	455

	ширина
	130
	135
	145
	165
	190
	203
	223

	высота
	80
	80
	80
	80
	80
	84,5
	84,5

	Масса, кг
	2,4
	2,7
	3,3
	3,6
	4,0
	5,3
	6,5


Ключи трубные КТЛ предназначены для свинчивания и развинчивания насосно-компрессорных труб в процессе текущего ремонта нефтяных и газовых скважин; служат для передачи крутящего момента от водила механизированных ключей КМУ-50, АПР-2БВ, КМ- 73, КМ-450, КМ-450-89, а также ручным способом.

Таблица 5.2.11.

Эксплуатационная характеристика ключей типа КТЛ
	Показатели
	КТЛ 60
	КТЛ 73
	КТЛ 89

	Крутящий момент, кН∙м
	3
	4,5
	6,0

	Масса, кг
	3,2
	3,8
	4,2

	Габаритные размеры, мм:
	
	
	

	длина
	273
	290
	310

	ширина
	156
	170
	190

	высота
	85
	85
	85


Ключи трубные КТД.

Ключи трубные двухшарнирные КТД и КТДУ применяются как для свинчивания и развинчивания насосно-компрессорных труб вручную (КТД), так и для работы с механизмами (КТДУ с укороченной рукояткой).

Ключ КТД состоит из 

· большой и малой челюстей, 

· рукоятки малой и большой, 

· шарнирно-соединенных между собой. 

На оси шарнира большой челюсти и рукоятки насажена пружина, стягивающая челюсти к центру образующих дуг, за счет чего ключ удерживается на трубе. На малой челюсти расположен самоустанавливающийся сухарь с дугообразной зубчатой поверхностью, благодаря которой сухарь всей поверхностью контактирует с трубой. Это обеспечивает более надежное захватывание трубы, уменьшает давление на контактной поверхности, что предохраняет сухари и поверхность труб от повреждения. 

Таблица 5.2.12.

Техническая характеристика ключей КТД

	Показатели
	КТД-50
	КТДУ-60
	КТДУ-73
	КТДУ-80

	Условный диаметр труб, мм
	56
	60
	73
	89

	Максимальный передаваемый момент, кН∙м
	1080
	1760
	2350
	2350

	Габаритные размеры, мм:
	
	
	
	

	длина
	462
	305
	320
	335

	ширина
	178
	200
	200
	230

	высота
	79
	79
	82
	82

	Масса, кг
	5,3
	4,6
	5,2
	6,1


Ключи штанговые ручные ТУ 26-16-271-89.

Ключи штанговые типа КШ предназначены для свинчивания, развинчивания вручную штанг и муфт при проведении монтажно-демонтажных работ и при спуско-подъемных операциях.
Таблица 5.2.13.

Техническая характеристика

	Показатели
	КТЛ 60
	КТЛ 73
	КТЛ 89

	Габариты, мм:
	
	
	

	ширина звена
	23
	27
	34


Продолжение таблицы 5.2.13.

	Показатели
	КТЛ 60
	КТЛ 73
	КТЛ 89

	длина
	490
	710
	710

	ширина
	72
	100
	105

	высота
	30
	30
	36

	Масса, кг
	1,3
	4,7
	6,5


Ключ КШК.

Круговой ключ штанговый КШК с регулируемыми зажимными плашками применяется для отвинчивания штанг при закрепленном плунжере глубинного насоса. Во время подземного ремонта скважин при заедании плунжера на глубинного насоса приходится поднимать трубы вместе со штангами. Так как муфтовые соединения труб не совпадают с соединениями штанг, то после отвинчивания очередной трубы над муфтой, установленной на элеваторе, будет находиться гладкое тело штанги, захват которого штанговым ключом невозможен. 

В круговом ключе штанги захватываются плашками, имеющими угловые вырезы с зубьями. Одна из плашек неподвижная, прикреплена двумя штифтами к внутренней части ключа, а вторая – подвижная, прикреплена к внутреннему концу зажимного стержня.

Техническая характеристика:

Диаметр отвинчиваемых штанг, мм…………….…12,16,19,22,25

Диаметр отвода ключа, мм……………………………... .550

Высота зева, мм…………………………………............…32

Масса, кг…………………………...…….…………….…..5,5
Ключ штанговый КШЭ.

Ключ предназначен для свинчивания и развинчивания резьбовых соединений насосных штанг. Состоит из блока вращателя, блока управления и специального штангового элеватора. Блок вращателя представляет собой редуктор с прямозубыми колесами. К концу быстроходного редуктора при помощи полумуфты присоединен электродвигатель, на другом конце вала при помощи шлицев устанавливается маховик для получения необходимого крутящегося момента на водиле при свинчивании и развинчивании насосных штанг.

На большом колесе-шестерне приварено водило. Откидная вилка выполняет роль второго элеватора и служит для удержания колонны на весу.

Блок управления электродвигателем состоит из электромагнитного пускателя и поста управления, соединенных кабелем со штепсельными разъемами.

В зависимости от размера штанг, с которыми производится работа, в корпус штангового элеватора вставляются соответствующие вкладыши и запорное кольцо, а в откидной вилке устанавливается соответствующая вставка. Перед пуском ключа снимается кожух и устанавливается маховик определенного диаметра, обеспечивающий необходимую величину крутящегося момента для данного соединения штанг.

Так, для штанг 16 мм устанавливается маховик диаметром 21 мм, для штанг 19 и 22 мм – диаметром 30 мм, а для штанг 25 мм – оба маховика вместе.
Ключ трубный Халилова КХ 20-45.

Предназначен для захвата и вращения труб и соединительных частей трубопровода с наружным диаметром от 20 до 45 мм при сборке и разборке вручную.

Наружный диаметр захватываемых труб и муфт к ним, мм………….20-25

Максимальный крутящий момент, кН-м….…..…………………………2,0

Габаритные размеры, мм:

длина…………...……………………………….………………………….325

ширина………………………………………………………………….…..65

высота ……….………………………...…………………………………...32

Масса, ключа в собранном виде.……………………………….………...1,2

Ключи цепные.
Ключи цепные (рис.5.2.14.) применяются при ручном свинчивании и развинчивании труб различного диаметра.

Ключ состоит из рукоятки, двух шарнирно соединительных шеек с зубьями с плоскими шарнирными звеньями. Для придания прочности щеки термически обрабатываются.
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Изготавливаются цепные ключи двух типов: КПЦ – ключ цепной нормальный, КЦО – облегченный.
Таблица 5.2.14.
Техническая характеристика ключей КЦ

	Показатели
	КЦЩ-1
	КЦН-1
	КЦН-2
	КЦН-3

	Условный диаметр труб, мм
	60…114
	60…114
	114…146
	146…245

	Допустимое усилие на рукоятке, Н
	950
	950
	1150
	1400


Продолжение таблицы 5.2.14.

	Показатели
	КЦЩ-1
	КЦН-1
	КЦН-2
	КЦН-3

	Длина цепи, мм
	667
	667
	928
	1377

	Габаритные размеры, мм:
	680х100х110
	1160х100х110
	1570х122х135
	2100х152х165

	Масса, кг
	11,5
	14,0
	24,0
	53,0


5.3. Специальная техника, применяемая при ремонте скважин.
Автоцистерна АЦН-10С и АЦН-12С.
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Автоцистерна АЦН-10С и АЦН-12С (рис.5.3.1.) предназначена для транспортирования неагрессивных технологических жидкостей плотностью от 0,85 т/м3 до 1,4 т/м3, кинематической вязкостью до 30 сСт и подачи их к передвижным насосным и смесительным установкам при технологических операциях в нефтяных и газовых скважинах (гидроразрыв пласта, цементирование и другие промывочно-продавочные работы). Автоцистерна может эксплуатироваться на дорогах с осевой нагрузкой на них не выше 10тс в условиях умеренного и холодного климатических районов. Представляет собой комплекс специального оборудования, смонтированного на шасси автомобиля Урал 4320-1912-30, КрАЗ-65101. В комплексе – центробежный насос в блоке с редуктором с приводом от коробки передач двигателя автомобиля через коробку отбора мощности и карданный вал. 
Таблица 5.3.1.

Технические характеристики Автоцистерн
	Шасси автомобиля
	Урал
	КрАЗ

	Вместимость, м3
	10
	12

	Насос для заполнения и опорожнения цистерны : 
	

	-подача, дм3/с 
	28

	-напор (для воды), МПа 
	30 ± 1,5

	-частота вращения рабочего колеса, об/мин
	1450 ± 50 

	-наибольшая мощность, отбираемая от двигателя, кВт
	25

	-время заполнения цистерны, с
	390 ± 20

	-диаметр всасывающей линии, мм 
	100

	-диаметр нагнетательной линии, мм
	63

	Всасывающее устройство, тип
	эжекционный

	Указатель уровня жидкости в цистерне
	поплавковый


Таблица 5.3.2.
Технические характеристики цементировочных агрегатов

	Монтажная база-шасси автомобиля
	КрАЗ-250 или 
КрАЗ 65101
	Урал
4320-1912-30

	-грузоподъёмность, т
-мощность двигателя, кВт 
	14,575 
177 
	12 
178 

	-частота вращения вала двигателя, (об/мин), не более
	35
	35

	Насос цементировочный
	Поршневой насос НПЦ-32

	-полезная мощность, кВт
-ход поршня, мм 
-наибольшее давление, МПа 
-наибольшая подача, дм3/с 
	108 
250 
32 
26

	Вспомогательный двигатель
	ГАЗ-53

	-мощность, кВт, не более 
-крутящий момент, кВт, не более 
-частота вращения вала двигателя: 
максимальная (об/мин) 
рабочая (об/мин) 
	51,5 
205 

46,6 
29

	Насос водяной
	центробежный насос

	ЦНС 38-154
	ЦНС 60-165

	-частота вращения вала насоса (об/мин) 
-подача, дм3/с 
-давление, МПа 
	49 
10 
1,54
	29 
10 
1,65

	Вместимость, м3: 
-мерного бака 
-бака для цементного раствора 
	
6,4 
0,25
	
6,0 
0,25

	Манифольд (условный диаметр), мм:
	

	-приемной линии цементировочного и водяных насосов
-напорной линии цементировочного и водяных насосов 
	100 
50

	Масса агрегата, кг
	КрАЗ
	Урал

	-полная
	16000
	15440


Агрегат цементировочный АЦ-320 или ЦА-320 (рис.5.3.2.).

Агрегат цементировочный АЦ-32 предназначен для нагнетания различных жидкостей при цементировании скважин в процессе бурения и капитального ремонта, а также для проведения других промывочно-продавочных работ в нефтяных и газовых скважинах. Монтируется на шасси автомобиля КрАЗ, Урал. Агрегат кислотной обработки призабойной зоны скважин АНЦ-32/50.
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Агрегат АНЦ-32/50 (рис.5.3.3.) предназначен для транспортирования ингибированной соляной кислоты и нагнетания в скважины технологических жидкостей при кислотной обработке призабойной зоны скважин. Агрегат предназначен для работы в умеренной и холодной макроклиматических зонах. Агрегат для депарафинизации АДПМ 12/150-У1.

Агрегат АДПМ (рис.5.3.4.) предназначен для депарафинизации призабойной зоны скважин горячей нефтью. Наличие технологических и вспомогательных трубопроводов дает возможность быстро подключать агрегат к скважине и емкости с нефтью. Агрегат легко запускается в работу, нефть нагревается до установленной температуры за 20 мин. с момента пуска.

Применена независима трансмиссия привода основного насоса и топливного насоса с вентилятором, что обеспечивает при необходимости предварительный подогрев котла без запуска нагнетательного насоса.
Агрегат выпускается на шасси Урал, КрАЗ, TATRA.

Таблица 5.3.3.

Технические характеристики кислотных агрегатов

	Монтажная база
	Шасси автомобиля КрАЗ 65101

	Насос высокого давления
	Трехплунжерный
	Горизонтальный

	идеальная подача, л/с 
-наибольшая 
-наименьшая 

давление, МПа 
-наибольшее 
-наименьшее
	
12,8
3,5

32
8,0
	
12,5
2,24

50
12,5


Продолжение таблицы 5.3.3.

	Монтажная база
	Шасси автомобиля КрАЗ 65101

	Насос высокого давления
	Трехплунжерный
	Горизонтальный

	Привод насоса высокого давления
	От тягового двигателя автомобиля через раздаточную коробку, коробку отбора мощности и коробку передач агрегата

	Коробка передач
	Двухскоростная двухвальная с косозубой цилиндрической передачей

	Емкость цистерны, м3
	7,5

	Транспортируемая жидкость
	Раствор ингибированной соляной кислоты (концентрация 8-21%), а также в смеси с кислотами плавиковой (5% от объема соляной кислоты) и уксусной (2% в пересчете на 100%-ую соляную кислоту)

	Управление агрегатом
	Централизованное из кабины автомобиля

	Условные проходы манифольда, мм 
-всасывающего 
-нагнетательного
	
100
50

	Вспомогательный трубопровод (обвязка агрегата с устьем скважины), мм 
-условный проход 
-общая длина
	50
21500

	Скорость передвижения на прямолинейном участке шасси, км/ч
	70


Таблица 5.3.4.
Технические характеристики агрегата АДПМ 12/150-У1

	Производительность по нефти, м3/час
	12 ± 0,5

	Температура нагрева нефти, oС 
-безводной
-обводненной до 30%
	
150 ± 10
122 ± 5

	Нагреваемая среда
	нефть сырая

	Вязкость, СПЗ, не более
	400

	Давление рабочее, МПа (кгс/см2)
	16 ± 1 (160 ± 10)

	Топливо, используемое при работе агрегата
	дизельное

	Расход топлива на нагрев нефти, кг/ч, не более
	115

	Нагнетательный насос
	трехплунжерный 1.3 ПТ-50Д2

	Топливный насос
	шестеренчатый ШФ 0,6-25


Агрегат промывочно-продавочный ППА-200.

Агрегат промывочно-продавочный предназначен для нагнетания различных не агрессивных жидких сред в скважине в процессе их текущего и капитального ремонтов, а также при проведении других нефтепромысловых промывочно-продавочных работ. Агрегат выпускается на шасси КрАЗ-250 или КрАЗ-65101.
Таблица 5.3.5.

Технические характеристики агрегата ППА

	Монтажная база 
-грузоподъемность, т 
-мощность двигателя, кВт 
-частота вращения вала двигателя, об/мин не более
	КрАЗ-65101
14,575
177
35

	Насос НПЦ-32 
-полезная мощность, кВт 
-наибольшее давление, МПа 
-ход поршня, мм 
-наибольшая подача, дм3/с
	
91,9
32
250
21,8

	Вместимость цистерны, м3
	5

	Условный диаметр приемной линии насоса, мм
	100

	Условный диаметр напорной линии насоса, мм
	50


Цистерна-кислотовоз.

Цистерна-кислотовоз АЦ-11К предназначена для транспортирования раствора ингибрированной соляной кислоты концентрацией до 21% и подачи ее на прием насосной установки при кислотных обработках призабойной зоны скважин. Оборудование автоцистерны включает цистерну, насосный блок с трансмиссией, манифольд и другое, смонтированное на автошасси УРАЛ-4320-1912-30. Цистерна из коррозионностойкой (нержавеющей) стали Х18Н10Т имеет внутренние перегородки для гашения ударов транспортируемой жидкости при резких торможениях и ускорениях автоцистерны. На цистерне предусмотрена наливная горловина с дыхательным клапаном на крышке. Центробежный насос в кислотостойком исполнении серии X приводится от тягового двигателя автошасси через коробку отбора мощности, установленную на боковом люке коробки передач двигателя. Управление работой насосного блока осуществляется из кабины автошасси. По сравнению с кислотовозами, имеющими гуммированные емкости для перевозки кислот и максимальный срок службы 2–3 года, АЦ-11К с емкостью из нержавеющей стали Х18Я10Т служит 6–8  лет.
Установки смесительные.
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Установки (рис.5.3.5.)  предназначены для транспортировки сухих порошкообразных материалов, механически регулируемой подачи этих материалов винтовыми конвейерами и приготовления тампонажных растворов при цементировании нефтяных и газовых скважин. Привод винтовых конвейеров – от двигателя автомобиля через коробку отбора мощности, карданные валы. 
Установки смесительные механические изготавливаются на шасси автомобилей "КрАЗ" и "УРАЛ". Смесительные установки – передвижные нефтепромысловые. Состоит из бункера, коробки отбора мощности, загрузочного и дозировочных винтовых конвейеров, смесительного устройства с щелевидной насадкой, централизованного поста управления установкой и другого вспомогательного оборудования. 

 Регулировку плотности тампонажного раствора производят: 

· изменением давления жидкости затворения перед щелевидной насадкой; 

· изменением частоты вращения дозирующих винтовых конвейеров. 
Тонкую регулировку плотности раствора производят поворотом пробки крана ГРПП на требуемый угол. 

Стабильность плотности приготавливаемого тампонажного раствора достигается поддержанием постоянного давления перед щелевидной насадкой.
Таблица 5.3.6.

Техническая характеристика смесительной установки

	Наибольшая производительность (для тамп. раствора плотн. 1,85 г/см3), дм3/c
	27

	Плотность приготовленного раствора, г/см3
	1,2-2,4

	Максимальная масса транспортируемого материала по дорогам, т
	

	- с твердым покрытием
	11,5

	- по остальным, включая участки бездорожья
	9,5

	Максимальная производительность по сухому цементу, т/ч
	

	- загрузочного винтового конвейера
	15

	- расчетная дозирующих винтовых конвейеров
	132


Осреднительная установка.
Предназначена для обработки тампонажного раствора в процессе его приготовления с целью обеспечения однородности параметров смеси по всему объему. Установка используется на всех видах цементировочных работ, проводимых на буровых скважинах. Работает в комплекте с насосными агрегатами (типа УНБ 400х40), с цементосмесительными установками (типа УС6-30) и цементировочными агрегатами (типа ЦА-320А).Конструкция установки позволяет использовать ее для приготовления буферных составов и жидкостей затворения. 

Установка осреднительная состоит из резервуара, коробки отбора мощности, перемешивающего устройства в виде двух ленточных мешалок и вспомогательного оборудования для подачи раствора непосредственно от цементно-смесительной установки, для выдачи раствора, а также для контроля объема раствора в резервуаре, отборного устройства для замеров плотности. Резервуар установки сверху снабжен откидными крышками и площадкой с ограждениями для удобства обслуживания и ремонта. 

 При проведении нефтепромысловых работ используется вспомогательная спецтехника, трубовозы, штанговозы, автокраны различной грузоподъемности.

Агрегат 2-АПШ на шасси УРАЛ-44202-10 с колёсной формулой 6х6 предназначен для механизированной погрузки, перевозки и разгрузки длинномерного нефтепромыслового оборудования (глубинно-насосных штанг, насосно-компрессорных труб и т.д.).

Применяются трубовозы различных конфигураций, передвижные и стационарные краны. 
6. НАСОСНО-КОМПРЕССОРНЫЕ ТРУБЫ, ЗАБОЙНЫЕ                     ДВИГАТЕЛИ, БУРОВЫЕ ДОЛА, ПРИМЕНЯЕМЫЕ                                                 В ПРОЦЕССЕ РЕМОНТНЫХ РАБОТ
6.1. Трубы насосно-компрессорные и муфты к ним.

Насосно-компрессорные трубы (НКТ) предназначены для добычи жидкости и газа из скважин и проведения различных ремонтных работ. 

Условное обозначение труб должно включать: тип трубы (кроме гладких труб), условный диаметр трубы, толщину стенки, группу прочности и обозначение  стандарта. Условное обозначение муфт  включает: тип трубы (кроме муфт к гладким трубам), условный диаметр, группу прочности и обозначение стандарта.

На наружной и внутренней поверхности труб и муфт не должно быть раковин, расслоений, трещин. Допускается вырубка и зачистка этих дефектов при условии, если их глубина не превышает предельного минусового отключения по толщине стенки. Заварка, зачеканка или заделка дефектных мест не допускается.

На внутренней поверхности высаженных наружу концов труб с муфтами не должно быть более трех дефектных мест, протяженность каждого из которых по окружности не должна быть более 25 мм, ширина – более 15 мм и глубина – более 2 мм. 

На наружной и внутренней поверхности высаженных наружу  концов безмуфтовых труб на расстоянии менее 85 мм от торца указанные выше дефекты не допускаются. На расстоянии свыше 85 мм не должно бать более трех дефектных мест, протяженность    каждого   из  которых   не  должна  быть более 1/3 длины окружности, ширина – более 15 мм и глубина – более 2 мм.

В табл. 6.1.1., 6.1.2. и 6.1.3. приводятся размеры НКТ по ГОСТ 633–80 и муфт к ним. В табл. 6.1.4., 6.1.5. приводятся прочностные характеристики НКТ и величины испытательных гидравлических давлений. 

Перед спуском в скважину НКТ (особенно в условиях применения штанговых насосов или наличия отложений парафина, солей, гипса) внутренний диаметр и общая изогнутость проверяются оправкой. Длина оправки – 1250 мм, ее диаметры для различных НКТ приводятся в табл. 6.1.6. 

На каждой трубе на расстоянии 0,4–0,6 м ее конца, снабженного муфтой (или раструбного конца труб НКБ), ударным способом или накаткой наносится следующая маркировка: условный диаметр труб в мм, номер трубы, группа прочности, толщина стенки в мм (для труб с условным диаметром 73 и 89 мм), наименование или товарный знак предприятия-изготовителя, месяц и год выпуска. Место нанесения маркировки обводится или подчеркивается устойчивой светлой краской. 
Таблица 6.1.1.

	Условный диаметр труб, мм
	Труба гладкая
	Муфта

	
	Наружный диаметр, мм
	Внутренний диаметр, мм
	Толщина стенки, мм
	Масса 1 м, кг
	Наружный диаметр, мм
	Длина, мм
	Масса, кг

	33
	33,4
	26,4
	3,5
	2,6
	42,2
	86
	0,4

	42
	4,2
	35,4
	3,5
	3,3
	52,2
	90
	0,6

	48
	48,3
	35,2
	4,0
	4,4
	55,9
	96
	0,5

	60
	60,3
	40,3
	5,0
	6,8
	73,0
	110
	1,3

	73
	73,0
	50,3
	5,5
	9,2
	88,9
	132
	2,4

	73
	73,0
	62,0
	7,0
	11,4
	88,9
	132
	2,4


Продолжение таблицы 6.1.1.

	89
	88,9
	75,9
	6,5
	13,2
	108,0
	146
	3,6

	102
	101,6
	88,6
	6,5
	15,2
	120,6
	150
	4,5

	114
	114,3
	100,3
	7,0
	18,5
	132,1
	156
	5,1


Таблица 6.1.2 

	Условный диаметр труб, мм
	Труба гладкая
	Муфта

	
	Наружный диаметр, мм
	Внутренний диаметр, мм
	Толщина стенки, мм
	Масса 1 м, кг
	Наружный диаметр, мм
	Длина, мм
	Масса, кг


	60
	60,3
	50,3
	5,0
	6,8
	73,0
	135
	1,8

	73
	73,0
	62,0
	5,5
	9,2
	73,0
	135
	2,5

	73
	73,0
	59,0
	7,0
	11,4
	-
	-
	-

	89
	88,9
	75,9
	6,5
	13,2
	108,0
	155
	4,1

	89
	88,9
	72,9
	8,0
	16,0
	-
	-
	-

	102
	101,6
	88,6
	6,5
	15,2
	120,6
	155
	5,1

	114
	114,3
	100,3
	7,0
	18,5
	132,1
	205
	7,4


На каждой трубе рядом с маркировкой ударным способом или накаткой устойчивой светлой краской наносится маркировка: условный диаметр трубы в мм, группа прочности (для гладких труб с термоурочненными концами дополнительно маркируется «ТУК»), толщина стенки в мм (для труб с условным диаметром 73 и 89 мм), длина трубы в см, масса трубы в кг, тип трубы (кроме гладких труб), вид исполнения (при поставке труб исполнения А), наименование или товарный знак предприятия-изготовителя. 
Таблица 6.1.3.
	Условный диаметр,  мм
	Труба с высаженными наружу концами
	Муфта

	
	Наружный диаметр, мм
	Внутренний диаметр, мм
	Толщина стенки,  мм
	Наружный диаметр высаженной части, мм
	Длина высаженной части, мм
	Масса 1 м гладкой трубы, кг
	Увеличение массы трубы вследствие высадки обоих концов, кг
	Наружный диаметр, мм
	Длина, мм
	Масса, кг

	27
	26,7
	20,7
	3,0
	33,4
	40
	1,8
	0,1
	42,2
	84
	0,4

	33
	23,4
	26,4
	3,5
	37,3
	45
	2,6
	0,1
	48,3
	90
	0,5

	42
	42,2
	35,2
	3,5
	46,0
	51
	3,3
	0,2
	55,9
	96
	0,7

	48
	48,3
	40,3
	4,0
	53,2
	57
	4,4
	0,4
	63,5
	100
	0,8

	60
	60,3
	50,3
	5,0
	65,9
	89
	6,8
	0,7
	77,8
	126
	1,5


Продолжение таблицы 6.1.3.

	Условный диаметр,  мм
	Труба с высаженными наружу концами
	Муфта

	
	Наружный диаметр, мм
	Внутренний диаметр, мм
	Толщина стенки,  мм
	Наружный диаметр высаженной части, мм
	Длина высаженной части, мм
	Масса 1 м гладкой трубы, кг
	Увеличение массы трубы вследствие высадки обоих концов, кг
	Наружный диаметр, мм
	Длина, мм
	Масса, кг

	73
	73,0
	62,0
	5,5
	78,6
	95
	9,2
	0,9
	93,2
	134
	2,8

	73
	73,0
	59,0
	7,0
	78,6
	95
	11,4
	0,9
	93,2
	134
	2,8

	89
	88,9
	75,9
	6,5
	95,2
	102
	13,2
	1,3
	114,3
	146
	4,2

	89
	88,9
	72,9
	8,0
	95,2
	102
	16,0
	1,3
	114,3
	146
	4,2

	102
	101,6
	88,6
	6,5
	108,0
	102
	15,2
	1,4
	127,0
	154
	5,0

	114
	114,3
	100,3
	7,0
	120,6
	108
	18,5
	1,6
	141,3
	160
	6,3


Таблица 6.1.4.

	Условный диаметр труб, м
	Толщина стенки,

мм
	Давление для труб из стали групп прочности, МПа

	
	
	Д
	К
	Е
	Л
	М
	Р

	
	
	Исполнение  А
	Исполнение Б
	
	
	
	
	

	27
	3,0
	67,2
	66,2
	87,3
	98,1
	-
	-
	-

	33
	3,5
	64,3
	63,3
	83,4
	93,7
	-
	-
	-

	42
	3,5
	50,5
	49,5
	65,2
	73,6
	-
	-
	-

	48
	4,0
	50,5
	49,5
	65,2
	73,6
	-
	-
	-

	60
	5,0
	50,5
	49,5
	65,2
	73,6
	87,3
	96,6
	122,6

	73
	5,0
	45,6
	45,1
	59,4
	66,7
	79,0
	87,3
	112,3

	73
	7,0
	57,9
	57,4
	75,0
	84,9
	100,6
	110,9
	122,6

	89
	6,5
	44,1
	43,7
	57,4
	64,7
	76,5
	84,4
	108,9


Насосно-компрессорные трубы США изготавливают по стандартам Американского нефтяного института (АНИ) и по соответствующей технической документации. 

НКТ, выпускаемые по техническим документам фирм, отличаются от стандартов АНИ резьбой  трапецеидального профиля, уплотняющимися элементами типа металл-металл в резьбовом соединении, цилиндрической двухступенчатой резьбой, уплотняющими пластмассовыми кольцами в резьбовом соединении. В табл. 6.1.7. приводятся размеры некоторых труб и муфт к ним по стандартам АНИ.
Таблица 6.1.5.

	Показатели
	Группа прочности

	
	Д
	К
	Е
	Л
	М
	Р

	Временное сопротивление (в, не менее МПа

Предел текучести (т , МПа:

      - не менее

      - не более
	655 (638*)

379

373*

552
	687

491

-

-
	689

552

-

758
	758

654

-

862
	862

758

-

965
	1000

930

-

1137


Для исполнения Б.
Таблица 6.1.6

	Условный диаметр трубы, мм
	Толщина стенки,

мм
	Наружный диаметр оправки, мм
	Условный диаметр трубы, мм
	Толщина стенки,

мм
	Наружный диаметр оправки, мм

	27
	3,0
	18,3
	73
	5,5
	59,9

	33
	3,5
	24,0
	73
	7,0
	56,6

	42
	3,5
	32,8
	89
	6,5
	72,7

	48
	4,0
	37,9
	89
	8,0
	69,7

	60
	5,0
	47,9
	102
	6,5
	85,4

	
	
	
	114
	7,0
	97,1


Таблица 6.1.7.

Размеры труб и муфт к ним по стандартам Американского               Нефтяного Института
	Труба гладкая
	Муфта

	Наружный диаметр, мм
	Внутренний диаметр,

мм
	Толщина стенки

мм
	Масса     1 м гладкой трубы, 

кг
	Наружный диаметр,

мм
	Длина,

мм
	Диаметр расточки,

мм
	Ширина торцевой плоскости, мм
	Диаметр торцевой плоскости, мм
	Масса,

кг

	26,6

33,4

42,2

48,3

60,3

60,3

60,3

73,0

73,0

88,9

88,9

88,9

88,9

101,6

114,3
	21,0

26,6

35,1

40,9

51,8

50,6

47,4

62,0

57,4

77,9

76,0

74,2

69,9

90,1

100,5
	2,87

3,38

3,56

3,68

4,24

4,83

6,45

5,51

7,82

5,49

6,45

7,34

9,52

5,74

6,88
	1,68

2,50

3,38

4,05

5,87

6,60

8,56

9,18

12,57

11,29

13,12

14,76

18,65

13,57

6,88
	33,4

42,2

52,2

55,9

73,0

73,0

73,0

88,9

88,9

108,0

108,8

108,8

108,8

120,6

132,1
	81,0

82,6

88,9

95,2

108,0

108,0

108,0

130,2

130,2

142,9

142,9

142,9

142,9

146,0

155,6
	28,3

35,0

43,8

49,9

61,9

61,9

61,9

74,6

74,6

90,5

90,5

90,5

90,5

103,2

115,9
	1,6

2,4

3,2

1,6

4,8

4,8

4,8

4,8

4,8

4,8

4,8

4,8

4,8

4,8

4,8
	30,0

37,8

47,2

52,1

66,7

66,7

66,7

81,0

81,0

98,4

98,4

98,4

98,4

111,1

123,2
	0,23

0,38

0,59

0,56

1,28

1,28

1,28

2,34

2,34

3,71

3,71

3,71

3,71

4,34

4,89


Таблица 6.1.8.

Справочные данные для расчета колонны труб, насосно-компрессорные и обсадные трубы

	Показатели
	Условный диаметр, мм

	
	48
	60
	73
	89
	102
	114
	141
	168
	219

	Площадь проходного сечения труб, см2
	12,75
	19,80
	30,18
	45,22
	61,62
	78,97
	120,0
	177,0
	314,0

	Площадь поперечного сечения тела труб, см2
	5,56
	8,68
	11,66
	16,82
	19,41
	23,58
	36,0
	43,0
	62,0

	Масса 1 м труб (гладких) с муфтами, кг
	4,45
	7,0
	9,45
	13,67
	15,78
	19,11
	34,9
	44,6
	64,1

	Масса 1 м труб (с высаженными концами) с муфтами, кг
	4,54
	7,12
	9,62
	13,92
	16,02
	19,46
	-
	-
	-


Примечание: 1. При определении массы 1 м насосных штанг и насосно-компрессорных труб с муфтами принята средняя длина одной штанги и одной трубы 8 м. 
2. Для обсадных труб диаметром 141, 168 и 219 мм внутренний диаметр принят соответственно 125, 150 и 200 мм.
Глубины спуска НКТ в скважинах.

Таблица 6.1.9.

Предельная глубина спуска одноразмерной колонны НКТ                    в скважину (в метрах)
	По маркам стали

	Д
	К
	Е
	Л
	М

	Трубы гладкие

	1100
	1400
	1600
	1800
	2100

	1200
	1650
	1850
	2100
	2400

	1300
	1700
	1900
	2200
	2500

	1400
	1900
	2050
	2400
	2750

	1250
	1600
	1800
	2050
	2400

	1250
	1650
	1800
	2100
	2450

	Трубы с высаженными наружу концами

	500
	700
	750
	900
	1050

	400
	550
	600
	700
	800


Продолжение таблицы 6.1.9.
	По маркам стали

	Д
	К
	Е
	Л
	М

	Трубы с высаженными наружу концами

	1900
	2250
	2800
	3200
	3700

	1900
	2650
	2900
	3250
	3750

	1950
	2600
	2850
	3200
	3700

	1950
	2600
	2850
	3200
	3700

	1950
	2700
	2950
	3300
	3800

	1950
	2700
	2950
	3300
	3800

	2000
	2600
	2900
	3350
	3900

	1950
	2600
	2900
	3300
	3800



Таблица 6.1.10.

Прочностные свойства сталей для изготовления НКТ
	Свойства
	Группа прочности стали

	
	Д
	К
	Е
	Л
	М

	Временное сопротивление, МПа
	6,68
	6,95
	7,03
	7,73
	8,79

	Предел текучести, МПа

- не менее

- не более
	3,87

5,62
	4,15

6,25
	5,62

7,73
	6,68

8,79
	7,73

9,84

	Относительное удлинение, %, не менее
	14,30
	13,86
	13,00
	12,30
	10,80


Трубы бурильные, применяемые для ремонта скважин.

Трубы стальные с высаженными концами и приваренными к ним замками. 

Применяются для ремонта нефтяных и газовых скважин.

Сортаментная характеристика бурильных труб приведена в таблице 6.1.11.
Таблица 6.1.11. 

	Номер и наименование нормативного документа
	Условный наружный диаметр, мм 
	Толщина стенки, мм
	Группа прочности
	Тип замка
	Длина труб, м

Тип высадки

	ТУ 14-3-1571-88

Трубы бурильные с приваренными замками
	ПН60
	7,11
	Д, Е, Л, М
	ЗП-86-44
	5,9 - 6,3

8,0 - 8,6

11,9 - 12,5

Высадка комбинированная, наружная и внутренняя

	
	ПН73
	9,19
	Д, Е
	ЗП-105-54
	

	
	ПН73
	9,19
	Л, М
	ЗП-105-50
	

	
	ПН89
	9,35
	Д, Е
	ЗП-121-68
	

	
	ПН89
	9,35
	Л
	ЗП-127-65
	

	
	ПН89
	9,35
	М
	ЗП-127-62
	


Продолжение таблицы 6.1.11.

	Номер и наименование нормативного документа
	Условный наружный диаметр, мм
	Толщина стенки, мм
	Группа прочности
	Тип замка
	Длина труб, м

Тип высадки

	
	ПН89
	9,35
	Р
	ЗП-127-59
	

	
	ПВ102
	8,38
	Д, Е
	ЗП-133-71
	

	
	ПК114,3
	8,56
	Д, Е
	ЗП-159-82
	

	
	ПК114,3
	8,56
	Л, М
	ЗП-159-76
	

	
	ПК114,3
	10,92
	Д, Е
	ЗП-159-76
	

	
	ПК114,3
	10,92
	Л
	ЗП-159-69
	

	
	ПК114,3
	10,92
	М
	ЗП-159-63
	

	
	ПК127
	9,19
	Д, Е
	ЗП-162-95-2
	

	
	ПК127
	9,19
	Л
	ЗП-162-89-2
	

	
	ПК127
	9,19
	М
	ЗП-165-82
	

	
	ПК127
	12,70
	Д, Е
	ЗП-162-89-2
	

	
	ПК127
	12,70
	Л
	ЗП-165-76
	

	
	ПК127
	12,70
	М
	ЗП-168-70
	

	ТУ 14-161-141-94 Трубы бурильные с приваренными замками уменьшенного диаметра БК-114
	БК114,3
	8,6
	Д, Е, Л, М
	ЗП-146-70/76
	8,0 - 8,6; 9,0 - 9,45; 11,9-12,5

Высадка комбинированная, наружная и внутренняя

	
	
	10,9
	Д, Е
	ЗП-146-70/70
	

	
	
	10,9
	Л
	ЗП-146-63/70
	

	ТУ 14--3-1849-92

Трубы бурильные диаметром 73 мм с приваренными замками БК-73
	73
	9,0
	Д, Е
	ЗП-92
	5,9 - 6,3; 8,0 - 8,6

9,0 - 9,45; 11,9 - 12,5

Высадка комбинированная

	ТУ 39-0147016-42-93 Трубы для капитального ремонта скважин
	73
	5,5
	Д, Е
	ТТ 95-57
	9,0 - 10,0

Высадка комбинированная, наружная и внутренняя

	
	
	6,5
	Д, Е, Л
	ТТ 98-57
	

	ТУ 14-161-137-94

Трубы бурильные диаметром 73 и 89 мм с приваренными замками
	БК73
	7
	Д
	ЗП-86-45
	8,0 - 8, 4

9,0 - 9,45

11,9 - 12,5

Высадка комбинированная, наружная и внутренняя

	
	БК73
	9
	Д, Е, Л, М
	ЗП-105М-45
	

	
	БК73
	9,19
	Д, Е, Л
	ЗП-105М-54
	


Продолжение таблицы 6.1.11.

	Номер и наименование нормативного документа
	Условный наружный диаметр, мм
	Толщина стенки, мм
	Группа прочности
	Тип замка
	Длина труб, м

Тип высадки

	
	БК73
	9,19
	Д, Е, Л
	ЗП-105М-51
	

	
	БК73
	9,19
	М
	ЗП-105М-50
	

	
	БН76
	8,5
	Д, Е
	ЗП-105М-54
	

	
	БВ89
	8,0
	Д, Е
	ЗП-108М-45
	

	
	БН89
	6,5
	Д, Е
	ЗП-121М-73
	

	
	БН89
	8,0
	Д, Е, Л
	ЗП-121М-68
	

	ТУ 14-161-138-94

Трубы бурильные диаметром 127 мм с приваренными замками БК-127
	127
	9,2
	Д, Е
	ЗП-165-92
	8,0 - 8,6; 9,0 - 9,45

11,9 - 12,5

Высадка комбинированная

	
	
	9,2
	Л
	ЗП-165-86
	

	
	
	9,2
	М
	ЗП-168-83
	

	
	
	12,7
	Д, Е
	ЗП-168-83
	

	
	
	12,7
	Л
	ЗП-168-76
	

	ТУ 14-161-154-95

Трубы бурильные диаметром 73 и 89 мм с приваренными замками
	73
	5,5
	Д, Е
	ЗП-95-59
	5,9 - 6,5; 8,0 - 8,4

9,0 - 9,45; 11,9 - 12,65

Высадка наружная

	
	73
	5,5
	Л
	ЗП-95-55
	

	
	73
	7
	Д, Е
	ЗП-95-55
	

	
	89
	6,5
	Д, Е
	ЗП-115-73
	

	ТУ 4-3-1850-92

Трубы бурильные с высаженными внутрь концами
	73
	7,0
	Д, К, Е, Л
	-
	6,0 - 6,6; 8,0 - 8,6

11,5 - 12,4

Высадка внутренняя

	
	
	9,0
	Д, К, Е, Л
	-
	


Трубы проходят обязательные испытания: на растяжение, на ударную вязкость, на сплющивание. Возможно изготовление труб по API 5D групп E75, X95, G-105, S-195 с нанесением монограммы (лицензия N 5Д-0055).

Механические свойства приведены в таблице 6.1.12.
Таблица 6.12.
	Наименование показателей
	Группа прочности

	
	Д
	К
	Е
	Л
	М

	Временное сопротивление σв Н/мм², не менее
	655, 0
	689, 0
	689, 0
	724, 0
	792, 0


Продолжение таблицы 6.12.
	Наименование показателей
	Группа прочности

	
	Д
	К
	Е
	Л
	М

	Предел текучести σт Н/мм², не менее
	379, 0
	490, 0
	517, 0
	655, 0
	724, 0

	                                               Не более
	-
	-
	724, 0
	862, 0
	930, 0

	Относительное удлинение δ5 %, не менее
	16, 0
	14, 0
	14, 0
	14, 0
	12, 0

	Относительное сужение ψ, не менее
	50, 0
	50, 0
	50, 0
	50, 0
	45, 0

	Ударная вязкость Дж/см² (кгсм/см²) KCU, не менее
	69, 0 (7)
	69, 0 (7)
	69, 0 (7)
	69, 0 (7)
	69, 0 (7)

	KCV при (-60°С)
	39, 2 (4)
	39, 2 (4)
	39, 2 (4)
	39, 2 (4)
	39, 2 (4)


6.2. Гидравлические забойные двигатели для ремонтных работ в скважинах.
Винтовые забойные двигатели.
Винтовые забойные двигатели Д-85; Д-105, Д-106 и ДР-106 предназначены для бурения скважин, в том числе боковых стволов и проведения ремонтно-восстановительных работ в эксплуатационных колоннах с использованием в качестве рабочей жидкости технической воды или бурового раствора плотностью не более 1,3 г/см3 при забойной температуре не более 100 градусов. Двигатели хорошо зарекомендовали себя во многих регионах России и по отзывам потребителей имеют наработку на отказ до 300 часов.

Для бурения прямых участков скважин используется двигатель Д-106, в котором торсион размещен внутри ротора, что сокращает длину и массу двигателя. Для наклонно-направленного бурения применяют двигатель ДО-106 – вариант с жестким кривым переводником или ДР-106 – с регулируемым на буровой кривым переводником. Для повышения долговечности опорные поверхности кривых переводников имеют «пятку», армированную твердосплавными зубками. Двигатели могут комплектоваться рабочими органами с различной заходностью. Исходя из конкретных условий бурения и типа породоразрушающего инструмента выбирается рабочая пара с требуемой частотой вращения.

По принципу действия винтовой забойный двигатель пред​ставляет собой планетарно-роторную гидромашину объемного типа с внутренним косозубым зацеплением рабочих органов. Основные детали двигателя – статор  1 и ротор 2.

Статор выполнен в виде стального корпуса с концевыми резьбами, к расточке которого привулканизована резиновая обкладка, имеющая на внутренней поверхности винтовые зубья левого направления.

Стальной ротор имеет наружные винтовые зубья также ле​вого направления, число которых на единицу меньше, чем у статора. Ось ротора смещена относительно статора на ве​личину эксцентриситета, равную половине высоты зуба.

Шаги винтовых поверхностей ротора и статора пропорцио​нальны числу зубьев этих деталей. Специальный профиль зубьев ротора и статора обеспечи​вает непрерывный контакт и образование замыкающихся по длине шага статора единичных рабочих камер.

Жидкость, поступающая в двигатель от насосов установки ремонта скважин, пройдет, к долоту в том случае, если ротор двигателя проворачивается внутри обкладки статора, обкаты​ваясь по его зубьям под действием неуравновешенных гидрав​лических сил. При этом ротор совершает планетарное движе​ние: геометрическая ось ротора вращается относительно оси статора против часовой стрелки, сам ротор поворачивается по часовой стрелке. За счет разности в числах зубьев ротора и статора переносное вращение редуцируется в абсолютное с пе​редаточным числом, равным числу зубьев ротора, что обеспечи​вает сниженную выходную скорость вращения и высокий кру​тящий момент двигателя.

Планетарное движение ротора преобразуется в соосное вра​щение вала шпинделя при помощи карданного вала, передаю​щего крутящий момент и гидравлическую осевую нагрузку от ротора.

Карданный вал состоит из двух двойных зубчатых шарни​ров, заполненных консистентной смазкой, и промежуточной трубы. Шарниры с трубой в двигателе Д-85, ротором и муфтой шпинделя соединяются посредством конических сопряжении с плоскими хвостовиками.

Шпиндель двигателя включает осевой многоступенчатый подшипник качения и радиальные резино-металлические опоры.
Таблица 6.2.1.

Технические характеристики ВЗД
	Шифр
	Длина,
мм.


	Диаметр,
мм
	Масса,
кг
	Присоединительные резьбы
	Диаметр долот,
мм
	Расход
рабочей
жидкости,
л/с
	Частота
вращения
вала,
с-1
	Перепад
давления
на ВЗД,
МПа

	
	
	
	
	к трубам
	к долоту
	
	
	
	

	Д–42
	700
	42
	9
	по заказу
	по заказу
	58,0
	0,3-0,5
	4,0-6,7
	2,0-4,0

	Д–48
	1850
	48
	18
	по заказу
	по заказу
	55-93
	0,5-1,5
	4,1-6,7
	4,0-5,0

	Д1–54
	1890
	57
	27
	З-42
	З-42
	76-93
	2,0-3,0
	5,8-8,3
	4,5-5,5


Продолжение таблицы 6.2.1.
	Шифр
	Длина,
мм.


	Диаметр,
мм
	Масса,
кг
	Присоединительные резьбы
	Диаметр долот,
мм
	Расход
рабочей
жидкости,
л/с
	Частота
вращения
вала,
с-1
	Перепад
давления
на ВЗД,
МПа

	
	
	
	
	к трубам
	к долоту
	
	
	
	

	ДГ–60
	2300
	60
	34
	З-42
	З-42
	76-98,4
	1,0-2,0
	3,0-6,0
	4,5-5,5

	ДГ–75
	3820
	76
	104
	З-66
	З-66
	83
	3,0-5,5
	3,0-5,5
	5,0-9,0

	Д–85
	3230
	88
	110
	З-66
	З-66
	98,4 -120,6
	4,8
	2,2
	5,5

	Д1–88
	3225
	88
	110
	З-66
	З-66
	98,4 -120,6
	4,5-7,0
	2,7-5,0
	5,8-7,0

	ДО-88**
	3570
	88
	85
	З-66
	З-66
	112,0-120,6
	5,0-7,0
	3,0-5,0
	5,8-7,0

	Д–95
	3035
	95
	106
	З-76
	З-76
	120,6-139,7
	6,0-10,0
	2,0-3,3
	4,5-6,0

	ДГ-95
	2640
	95
	100
	З-76
	З-76
	120,6-139,7
	6,0-10,0
	2,0-3,3
	4,5-6,0

	Д-105
	3740
	106
	180
	З-88
	З-76
	120,6-151,0
	6,0-10,0
	2,6-3,8
	5,0-8,0

	ДГ-105
	2355
	106
	120
	З-88
	З-76
	120,6-139,7
	6,0-10,0
	2,8-4,0
	5,0-8,0

	Д–106
	4240
	106
	220
	З-88
	З-76
	120,6-151,0
	4,0-12,0
	1,1-3,2
	5,0-9,0


Малогабаритные турбобуры.

Турбобур представляет собой многоступенчатую гидравлическую турбину, к валу которой непосредственно или через редуктор присоединяется долото. Каждая ступень турбины состоит из диска статора и диска ротора. В статоре, жестко соединенном с корпусом турбобура, поток бурового раствора меняет свое направление и поступает в ротор, где отдает часть своей гидравлической мощности на вращение лопаток ротора относительно оси турбины. При этом на лопатках статора создается реактивный вращающий момент, равный по величине и противоположный по направлению вращающему моменту ротора. Перетекая из ступени в ступень буровой раствор отдает часть своей гидравлической мощности каждой ступени. В результате вращающие моменты всех ступеней суммируются на валу турбобура и передаются долоту. 
Таблица 6.2.1.
Технические характеристики малогабаритных турбобуров
	Параметры
	Типоразмер

	
	ТГ-124
	ТШ-108Б
	ТВ1-102

	
	2 турбин. секции
	3 турбин. секции
	2 турбин. секции
	3 турбин. секции
	3 турбин. секции
	4 турбин. секции

	Наружный диаметр, мм
	124
	124
	108
	108
	102
	102

	Общая длина, мм
	9160
	12940
	8850
	12270
	14600
	19200

	Масса, кг
	930
	1330
	435
	610
	630
	740

	Диаметр долота, мм
	139,7-158,7
	139,7-158,7
	120,6-151
	120,6-151
	118-151
	118-151

	Присоединительные резьбы:
     - к долоту
	З-88
	З-88
	З-76
	З-76
	З-76
	З-76

	      - к бурильным трубам
	З-88
	З-88
	З-88
	З-88
	З-88
	З-88

	Расход жидкости плотностью 1000кг/м3, л/с
	12
	10
	10
	8
	11
	11

	Частота вращения, об/мин
	900
	750
	990
	790
	900
	900

	Момент силы, Нм 
	450
	470
	215
	205
	100
	135

	Перепад давлений, МПа 
	8,9
	9,3
	9,4
	9,0
	9,0
	12,0


6.3. Долота.
Наибольшее распространение в практике бурения мостов в нефтяных и газовых скважин при приведении ремонтных работ получили шарошечные долота (рис.6.3.1.) с твердосплавным или стальным вооружением. Конструкция трехшарошечного долота приведена на рисунке.

[image: image48.png]


Три лапы 3 сваривают между собой. На верхнем конце конструкции нарезана замковая присоединительная резьба. Каждая лапа в нижней части завершается цапфой, на которой проточены беговые дорожки под шарики и ролики. На цапфе через систему подшипников устанавливается шарошка с беговыми дорожками. Тело шарошки оснащено фрезерованными стальными зубьями, размещенными по венцам. На торце со стороны присоединительной резьбы выбиваются шифр долота, его порядковый номер, год изготовления. 

Шарошечные долота изготавливают как с центральной, так и с боковой системой промывки. На лапах долота с боковой гидромониторной системой промывки выполнены специальные утолщения – приливы  с промывочными каналами и гнездами для установки гидромониторных насадок. Ниже приведены технические характеристики долот применяемых для разбуривания цементных мостов.
Таблица 6.3.1.

Технические характеристики долот
	Обозначение долота 
	Диаметр
в дюймах
	Код
IADC 
	Присоединительная резьба 
	Масса,
кг 

	
	
	
	По ГОСТ
России 
	По API
в дюймах
	

	Долота с фрезерным вооружением

	III 120,6 М-ЦАУ
	4 3/4
	126
	З- 76
	2 1/2 REG
	11,0

	III 120,6 С-ЦАУ
	4 3/4
	216
	З- 76
	2 1/2 REG
	11,0

	III 125,0 М-ЦАУ
	5
	126
	З- 76
	2 1/2 REG
	12,0

	III 125,0 С-ЦАУ
	5
	216
	З- 76
	2 1/2 REG
	12,0

	III 139,7 М-ЦАУ
	5 1/2
	126
	З- 88
	3 1/2 REG
	13,5

	III 139,7 С-ЦАУ
	5 1/2
	216
	З- 88
	3 1/2 REG
	13,5

	III 142,9 М-ЦАУ
	5 5/8
	126
	З- 88
	3 1/2 REG
	14,0

	III 142,9 С-ЦАУ
	5 5/8
	216
	З- 88
	3 1/2 REG
	14,0

	Долота с твердосплавным вооружением

	III 120,6 МЗ ЦАУ
	4 3/4
	437
	З- 76
	2 7/8 REG
	11,0

	III 120,6 СЗ ЦАУ
	4 3/4
	547
	З- 76
	2 7/8 REG
	11,0

	III 125,0 МЗ ЦАУ
	5
	437
	З- 76
	2 7/8 REG
	12,0

	III 125,0 СЗ ЦАУ
	5
	547
	З- 76
	2 7/8 REG
	12,0

	III 139,7 МЗ ЦАУ
	5 1/2
	437
	З- 88
	3 1/2 REG
	13,5

	III 139,7 СЗ ЦАУ
	5 1/2
	547
	З- 88
	3 1/2 REG
	13,5

	III 142,9 МЗ ЦАУ
	5 5/8
	437
	З- 88
	3 1/2 REG
	14,0

	III 142,9 СЗ ЦАУ
	5 5/8
	547
	З- 88
	3 1/2 REG
	14,0

	III 146,0 МЗ ЦАУ
	5 3/4
	437
	З- 88
	3 1/2 REG
	14,5

	III 146,0 СЗ ЦАУ
	5 3/4
	547
	З- 88
	3 1/2 REG
	14,5


7. СПУСКО-ПОДЪЕМНЫЕ ОПЕРАЦИИ
Ремонтные работы в скважинах проводятся 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.
Доставка инструмента к заданной зоне осуществляется на трубах в результате спускоподъемных операций, для производства которых необходимы подъемные агрегаты. Закачивание агентов в заданную зону скважины (установка цементных мостов, промывка забоя скважины, обработка призабойной зоны ит.д.) проводится через эти трубы специальными насосными агрегатами с помощью другой специализированной техники. 
Поэтому одними из наиболее важных процессов являются спускоподъемные операции СПО, которые занимают около 2/3 всего времени ремонта. Подъем и спуск труб – наиболее опасные работы, связанные с большими осевыми нагрузками и возможностью падения предметов в рабочую зону с высоты. Подготовка инструмента и оборудования перед СПО.

  Перед выполнением работ по спуску и подъёму инструмента, подземного оборудования необходимо проверить:
· грузонесущие элеваторы, 

· штропы, крюкоблок, талевый канат, состояние крепления мертвого конца талевого каната;

· ключ для свинчивания и развинчивания труб; 

· спайдер, удерживающий подвеску НКТ (бурильный инструмент) на весу

· индикатор веса;

· противовыбросовое оборудование;

Проверка инструмента и оборудования фиксируется в “Журнале проверки инструмента и оборудования”.

Следует обратить внимание на правильность выполнения следующих моментов:

Ведение работ осуществляется только полным составом вахты. Руководит работами бурильщик (старший оператор).

При подъеме производится захват подъёмного патрубка элеватором и плавная натяжка инструмента до расчетного веса (важно!!!) труб находящихся в скважине. Наибольшие нагрузки  приходятся на первую нитку резьбы подвесного патрубка.

Бурильщик (cт. оператор) после получения сигнала о подъёме производит вытяжку инструмента и после прекращения боковой раскачки крюкоблока плавно, не допуская рывка, поднимает трубу до выхода следующей муфты трубы над спайдером на высоту необходимую для посадки трубы в спайдер и захвата под муфту элеватором.

При подъеме осуществляется долив скважины, а также контроль соответствия фактического объема долива расчетному. Тоже важно!!!
При спуске. Должен производится замер труб. Оформляется мера.

Производится осмотр труб (при необходимости отбраковка), очистка резьб, шаблонирование.

Производится герметизация резьб спецсмазкой, плавный подрыв и спуск трубы со скоростью определенной регламентом. Трубы при подъеме с приемного моста удерживаются и подаются персоналом вахты при помощи крючков.

Свинчивание труб осуществляется ключами до моментов определенных заводом изготовителем (см. приложения)

Работники вахты после открывания элеватора должны выйти из опасной зоны под талевым блоком.
Закрепление – раскрепление труб.

При спуско-подъёмных операциях, наряду с вышесказанным, особое внимание уделяется креплению труб при спуске и раскреплению их при подъёме. Для безаварийной эксплуатации труб, выработки ресурса эксплуатации, надёжной герметичности их, перед спуском производится отворот предохранительного кольца с ниппеля трубы, при необходимости очистка резьбовой части металлической щёткой, смазка резьбовой части ниппеля специальной смазкой (обычно-это графитная смазка). Муфтовую часть резьбы не рекомендуется смазывать при спуске непосредственно на устье так как смазка сразу стекает в трубу и в процессе дальнейшего спуска труб оседает частично на забой и загрязняет пласт и продуктивность пласта снижается. Муфтовую часть резьбы рекомендуется смазывать при нахождении труб на приемных мостках. При подъёме труб из скважины смазанные резьбовые части обыкновенно отворачиваются без приложения дополнительного усилия превышающего допустимого усилия для данного типоразмера труб. Превышение допустимого усилия при отвороте трубы приводит к разрушению резьбы и соответственно вывода её из эксплуатации. При  навороте трубы усилие, приложенное сверх допустимого, также приводит к разрушению резьбы в муфте трубы и ниппеле, а также в единичных случаях к разрушению муфты (за счёт соединения труб в муфте и дальнейшем навороте появляется трещина в муфте и её разрушение, что приводит к аварии и опасно для здоровья работников).
Таблица 7.1.

Рекомендуемые давления заворота НКТ при                                      использовании ключей Ойл-Кантри
	Диаметр  НКТ, мм
	Давление на манометре, PSI
	Давление на манометре, кг/см.кв
	Крутящий момент, фунто-фут

	2" (60мм)
	1100
	77,3
	8

	2 7/8"(73мм)
	1200
	84,3
	10

	3 ½"(89мм)
	1350
	94,9
	12


Таблица 7.2.

Рекомендуемые крутящие моменты при свинчивании
НКТ согласно РД 39-0147014-217-86
	Условный диаметр свинчиваемых НКТ, в мм.
	Допустимый момент свинчивания, кгс/м

	60
	80-110 

	73
	100-150

	89
	130-220

	73 (высадка)
	270-320


Долив  скважины.

При подъёме труб необходимо постоянно поддерживать давление гидростатического столба жидкости на забой во избежание ГНВП. 

· Долив осуществляется из доливной емкости. Для контроля объема долива емкость должна быть оборудована уровнемером и градуировкой объема жидкости при определенном уровне. 

· Объём долива должен соответствовать объёму  тела труб, поднятых из скважины. Расчеты должны быть занесены в специальную таблицу. Раствор долива по удельному весу  должен соответствовать удельному весу раствора глушения скважины без механических примесей.

· Долив производится обычно при подъёме труб через каждые 100-150 метров. В некоторых случаях периодичность долива  указывается в Плане работ. 

При спуске труб необходимо также наблюдать за  скважиной, т.е. при  интенсивном поглощении необходимо спуск труб вести с постоянным доливом. 
Замер количества доливаемой жидкости.

Доливная  емкость должна быть горизонтально установлена.

Перед началом подъема труб фиксируется положение уровнемера доливной емкости.

Долив осуществляется открытием задвижки. (В зимнее время обязательно отогреть задвижку перед началом работ.)

Объем жидкости  долива определяется по разнице положения уровнемера до начала долива и  на момент замера.

Объем жидкости доливаемой в скважину должна соответствовать расчетной.

Следует периодически проверять уровень жидкости в скважине, чтобы своевременно обнаружить поглощение (проявление) жидкости в скважине. 

8. ИНТЕНСИФИКАЦИЯ ДОБЫЧИ НЕФТИ

8.1. Обработки призабойных зон.
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. График изменения давления  в окрестности скважины представлен на рис. 8.1, он изменяется по логарифмической зависимости и называется депрессионной воронкой.  Как видно из графика наибольшая составляющая депрессии находится в призабойной зоне пласта ПЗП, поэтому в соответствии с законом Дарси именно призабойная зона играет решающее значение на величину дебита.   
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Большой перепад давления в ПЗП (рис.8.1.1.) 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.

В связи с этим проведение работ по увеличению дебитов достигается обработкой призабойной зоны (ОПЗ). Все виды ОПЗ направлены на уменьшение скин и достижения даже отрицательных величин.

ОПЗ проводят на всех этапах разработки нефтяного месторождения (залежи) для восстановления и повышения фильтрационных характеристик ПЗП с целью увеличения производительности добывающих и приемистости нагнетательных скважин.
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Выбор способа ОПЗ осуществляют на основе изучения причин низкой продуктивности сква​жин с учетом физико-химических свойств пород пласта-коллектора и насыщающих их флюидов, а также специальных гидродинамических и геофизических ис​следований по оценке фильтрационных характерис​тик ПЗП.

ОПЗ (рис.8.1.2.) проводят только в технически исправных скважинах при условии герметичности эксплуатационной колонны и цементного кольца, подтвержденной исследованиями .

Технологию и периодичность проведения работ по воздействию на ПЗП обосновывают геоло​гические и технологические службы нефтегазодобывающего предприятия в соответствии с проектом раз​работки месторождения, действующими инструкци​ями (РД) по отдельным видам ОПЗ с учетом технико-экономической оценки их эффективности.

Однократное и многократное воздействие на ПЗП производят в следующих случаях:

· в однородных пластах, не разделенных перемыч​ками, толщиной до 10 м; при коэффициенте охвата отбором (нагнетанием) свыше 0,5 производят одно​кратное воздействие;

· в случаях, когда отбором (нагнетанием) охваче​ны не все пропластки и коэффициент охвата менее 0,5, осуществляют многократное (поинтервальное) воздействие с использованием временно блокирую​щих (изолирующих) материалов или оборудования.

Проведение подготовительных работ для всех видов ОПЗ обязательно и включает в своем соста​ве: 

· обеспечение необходимым оборудованием и инст​рументом;
·  подготовку ствола скважины, забоя и фильтра к обработке. 

В скважинах, по которым подземное оборудование не обеспечивает проведения работ по ОПЗ, например, оборудованных глубинным насосом, производят подъем подземного оборудова​ния и спуск колонны НКТ, а также другого необхо​димого оборудования.

После проведения ОПЗ исследуют скважи​ны методами установившихся и неустановившихся отборов на режимах (при депрессиях), соответствую​щих режимам исследования скважин перед ОПЗ.

Для очистки фильтра скважины и призабойной зоны пласта от различных загрязнений в зави​симости от причин и геолого-технических условий проводят следующие технологические операции:

· кислотные ванны;

· промывку пеной или раствором ПАВ;

· гидроимпульсное воздействие (метод переменных давлений);

· циклическое воздействие путем создания управляемых депрессий на пласт с использованием струйных насосов;

· многоцикловую очистку с применением пенных систем;

· воздействие на ПЗП с использованием гидроимпульсного насоса;

· ОПЗ с применением самогенерирующихся пенных систем (СГПС);

· воздействие на ПЗП с использованием растворителей (бутилбензольная фракция, стабильный керосин и др.).

Виброобработка.

Виброобработку производят: 

· в скважинах с загрязненной ПЗП; 

· в коллекторах, сложенных низкопроницаемыми породами, содержащими глинистые минералы; 

· в литологически неоднородных коллекто​рах с воздействием на низкопроницаемые пропластки; 

· перед химической обработкой; 

· перед ГРП или дру​гими методами воздействия на ПЗП.

Для проведения технологического процесса в обрабатываемый интервал на НКТ опускают гидравлический золотниковый вибратор типа ГВГ. При давлениях закачивания свыше 40 МПа применяют пакеры.

Величину гидравлического импульса определяют в зависимости от расхода рабочей жидкости и времени перекрытия ее потока.

В качестве рабочей жидкости используют нефть, соляно-кислотный раствор, предельный керосин и их смеси. Количество кислоты и керосина определяется из расчета 2–3 м3 на 1 м вскрытой толщины пласта.

Термообработка.

Термообработку ПЗП проводят в коллек​торах с тяжелыми парафинистыми нефтями при пла​стовых температурах, близких к температуре кристал​лизации парафина или ниже нее.

При термообработке перенос тепла в кол​лектор осуществляют: 

· при теплопередаче по скелету породы и насыщающей жидкости от источника теп​ла, расположенного в скважине (метод кондуктивного прогрева); 

· при принудительном теплопереносе по коллектору за счет нагнетания в пласт теплоносителя (паротепловая обработка).

· Выбор метода теплообработки осуществ​ляют в зависимости от конкретных геолого-промыс​ловых условий:

· метод индуктивного прогрева осуществляют с использованием глубинных электронагревателей. Тем​пература нагрева должна быть ниже точки коксования нефти. При периодической тепловой обработке, пос​ле извлечения из скважины эксплуатационного обо​рудования, опускают на кабеле-тросе в интервал про​дуктивного пласта глубинный электронагреватель и осуществляют прогрев в течение 3–7суток. Продол​жительность пуска скважины в эксплуатацию после тепловой обработки не должна превышать 7 ч;

· при стационарной электротепловой обработке совместно с подземным оборудованием в интервале фильтра устанавливают стационарный электронагре​ватель, с помощью которого осуществляют прогрев постоянно или по заданному режиму;

· при паротепловой обработке прогрев ПЗП осуществляют насыщенным паром с помощью стационарных или передвижных парогенераторов ППГУ-4/120. Паротепловые обработки проводят в сква​жинах глубиной не более 1000 м в коллекторах, со​держащих нефть с вязкостью в пластовых условиях свыше 50 МПа ∙ с. Перед проведением процесса сква​жину останавливают, извлекают эксплуатационное оборудование и проверяют герметичность эксплуата​ционной колонны. Нагнетание пара осуществляют с таким расчетом, чтобы паровая зона образовалась в радиусе от 10 до 20 м. Затем скважину герметизируют и выдерживают в течение 2–3 суток.

Воздействие давлением пороховых газов.

Воздействие на ПЗП пороховыми газами осуществляется путем разрыва пласта без закрепле​ния трещин в плотных низкопроницаемых коллекторах (песчаниках, известняках, доломитах с проницае​мостью от 0,10 до 0,05 мкм2 и менее). Не допускается проведение разрыва пласта указанным методом в кол​лекторах, сложенных алевролитами, сильно заглинизированными песчаниками с прослоями глин, мергелей, алевролитов с солитовыми известняками, а так​же песками и слабосцементированными песчаниками.

Технологический процесс осуществляют с использованием: 

· пороховых генераторов корпусных типа АСГ;
· герметичных бескорпусных типа ПДГ БК;
·  негерметичных типа АДС.

Аппараты АСГ 105 К применяют в обсаженных скважинах с минимальным проходным диаметром 122 мм при температуре до 80 °С и гидроста​тическим давлением от 1,5 до 35 МПа.

Аппараты типа ПГД БК применяют в обсадных колоннах с проходным диаметром от 118 до 130 мм при температуре до 200°С и гидростатическим давлением до 100 МПа, а типа АДС – до 100"С и 35 МПа соответственно. Величина минимального гид​ростатического давления для ПГД БК составляет 10 МПа, для АДС – 3 МПа.

Спуск и подъем генераторов типа ПГД БК производят на бронированном каротажном кабеле со скоростью не более 1 м/с в жидкости и 0,5 м/с в газожидкостной среде.

При проведении технологического процесса устье скважины оборудуют перфорационной задвижкой или фонтанной арматурой, а в отдельных случаях – лубрикатором. 

· Скважину шаблонируют. 

· Производят замену длины кабеля, привязку по каротажу. 

· Замеряют гидростатическое давление и забойную температуру. 

· Устанавливают генератор давления против интервала, подлежащего воздействию, или в непосредственной близости к нему. Если интервал обработки вскрывают торпедированием, генератор давления устанавливают над зоной перфорации на расстоянии 1 м.

· После спуска генератора на заданную глубину каротажный кабель закрепляют на устье скважины. Сгорание порохового заряда фиксируют по рывку кабеля, выбросу жидкости или по звуковому эффекту.

При толщине пласта свыше 20 м производят многократное сжигание пороховых зарядов.

При воздействии на коллектор, состоящий из нескольких пропластков, производят поинтервальное и последовательное снизу вверх воздействие на отдельные пропластки после предварительного их вскрытия.

Для регистрации максимального давления, создаваемого в скважине, используют кремерный прибор, который прикрепляют на кабеле около кабельной головки.

Кислотные обработки основаны на химическом воздействии на кольматирущие частицы каналов (для терригенных пород), а также увеличении самих каналов при воздействии кислоты на матрицу (для карбонатов). Для воздействия на карбонатные породы применяют составы на базе соляной кислоты, для терригенных пород применяется глинокислота (смесь плавиковой и соляной кислот).

Эти кислоты являются наиболее агрессивными химическим реагентами, поэтому работа с ними требует повышенных мер безопасности.

Операции по закачке кислот в пласт осуществляются специальной техникой, персонал должен быть в специальных средствах защиты.
Общие требования к проведению кислотных обработок (КО).
Кислотные обработки проводят только в технически исправных скважинах при условии герметичности эксплуатационной колонны и цементного кольца, подтвержденной исследованиями. В скважинах с межпластовыми перетоками величина перетока может увеличиться в результате проведения СКО.
Выбор способа ОПЗ и вида КО осуществляют на основе изучения причин низкой продуктивности скважин с учетом физико-химических свойств пород пласта-коллектора и насыщающих их флюидов, а также специальных гидродинамических и геофизических исследований по оценке фильтрационных характеристик ПЗП .
Технологию и периодичность проведения КО обосновывают геологические и технологические службы нефтегазодобывающего предприятия в соответствии с проектом разработки месторождения, действующими инструкциями по отдельным видам ОПЗ, с учетом технико-экономической оценки их эффективности.
Проведение подготовительных работ для всех видов ОПЗ обязательно и включает в своем составе обеспечение необходимым оборудованием и инструментом, а также подготовку ствола скважины, забоя и фильтра к обработке. В скважинах, по которым подземное оборудование не обеспечивает проведения работ по ОПЗ, например оборудованных глубинным насосом, производят подъем подземного оборудования и спуск колонны НКТ (технологической колонны), а также другого необходимого оборудования.
После проведения КО исследуют скважины методами установившихся и неустановившихся отборов на режимах (при депрессиях), соответствующих режимам исследования скважин перед ОПЗ.

Процесс проходит в следующей последовательности:

· Проводится анализ работы скважины, проводятся исследовательские работы(определяется техсостояние колонны, отсутствие пластовых перетоков, приемистость по интервалам);

· Проводится подготовка скважины (очистка забоя, увеличение приемистости, проведение дополнительной перфорации, производство спец.отверстий и т.д.), производится спуск инструмента в зону пласта (перо);

· Подготавливаются необходимые реагенты (проведение входного анализа, приготовление смесей проектной концентрации);

· Для предотвращения смешивания кислотного раствора со скважинной и пластовой жидкостью применяется буфер с добавками ПАВ. Он также отмывает поверхность каналов породы;

· Для удаления карбонатных частиц и растворения  карбонатных цементов породы закачивается буфер 2 (6 % раствор соляной кислоты);

·  Закачивается кислотный раствор в объеме равном объему призабойной зоны;

· При закрытой трубной задвижке осуществляется продавка кислоты в пласт;

· Остатки вымываются обратной промывкой;

· После реакции производится вымыв продуктов реакции;

· Производятся мероприятия по утилизации остатков кислоты и продуктов реакции;

· Производится освоение скважины.
Назначение кислотного воздействия.
Объем и вид кислотного воздействия на ПЗП скважины зависит от назначения воздействия. Поэтому перед определением технологии кислотной обработки, рассмотрим возможные варианты цели проведения работ (рис.8.1.3.).
· Обработка призабойной зоны скважин в период их освоения или ввода в эксплуатацию.
·  Обработка призабойной зоны скважин для повышения (интенсификации) их производительности.
·  Очистка фильтра и призабойной зоны скважин от образований, обусловленных процессами добычи нефти.
·  Очистка фильтра в призабойной зоне скважин от образований, вызванных процессами ремонта скважин.
·  Удаление образований на обсадных колоннах и в подземном оборудовании, обусловленных процессами эксплуатации скважин.
· Подготовка к другим методам воздействия на призабойную зону пласта.
По зонам воздействия различают:

· Для обработки ствола скважины – кислотные ванны.
· Для выравнивания профиля приемистости – обработки ПЗП нагнетательных скважин.
· Для увеличения продуктивности скважины – обработки ПЗП добывающихскважин.
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Солянокислотная ванна (СКВ).

СКВ предназначается для очистки поверхности открытого забоя и стенок скважин от цементной и глинистой корок, продуктов коррозии, солевых отложений на поверхности НКТ, очистки забоя и интервала вскрытия после ремонтных работ и освобождения прихваченного оборудования. СКВ является первым обязательным видом кислотного воздействия для скважин, сдаваемых из бурения и проводятся в процессе первичного освоения скважин в период ввода их в эксплуатацию.
До производства кислотных ванн в таких скважинах кислотная обработка с задавливанием кислоты в пласт не должна производиться, так как растворенные загрязняющие материалы способны вновь выпасть в осадок после нейтрализации кислоты породой и, тем самым, ухудшить проницаемость пор в ПЗП.
СКВ может входить в комплекс обязательных подготовительных работ при проведении более сложных кислотных обработок.
Перед производством кислотной ванны следует очистить от забойной пробки, если она обнаружена в результате отбивки забоя и максимально разрушить цементную корку (в случае её присутствия) механическим путем.
В случае наличия на забое битумных отложений, образовавшихся в результате применения буровых растворов на нефтяной основе, после обычной механической очистки следует промыть забой одним из растворителей – нефрасом, газовым бензином, средним дистиллятом и др. Возможна промывка горячей нефтью.
Объем кислотного раствора должен быть равен объему колонны (открытого ствола) от кровли обрабатываемого интервала пласта до забоя.
Рабочий кислотный раствор должен быть повышенной концентрации. Скважины с открытым стволом следует обрабатывать кислотными растворами с концентрацией НСl до 20 %, а обсаженные скважины – раствором с концентрацией НСl до 15 %.
Кислотный раствор должен в обязательном порядке содержать все необходимые добавки – антикоррозионные и ингибирующие.
При наличии значительных глинистых корок, допустимо использование в кислотной ванне плавиковой кислоты с концентрацией 1–3%. При этом необходимо помнить, что:
· Плавиковая кислота реагирует с жидкостью глушения на основе хлористого кальция и хлористого натрия и в случае применения этих ЖГ, воздействие плавиковой кислоты на глинистую корку будет минимальным
· Необходимо обеспечить невозможность поступления в пласт продуктов реакции плавиковой кислоты с глинами
Кислотный раствор по завершении закачки в скважину в течение всего периода реагирования должен находиться только в интервале обработки, т.е. он не должен выходить из зоны реагирования вверх - в обсадную колонну за счет притока жидкости из пласта или из НКТ, ни уходить в пласт за счет поглощения призабойной зоной.
Поскольку для СКВ используют достаточно концентрированный раствор кислоты с высокой плотностью, возможно оседание его в скважинной жидкости, если её плотность ниже. В случае, если жидкость глушения имеет плотность выше плотности кислоты, необходимо перед проведением СКВ провести замену жидкости в скважине на более легкую, а если такая замена нежелательна по соображениям безопасности, обработка производится с установкой пакера. Плотность используемой жидкости должна обеспечивать невозможность продавливания кислотного состава в пласт т.е., должна соответствовать пластовому давлению.
Одним из способов повышения гидродинамической связи пласта со скважиной является способ искусственного кавернообразования путем проведения многократных кислотных ванн.
Время реакции. Из-за ограниченной реакционной площади контакта, равной площади внутренней поверхности колонны в интервале установки кислотной ванны, реакция взаимодействия кислоты с отложениями проходит сравнительно медленно. Раствор кислоты выдерживается в интервале обработки в течение 12 часов. 

Внимание! Время реакции указывается с учетом наличия в кислоте ингибитора коррозии металла. Точный срок устанавливается для каждого месторождения опытным путем на основе определения остаточной кислотности состава после различных сроков выдерживания на забое. При СКВ предпочтительна полная нейтрализация кислотного состава.
Продукты реакции следует удалить однократной обратной промывкой жидкостью глушения с допуском НКТ до забоя скважины. Если объем осадка предполагается большим и кислота только разрыхлила отложения, для гарантированного отмыва в промывочную жидкость добавить ПАВ с концентрацией:

Таблица 8.1.1.

Концентрации растворов ПАВ
	Неонол СНО ЗБ
	0,5%

	Сульфанол
	0,25%

	Стол КАМ
	0,5%

	Нефтенол ВВД
	0,25%


Наличие ПАВ позволит эффективно удалить остатки коррозионно-опасного кислотного состава с поверхности металла.
Для месторождений с низким пластовым давлением для исключения проникновения промывочной жидкости в пласт предпочтительнее произвести очистку забоя скважины от образовавшегося шлама гидрожелонкой или методом управляемых депрессий.
Расчет объема СКВ.
Потребность кислотного состава, его объем, определяется из соотношения:
Vkc = π ∙ Dок2/4 ∙ H,                                        (8.1.1.)
где  Vk.c. – потребный объем кислотного состава, м3;
Dок – диаметр скважины или внутренний диаметр обсадной трубы,
Н – толщина интервала обработки, м.
Пусть расстояние от кровли перфорированного интервала до забоя (толщина интервала обработки) Н составляет 30 метров.
Внутренний диаметр обсадной трубы Д = 0,126 м (146 мм колонна) Необходимый объем состава будет равен:
Vkc = (3,14 ∙ 0,1262 / 4) ∙ 50 =0,623 мЗ.
Обработка призабойной зоны нагнетательной скважины.

Нагнетательная скважина является важнейшим элементом системы разработки, через который оказывается воздействие на продуктивный пласт и важным элементом в цепи материальных потоков. Нагнетательная скважина связывает наземные коммуникации с продуктивным пластом.
Одной из особенностей ОПЗ нагнетательных скважин является возможность обработки скважины с колес, без подхода бригады КРС при условии, что забой скважины чист. Увеличение производительности нагнетательной скважины в период эксплуатации месторождения в режиме форсированного отбора жидкости проводится с целью поддержания материального баланса закачка-добыча и является таким же важным, а то и более значимым мероприятием, как интенсификация работы добывающей скважины. Большая значимость заключается во влиянии работы нагнетательной скважины сразу на целый ряд добывающих.
Воздействие на ПЗП с целью восстановления или увеличения проницаемости основано на растворении привнесенных в пласт извне или образовавшихся в пласте кальматантов, а также на воздействии на скелет породы.

Простая солянокислотная обработка (СКО) скелета породы.
Ряд месторождений Западной Сибири представлены низкопроницаемыми (5-100мД), сильно заглинизированными коллекторами. (Приобское Б-11; Б-12, Приразломное Б-4, Лемпинское, Мало-Балыкское Б18-22, Фаинская группа месторождений Ю-1, Южно-Сургутское Ю-1 и др.). Разработка указанных месторождений с применением заводнения осложнена необходимостью постоянной интенсификации работы нагнетательных скважин.
Проницаемость ПЗП существенно снижается в процессе бурения или глушения скважины при капитальном ремонте. В условиях недостаточной подготовки закачиваемой в пласт воды, в ПЗП нагнетательной скважины поступает значительное количество илистых и глинистых частиц (при закачке пресной воды), остаточной нефти (при закачке подтоварной воды). Для удаления загрязнителей, очистки ПЗП и восстановления проницаемости применяется целый ряд обработок. Наиболее простой (и недорогой) способ-обработка кислотой.
Взаимодействие соляной кислоты с породообразующими элементами.
Основным объектом взаимодействия соляной кислоты с породой являются карбонатные материалы - известняк или доломит, в том или ином количестве содержащиеся в цементирующих веществах породы. При этом происходят следующие основные реакции:
при воздействии на известняк
2НСl+СаСОз=СаС12+Н2О+СО2
при воздействии на доломит,
4HCl + CaMg(CO3)2 = CaCl2 + MgCl2+2H2O+CO2.
Хлористый кальций (CaCl2) и хлористый магний (MgCl2) – хорошо растворимые в воде соли. Углекислый газ (СО2) при пластовом давлении растворяется в воде. При обработке соляной кислотой нагнетательной скважины, продукты реакции можно не удалять из скважины, а продавливать в удаленные зоны пласта.

Простая солянокислотная обработка заключается в закачке в пласт раствора соляной кислоты с удельным расходом, зависящим от количества проведенных ОПЗ на скважине. Для первой обработки расход кислоты составляет 0,5 мЗ/м, для скважин, обработанных неоднократно, удельный расход должен составлять до 1,5 мЗ/м.
Проведенные исследования состояния ПЗП скважин указывают на то, что глубина повреждения пласта (глубина измененной проницаемости пласта) значительно превышает принятые в расчетах. Рекомендуемый в инструкциях Главтюменьнефтегаза СТО 51.00.026-86 объем удельного расхода реагента 1 мЗ на 1 метр перфорации означает проникновение кислотного состава на глубину 1,2–1,4 метра. Установленная глубина повреждения пласта во многих случаях превышает 3–5 метров.
Необходимый объем кислотного состава для каждой скважины расчитывается индивидуально. 
Расчет объема кислотного состава производится по формуле:
V к.с. = я ∙ Н ∙ m (R2oб – г2ск),                                  (8.1.2.)
где: V к.с. – потребный объем кислотного состава, м ;

Н – толщина обрабатываемого интервала, м;
m – коэффициент пористости пород в долях единиц;

Rоб – радиус (глубина) обработкам; определяется по радиусу загрязненной зоны, который в свою очередь определяется по кривым КВД;
гск – радиус скважины, м.
Значение параметров, Н, m и Roб определяется для каждого конкретного случая, при этом:
Н – принимается равной эффективной толщине продуктивных отложений вскрытых данной скважиной и определяется по данным каратажа;
m – принимается равной величине эффективной пористости для каждого из разрабатываемых объектов.


Roб – определяется по данным геофизических и гидродинамических исследований и соответствует глубине поврежденной зоны пласта. В связи с отсутствием детальных исследований до кислотной обработки, величина Roб задается по опыту.
Пример расчета:
М – коэффициент пористости равен 0,2,
г – радиус скважины 0,2 м,
Н – перфорированный интервал равен 10 метрам,
R – в результате исследований определен радиус поврежденной зоны 2,5м.
Объем кислотного раствора равен:
V к.с. = 3.14 ∙ 10 ∙ 0,2 ∙ (2,52 – 0,22)=39 м3. Удельный расход равен 3,9 мЗ/м.
Принятая в расчете глубина повреждения пласта не является чрезмерно большой, наоборот, значительная часть исследований, проведенных в ОАО «ЮНГ» показывает глубину повреждения ПЗП, превышающую 3 метра. Объемы используемых кислотных составов недостаточны. Принятый в качестве базового удельный расход 1,5 мЗ/м следует применять в расчетах в случае отсутствия более подробной информации о состоянии призабойной зоны.
Увеличение эффективности кислотной обработки нагнетательной скважины связано с увеличением глубины проникновения кислоты в пласт. Делается это следующими способами:
· увеличением объема закачиваемой кислоты;

· применением реагентов – замедлителей реакции;

· снижением концентрации кислоты;

· проведением обработки в динамическом режиме с безостановочным продавливанием кислоты продавочной жидкостью – раствором ПАВ.
С целью снижения реакционной способности кислоты по отношению к породе и увеличения таким образом глубины ее проникновения, концентрация кислоты выдерживается в пределах 12 %. Этот прием позволяет также облегчить продвижение продуктов реакции в удаленные зоны пласта, за пределы ПЗП. Кроме того, кислота менее активна по отношению к металлу насосно-компрессорных труб. При концентрациях соляной кислоты более 15 % нейтрализованный раствор соляной кислоты получается более вязким, что затрудняет его удаление из пор пласта.
Химические реагенты, добавляемые в кислоту при простой солянокислотной обработке.
С целью улучшения свойств кислотных растворов, в них добавляют химические вещества-присадки. Добавлением добиваются снижения коррозионной активности кислоты по отношению к металлу, улучшения ее проникающих способностей по отношению к породе пласта, снижения возможности выпадения из кислотного состава осадков, способных кольматировать поры породы.
Ингибиторы – вещества, снижающие коррозионное воздействие кислоты на оборудование, с помощью которого кислоту транспортируют, перекачивают и хранят. Обычно ингибиторы добавляются в количестве не более 1 % от объема кислоты. На практике в кислотные композиции добавляют Додикор (0,5 %) – импортный ингибитор коррозии снижает скорость коррозии до 300 раз. Азол (CI-130) (1 %) – водорастворимый ингибитор снижает скорость коррозии до 50 раз.
Обычно, ингибиторы коррозии добавляют в кислотные составы уже на заводе, но срок хранения и транспортировки кислоты с этим ингибитором не превышает одного месяца. Через месяц, особенно в условиях хранения в негуммированных емкостях, кислота подлежит повторному ингибированию.
Интенсификаторы – поверхностно-активные вещества, снижающие в 5–20 раз поверхностное натяжение на границе нефть – нейтрализованная кислота.
С целью понижения поверхностного натяжения продуктов реакции кислоты с породой, повышения эффективности действия кислотного раствора, облегчения обратного оттока отработанной кислоты после обработки, в кислоту при ее подготовке добавляют вещества, которые носят название интенсификаторов и представляют собой поверхностно-активные вещества (ПАВ).
На практике при обработке нагнетательных скважин в начальной стадии разработки месторождения и при переводе скважин под нагнетание используются следующие неионогенные гидрофилизующие ПАВ:
· Неонол СНО ЗБ (1–2 %)
· Превоцел, (1–2 %)
· Нефтенол ВВД (1–2 %)
· Сульфанол (0,5 %)
На заключительных стадиях разработки месторождений в качестве ПАВ следует использовать гидрофобизирующие материалы:
Синол КАМ (1,5 %) ограничен по температуре применения (80° С)
ИВВ-1 (1 %)
Нефтенол ГФ 9 гидрофобизатор) (0,5 %)
Нефтенол К (0,5 %)
Гидрофобизаторы облегчают фильтрацию кислоты в нефтенасыщенных пропластках, снижают проникновение ее в водонасыщеную часть пласта, что сдерживает интенсивную проработку водонасыщенных каналов и ускорение проникновения по ним воды к нефтяным скважинам.


Стабилизаторы – вещества, необходимые для удержания в растворенном состоянии некоторых продуктов реакции и соединений железа, присутствующих в соляной кислоте.


В процессе транспортировки, хранения и прокачки кислоты через насосно-компрессорные трубы к концу кислотной обработки продуктивного пласта хлорное железо гидрализуется с образованием нерастворимых в воде (и нейтрализованной кислоте) соединений, например гидрата окиси железа Fe(OH)3. которые уменьшают исходную проницаемость призабойной зоны пласта в 1,5–3 раза.
В качестве стабилизаторов используют уксусную кислоту (1–3%). Возможно использование лимонной, винной кислоты или специальных композиций FEROTROLL.
Стабилизаторы существенно снижают скорость взаимодействия соляной кислоты с карбонатной составляющей породы, благодаря чему увеличивают проникновение кислотных растворов в пласт.
Глинокислотная обработка (ГКО).

Глинокислотой называется смесь соляной (HCl)  и плавиковой (HF) кислот. Особенностью ГКО является быстрая реакция плавиковой кислоты с алюмосиликатным материалом породы, обусловленная в значительной степени огромной площадью поверхности контактирующих материалов. 

H4Al2Si2O9  + 14HF = 2AlF3 + 2SiF4 + 9H2O
Образовавшийся фтористый кремний, реагируя с водой образует по мере снижения кислотности раствора студнеобразный гель.

Реакция плавиковой кислоты с кварцем протекает настолько медленно, что не представляет химического интереса.

SiO2  + 4HF = 2 H2O + SiF4
Для предотвращения образования в поровом пространстве пласта геля кремниевой кислоты плавиковая кислота применяется только в смеси с соляной. Концентрация соляной кислоты составляет 10–12%, концентрация плавиковой – не выше 4%.

При ГКО существует требования к жидкости, находящейся в скважине. Недопустимы ГКО в скважинах, заглушенных хлористым кальцием или хлористым натрием. Плавиковая кислота вступает в реакцию  с указанными реагентами с образованием нерастворимого осадка, способного кольматировать ПЗП.

Приготовление возможно с использованием бифторид-фторид аммония (БФФА). При этом концентрация соляной кислоты принимается более высокой, т.к. часть её расходуется на разложение фторида аммония. 

Обработка смесью соляной кислоты и БФФА терригенных пород-коллекторов дает лучший результат, чем их обработка глинокислотным раствором, так как замедляется скорость реакции, и кислота в активном состоянии проникает глубже в пласт, расширяя радиус обработки пласта вокруг ствола скважины.
Опыты по растворению в смеси HCI и БФФА терригенных пород (песчаников и алевролитов) показали, что увеличение концентрации NH4FHF в HCI так же, как и увеличение концентрации самой HCI, приводит к увеличению скорости растворения террригенных пород. При этом концентрацию БФФА можно увеличивать до концентрации соляной кислоты, применяемой при обычных солянокислотных обработках, однако наиболее оптимальным соотношением является состав:       8–12 % НС1+4 % (не более) БФФА.
Для получения глинокислоты, содержащей 4 % HF и 8 % НС1, следует взять раствор соляной кислоты 13 % и на каждый кубический метр такой кислоты необходимо истратить 71 кг товарного бифторид-фторид аммония с обычным содержанием фтора 56 % и кислотностью 23 %.
Дальнейшим развитием идеи увеличения безопасности кислотных составов создание кислотной композиции ТК-2. Среди множества преимуществ этого состава, следует отметить то, что состав не обладает кислотными свойствами до момента поступления в пласт.
Технология ОПЗ глинокислотой.
Описанные особенности глинокислотной обработки требуют особых приемов проведения работы.
Перед проведением глинокислотной обработки провести предварительное удаление карбонатного материала породы небольшим               (0,5 мЗ/м) объемом соляной кислоты (речь идет об остаточном или привнесенном материале, для первых обработок ПЗП удельный расход соляной кислоты должен быть выше)
Заменить жидкость в скважине на жидкость, не входящую в конфликт с плавиковой кислотой, либо предусмотреть использование буферного объема такой жидкости.
При открытой затрубной задвижке произвести закачку на произвольной скорости приготовленной глинокислоты в НКТ.
По достижении кислотой башмака НКТ затрубную задвижку закрыть.
Произвести продавку глинокислоты с максимально возможной скоростью с целью увеличить глубину проникновения раствора (из расчитанных объемным путем 1,5 м глубины проникновения только 1/3 пути кислота проходит в активном состоянии). Этот факт дополнительно объясняет необходимость предварительного увеличения приемистости скважины соляной кислотой.
При закачке с максимальной скоростью контролировать давление в затрубном пространстве скважины не допуская его роста выше давления опрессовки колонны.
Время ожидания реакции не предусматривается, немедленно после закачки произвести продавку кислотного состава большим (в объеме ПЗП) объемом продавочной жидкости (для нагнетательной скважины) или извлечение продуктов реакции (для добывающих скважин) ОПЗ глинокислотой есть ОПЗ в динамическом режиме. Продавку продуктов реакции лучше осуществлять 1–2 % раствором ПАВ в объеме, обеспечивающем удаление продуктов реакции из ПЗП в удаленные зоны пласта расход раствора ПАВ 10–15 мЗ / м (только для нагнетательных скважин).
Примечание: Наилучшего результата при проведении опытных работ по кислотным обработкам добивались при разукрупнении объемов кислотного и продавочного растворов и последовательном чередовании их, при этом в первой порции кислоты в соответствии с идеологией глинокислотной обработки не планировалось добавок плавиковой кислоты. Данный прием был назван циклическая ОПЗ.
Циклическое  воздействие.
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При циклической обработке объем кислотного состава и продавочного 3–4 % раствора ПАВ следует делить на 3 части и закачивать по схеме:
Приготовление кислотного состава для каждого цикла производить отдельно, что позволяет применять меньше техники (приготовить в одной бочке раствор для одного цикла, затем, после его закачки для второго и.т.д.)
Применение в качестве первого цикла небольших обьемов соляной кислоты позволяет удалить из ПЗП карбонатный материал.
Обьем растворов увеличился до 150–200 мЗ и превышает обьем, который бригада способна закачать в течение одной смены, но подобную обработку можно прервать после проведения одного или двух полных циклов и продолжить на следующий день. Повышение приемистости скважин при опытных работах по циклической обработке достигался в 95 % случаев. Кроме того, при применении приема деления на циклы отмечено некоторое изменение профиля приемистости скважины. Раствор ПАВ, особенно ПАВ-гидрофобизатор изменяя обработанную первой порцией кислоты поверхность, вызывает небольшое отклонение каждой новой порции кислоты в новые интервалы, либо проникая в новые интервалы и очищая поверхность увеличивает вероятность проникновения кислоты в них.
Обработка начинается на малой скорости закачки при максимальном давлении. Для 2-го и 3-го циклов скорость закачки должна быть максимально возможной при соблюдении требования не превышения насосным агрегатом давления опрессовки эксплуатационной колонны.
Направленная кислотная обработка.
Первым циклом направленной кислотной обработки (в случае малой приемистости скважины – вторым циклом) следует применять отклоняющий состав, в качестве которого может использоваться:
· водо-нефтяная эмульсия;
· нефтекислотная эмульсия;
· раствор полимера в кислоте.
Рецептура эмульсии нефть – 30 %, Нефтенол НЗБ – 3 %, вода-остальное.
Объем эмульсии расчитывается исходя из нормы расхода 0,5мЗ/м.
Приготовление нефтекислотной эмульсии производится по такой же схеме, только вместо воды используется раствор кислоты с заданными свойствами.
Приготовление раствора полимера в кислоте. Перед добавлением в расчетный объем воды товарной соляной кислоты, произвести растворение в ней полимера в количестве, обеспечивающем конечную концентрацию его в растворе кислоты 0,2 %.
Отклоняющий состав применяется с целью блокировать традиционно принимающие интервалы и перенаправить кислоту в слабопроницаемые пропластки.
Значительный срок существования эмульсии в пласте не опасен для нагнетательных скважин. В случае, если увеличить объем эмульсионного блока до размеров, значительно превышающих объем кислотного раствора, данная технология будет относиться к группе технологий закачки эмульсионных растворов такие методы рассматривается среди технологий выравнивания профиля приемистости.
Примечание: При отклонении кислотного состава в низкопроницаемые, нефтенасыщенные прослои контакт кислоты с породой оказывается осложнен наличием нефтяной пленки. Описанные проблемы привели к созданию технологии комплексной обработки ПЗП.

Комплексная обработка пзп (копзп). 

Выбор состава кислотной композиции.
Состав кислотной композиции зависит от минералогии обрабатываемого пласта и подбирается индивидуально для каждого из месторождений.
Термин комплексная обработка означает некоторую оптимальную последовательность обработки скважины выбранными кислотными составами и нефтяными растворителями.
Выбор типа растворителя.
Для разработки технологии проведения ОПЗ нагнетательных скважин с целью восстановления и увеличения приемистости были проведены лабораторные исследования. Исследована растворяющая способность различных растворителей по отношению к АСПО, изучены поверхностно-активные свойства как моющих, так и деэмульгирующих компонентов, а также активность соляной кислоты с различными добавками по отношению к образцам керна.
Исследования растворяющей способности различных углеводородных растворителей по отношению к асфальто-смолистым и парафинистым отложениям показали, что наиболее активными являются растворители на основе концентратов ароматических углеводородов – бензол, толуол, ксилолы, Нефрас А 120/200, Нефрас А 150/330 (табл. 6.1). Наиболее доступным и дешевым является нефтяной растворитель марки Нефрас А 150/330, представляющий собой концентрат ароматических углеводородов с числом атомов углерода С9-10.
Характеристика и растворяющая активность нефтяных растворителей по отношению к АСПО.

Таблица 8.1.2.

Характеристика и растворяющая активность
нефтяных растворителей
	Растворитель
	Химический состав
	Растворимость АСПО, г/л  
(при 30 °С)

	1.Газовый бензин (фракция до 62 °С)
	Смесь парафиновых, изопарафиновых углеводородов Cs
	13,9

	2. Толуольная фракция прямогонного бензина (62-85 °С)
	Смесь парафиновых, изопарафиновых и нафтеновых углеводородов с небольшим содержанием ароматических углеводородов
	69,2

	3. Нефрас С3 70/150
	Прямогонная фракция с массовым содержанием ароматических углеводородов до 5 %
	64,0

	4. Нефрас С4 120/220
	Прямогонная фракция с массовым содержанием ароматических углеводородов до 15 %
	68,0

	5. Нефрас С4130/350
	Депарафинированная прямогонная фракция с массовым содержанием ароматических углеводородов до 25 %
	93,0

	6. Нефрас С5150/330
	Смесь жидких парафинов и ароматических углеводородов Сю (25-50%)
	97,4

	7. Нефрас А 120/200
	Концентрат ароматических углеводородов Сд
	110,0

	8. Нефрас А 150/330
	Концентрат ароматических углеводородов Сю
	102,4


Из табл. 8.1.2. видно, что наиболее эффективным реагентом является Нефрас А 150/330, однако этот реагент и наиболее дорогостоящий. Бинарные и тройные смеси за счет синергетического эффекта по эффективности сопоставимы с чистым ароматическим растворителем, однако по стоимости эти композиции значительно дешевле. Кроме того, для добывающих скважин, склонных к образованию эмульсий, рекомендуется состав с деэмульгатором, а для нагнетательных скважин – с нефтяным сульфонатом.
Приемы и методы, положенные в основу комплексной обработки.
[image: image53.wmf] 

Мачта

 

Силовой привод

 

Талевая система

 

Технологическая емкость 

для долива скважины 

 

Приемный мост и 

стеллажи для насосно

-

компрессорных труб 

 

Бытовые вагоны 

 

Рабочая 

площадка 

 

Шасси автомобиля 

 

В условиях недостаточной геолого-промысловой информации прием совмещения (комплексирования) различных операций или методов в единый технологический процесс позволяет существенно повысить общую успешность работ. Как описано выше, наилучшего результата при проведении кислотных обработок добивались при разукрупнении обьемов кислотного и продавочного растворов и последовательном чередовании их. На практике объем кислотного состава и продавочного 3–4 % раствора ПАВ делился на 3 части и закачивался по схеме:
Комплексная обработка основана на принципе циклического воздействия различными композициями  химических реагентов, для удаления целой группы различных загрязняющих веществ из ПЗП скважины.
Повышение приемистости скважин при  применении данных приемов достигается в 95 % случаев.
Цель закачки нефтяного растворителя – очистка поверхности пор от нефти и АСПО, облегчение доступа кислотной композиции к ранее недоступным поверхностям. Одновременно растворитель, поступивший в водонасыщенные каналы, испытывает сопротивление продвижению по ним. Следующая непосредственно за растворителем кислота не поступает в те каналы, по которым продвигались предыдущие порции кислоты во время первого и второго циклов. Таким образом, растворитель выполняет функции отклонителя, перенаправляя кислотный состав в новые каналы.
Особенность закачки растворителя заключается в том, что из-за низкой плотности реагента агрегат ЦА-320 испытывает дополнительное противодавление в 30–40 атм, образующееся за счет разности плотностей скважинной жидкости и растворителя. Как только растворитель выходит из НКТ в колонну, он стремиться всплыть в скважинной жидкости. Всплытия не произойдет только в том случае, если скорость движения растворителя вниз к пласту по колонне будет выше скорости всплытия. Такие условия имеют место при приемистости скважины не ниже 150мЗ/сут. Именно поэтому растворитель может быть закачан в скважину только в третьем цикле, когда приемистость скважины увеличена за счет работы первых порций кислоты.
При прочих равных условиях, если приемистость скважины перед проведением второго цикла достаточно высока для закачки растворителя, более предпочтительно применение его во втором цикле.
Замечено снижение приемистости скважины на 20–25 % в момент закачки нефраса и восстановление ее через 10–20 часов. Таким образом, отклоняющее действие нефраса распространяется только на ту порцию кислоты, которая закачивается непосредственно за ним, поэтому не рекомендуется делать перерывы между вторым и третьим циклом обработки.
Кислотный состав, применяемый в третьем цикле аналогичен кислотному составу второго цикла. Практически это глинокислотная обработка.
Область применения комплексной обработки.
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В соответствии с описаниями отдельных циклов, комплексная обработка в целом имеет следующий алгоритм:
Данная технология предназначена для обработки нагнетательных скважин на месторождениях, где эксплуатируются пласты с низкой проницаемостью, высоким содержанием глинистого материала.
Термин комплексная обработка отражает технологический прием последовательного воздействия кислотными составами. Композиционный состав кислотного раствора зависит от минералогического состава пород. В кислотных составах первого, второго, третьего циклов могут участвовать растворы сульфаминовой кислоты, составы Химеко К-2. 
Пенокислотная обработка.
Для наиболее глубокого проникновения соляной кислоты в пласт применяют пенокислотные обработки. При этом в скважину закачивают аэрированный раствор поверхностно активных веществ в виде пены.
Применение кислотных пен имеет следующие преимущества перед обычной кислотной обработкой:
1) замедляется растворение карбонатного материала в кислотной пене, что способствует более глубокому проникновению активной кислоты в пласт – в результате приобщаются к дренированию удаленные от скважины участки пласта, ранее не охваченные процессом фильтрации.
2) Малая плотность кислотных пен (около 400 кг/мЗ) и их повышеная вязкость позволяют существенно увеличить охват воздействием кислоты всей вскрытой продуктивной мощности пласта.
3) Улучшаются условия очистки ПЗП пласта от продуктов реакции: присутствие поверхностно-активных веществ снижает поверхностное натяжение как активной, так и отработавшей соляной кислоты на границе с нефтью, а наличие сжатого воздуха в отреагировавшем растворе, расширяющегося во много раз при освоении скважин  (при  снижении  забойного  давления),  улучшает условия и  качество освоения.
Применяемое оборудование:
Аэратор – устройство, в котором происходит активное перемешивание раствора кислоты с воздухом (азотом) и образование пены. Степень аэрации, или объем воздуха в мЗ на 1 мЗ кислотного раствора обычно принимается в пределах 10-15.
При пенокислотных обработках в зависимости от того на нагнетательной или добывающей скважине они проводятся, применяют соответственно ПАВ типа Неонол или Сульфанол в концентрации 0,5–1%.
В качестве кислотного агрегата и компрессора используют агрегат BJ-344, предназначеный для подогрева и закачки жидкостей в пласт и оборудованный компрессором, развивающим давление до 70 атм. Сам агрегат способен развивать давление до 700 атм.
Обработку начинают с подачи в скважину при открытой затрубной задвижке раствора кислоты заданной концентрации, содержащей ПАВ на небольшой скорости. Затем начинают подачу воздуха (азота), выводя компрессор на заданную производительность.
Объем закаченной композиции оценивают по объему вытесненой через затрубье жидкости. Когда пена заполнит весь объем НКТ, затрубная задвижка закрывается, начинается продавка пенокислоты в пласт оставшейся соляной кислотой и продавочной жидкостью.

Составы на основе сульфаминовой кислоты.
Широкое распространение метода кислотных обработок при испытании скважин на отдаленных месторождениях сдерживается из-за невозможности транспортировки кислотных растворов. В известной мере эти трудности можно преодолеть, если для обработки пласта использовать, порошкообразные кислоты и их окиси. В связи с изложенным целесообразно остановиться на применении сульфаминовой кислоты для обработки карбонатных пород-коллекторов и смеси сульфаминовой кислоты с БФА, для обработки терригенных коллекторов.
Положительным свойством сульфаминовой кислоты является ее слабая коррозионная активность по отношению к черным и цветным металлам по сравнению с другими минеральными кислотами. Результаты экспериментальных исследований, проведенных во ВНИИнефти, показали, что коррозионная активность сульфаминовой кислоты в отношении стали в 4,2 раза меньше, чем активность соляной кислоты.
Воздействие водных растворов сульфаминовой кислоты на карбонатные породы (известняки и доломиты) аналогично соляной кислоте. Растворение кальцита и доломита в HSO3NH2 идет согласно следующим уравнениям реакции:
2HSO3NH2 + СаСОз - (NH2CO3)2 Са + Н2О + CO2↑;
4HSO3NH2 + CaMg (CO3)2 = (NH2SO3)2 Ca +
+ (NH2SO3)2 Mg + 2H2O + 2CO2↑.
Кальциевые и магниевые соли, образующиеся в результате реакции сульфаминовой кислоты, хорошо растворимы в воде даже в большей степени, чем кристаллы самой кислоты. Отсюда следует вывод, что нет оснований опасаться вторичного закупоривания этими солями образующихся фильтрационных каналов.
Растворимость кристаллов сульфаминовой кислоты в воде ограничена (в 1 м1 воды растворяется 147 кг при 0 °С) и зависит от температуры.
Скорость растворения карбонатных пород в сульфаминовой кислоте примерно в 5 раз ниже, чем в соответствующих растворах соляной кислоты. С этим связана возможность более глубокого проникновения в пласт в активном состоянии и вследствие этого – увеличение радиуса обрабатываемой зоны.
Необходимое количество Р (в тоннах) порошкообразной HSO3NH2 для приготовления заданного объема водного раствора соответствующей концентрации определяется, исходя из следующей зависимости:
Р = cV/96,                                      (8.1.3.)
где с – массовая доля раствора сульфаминовой кислоты, %; V – заданный объем кислотного раствора, м3; 96 – концентрация HSO3NH2 в порошке, %.

Применение ПАВ при обработках пласта сульфаминовой кислотой обосновывается необходимостью наиболее полной очистки призабойной зоны скважины от продуктов реакции после обработки, а также уменьшением коррозионного износа скважинного оборудования. 
Одним из свойств сульфаминовой кислоты является ее склонность к гидролизу при повышении температуры окружающей среды. Водные растворы сульфаминовой кислоты устойчивы в условиях комнатной температуры, а при повышении ее, начиная с +40°С, возникает гидролиз:
HSO3NH2+H2O - HSO4NH4
В процессе гидролиза, как это следует из течения реакции, из раствора HSO3NH2 выпадает белый рыхлый нерастворимый осадок и снижается растворимость карбонатной составляющей породы.
Лабораторные исследования показывают, что нарастание скорости гидролиза происходит прямо пропорционально времени выдержки раствора сульфаминовой кислоты в условиях повышенной (по отношению к пороговому значению) температуры, а также по мере нарастания последней. Так, полный (100 %) гидролиз HSO3NH2 происходит после 8–9 часовой выдержки кислоты при температуре 75–80 °С.
Исходя из этого, невозможно применение сульфаминовой кислоты для кислотных ванн. При закачке же в пласт время реагирования кислоты значительно меньше времени ее гидролиза.
На практике применяют сульфаминовую кислоту не в чистом виде, а в составе сухой кислотной композиции СХК (ХИМЕКО-ГАНГ).
КИСЛОТНАЯ ОБРАБОТКА ДОБЫВАЮЩИХ СКВАЖИН
Особенности кислотной обработки добывающей скважины.
Кислотная обработка добывающих скважин существенно отличается от обработки скважины нагнетательной. Обработка проводится только в присутствии бригады КРС. Перед проведением обработки скважина должна быть исследована, определена глубина повреждения пласта.
Предварительная промывка скважины. Поскольку при работе добывающей скважины в её стволе и на оборудовании возможно наличие отложений, несвойственных для нагнетательной скважины, необходима предварительная промывка кислотным составом. Исследованиями установлено, что от 80 до 90 % солевых отложений растворяются в соляной кислоте (для Юганского региона).
В последнее время как никогда актуальна проблема отложения солей в насосном оборудовании и НКТ добывающих скважин. Проблема связана с заглублением насосных установок. При этом происходит раннее разгазирование жидкости и интенсивное выпадение содержащихся в ней солей.
В случае проведения кислотной обработки через загрязненную колонну труб, окалина и солевые отложения растворяются в первой порции кислоты, закачиваемой в скважину при ОПЗ, и поступают с ней в пласт, загрязняя его. Для предупреждения отрицательного влияния поверхностных отложений в НКТ необходимо:


· Первым циклом в скважину закачивать жертвенную пачку соляной кислоты  с  доведением  до  низа  НКТ  и  последующим  удалением  обратной промывкой.
· Необходимо изучить объем отложений, рассчитать объем жертвенной порции кислоты для каждого из месторождений. До этого принять объем по умолчанию 1,5–2,0 мЗ.
В случаях, когда КРС использует для ОПЗ технологическую колонну заведомо чистых труб, все равно остается вопрос очистки рабочих НКТ на трубной базе или непосредственно в скважине. Все это требует включения дополнительного технологического звена в процесс ремонта – очистка НКТ.
Учет совместимости кислотного состава с жидкостью глушения.  Плавиковая кислота,  входящая  в  состав  кислотных  композиций  реагирует с  растворами хлористого   кальция  и  хлористого   натрия  с  образованием  мелкодисперсного нерастворимого   в   воде   осадка  фторида  кальция   (натрия).   При   проведении глинокислотных обработок в скважинах, заглушённых указанными растворами, произойдет следующее:
-
Плавиковая кислота вступит в реакцию и не дойдет до пласта в активном состоянии.
-
В ПЗП проникнет мелкодисперсный кальматирующий материал. Проведение глинокислотной обработки возможно только в скважинах, заполненных нефтью, пресной водой, раствором хлористого аммония. Дешевый способ избежать конфликта жидкостей – использовать не полное заполнение скважин указанными составами, а небольшой по объему буфер, закачиваемый в головной части пачки глинокислоты. Хорошим буфером может быть пачка простой соляной кислоты.
Учет возможности выпадения осадка при контакте с пластовой водой.   Раствор плавиковой кислоты может образовывать осадок при поступлении в пласт и контакте с минерализованной пластовой водой. Для предупреждения осадкообразования, необходимо вытеснять пластовую воду из ПЗП пачкой водного раствора (5 %) хлористого аммония.
Детализация композиции кислот. Поскольку, при обработке и нагнетательных, и добывающих скважин, воздействию подвергается один и тот же пласт, композиция кислот может быть аналогичной описанным для нагнетательного фонда, за исключением следующих деталей:
·  в кислотных составах на добывающих скважинах применяют катионактивные ПАВ;
·  в отличие от нагнетательной скважины, в добывающей более полно проявляется фактор температуры (ПЗП нагнетательной скважины может быть охлаждено), поэтому более тщательно выбираются компоненты по температурному пределу;
·  поскольку риск неэффективности обработки добывающей скважины значительно больше, чем при обработке нагнетательной скважины, необходим .детальный подбор композиции для каждого месторождения, что требует тщательного изучения минералогических свойств пород и растворимости в кислотах, создание композиции для каждого месторождения и пласта, для каждого участка месторождения. К большому сожалению, объем исследований в этой области недостаточен.
Учет времени реакции кислотных составов. Обработка нагнетательных скважин производится в динамическом режиме с постоянным проталкиванием продуктов реакции в пласт. В отличие от этого, для добывающей скважины важна операция извлечения продуктов реакции и возникает вопрос – через какое время провода извлечение. Продолжительность реакции кислотных составов, указанная в планахработ по КРС на сегодня составляет 8 часов.
Такая продолжительность реакции приемлема только для случаев установки кислотной ванны из-за ограниченной площади контакта кислоты с поверхностью колонны. При поступлении кислоты в пористую среду реакционная площадь контакта кислота-порода увеличивается в десятки тысяч раз и время реакции кислоты снижается до 1–2 часов при существующих пластовых температурах (60–90 oС).
Глинокислотная композиция реагирует с породой в течение нескольких минут. Ожидание реакции в данном случае принесет только вред из-за возможного выпадения продуктов реакции из раствора при снижении его кислотности.
Учет необходимой глубины проникновения, расчет объемов кислотной композиции.

Разработка технологии подразумевает анализ геофизического материала с целью определения глубины проникновения фильтрата бурового раствора и необходимой глубины обработки ПЗП пласта.
Только в случае проникновения раствора кислоты за пределы поврежденной зоны возможна эффективная очистка ПЗП. На данный период времени применяет объемы кислотной обработки недостаточны, часто ограничиваются объемом емкости кислотного агрегата (5–6 мЗ).
Расчет объема кислотной композиции необходимо проводить с учетом мощности, пористости, необходимой глубины проникновения. В случае отсутствия информации о глубине повреждения пласта удельный объем кислотного раствора принимается равным 1,5 мЗ/м.
Необходимость отклонения кислотного состава. Кислотный состав, будучи водным раствором, поступает именно в водонасыщенные промытые интервалы пласта, увеличивает их проницаемость, что гарантирует увеличение обводненности продукции скважины.
В скважинах работающих чистой нефтью, но вскрывших неоднородные пропластки, кислотный состав проникает в пропласток наиболее проницаемый, способствуя быстрому продвижению фронта закачиваемой воды от нагнетательной скважины именно по этому пропластку.
Все описанное делает необходимым применение составов для отклонения кислотных растворов в менее проницаемые, плохо дренируемые части пласта.
Необходимо оценить соотношение проницаемостей отдельных пропластков для конкретных месторождений и даже участков, величину общей приемистости и рекомендовать для конкретных случаев тип отклонителя.
Для месторождений с низкопроницаемьгми коллекторами в качестве растворителя может выступать растворитель нефрас, для коллекторов более проницаемых – нефтяная эмульсия. Возможно использование пенокислотного или полимерно-кислотного состава.
Запрещена обработка кислотным составом скважин, имеющих заколонный переток. Для скважин с заколонными перетоками обработка кислотой возможна только при условии предварительной закачки в скважину изолирующего тампона или временно изолирующего тампона.
Не стоит проводить простой кислотной обработки и на скважине, находящейся в водонефтяной зоне, по которой произошло подтягивание конуса обводненности. В данном случае следует ориентироваться на технологию последовательной гидрофобизации из регламента по применению нефтяных растворителей.
Поиск оптимального метода извлечения продуктов реакции. Основные проблемы с эффективностью кислотных обработок начались с момента отмены компрессорного способа освоения скважин. Образовавшийся вакуум в идеологии СКО до сих пор не занят другими равноценными способами извлечения продуктов реакции. Применяемые на сегодня методы имеют ряд существенных недостатков.
· Идеальный способ – использование колтюбинга и разгазирование столба жидкости азотом для инициализации притока в скважину и выноса продуктов реакции. Данный способ хорош всем, но не имеет широкого распространения из-за большой стоимости аренды оборудования и большой стоимости азота.
· Коэффициент полезного действия метода свабирования крайне низок. За один спуск сваба извлекается 800–1000 литров жидкости. Время на монтаж оборудования, спуск поршня, извлечение заданного объема продуктов реакции значительно превышает время реакции состава в пласте. Вероятность выпадения из кислотного состава осадка очень велика.
· Использование гидрожелонки также требует значительных затрат времени.
Техническая задача формулируется так: необходимо использование устройства, позволяющего за один спуск-подъем провести закачку в пласт химических реагентов и извлечение продуктов реакции не позднее, чем через 2 часа после поступления химии в пласт, при необходимости произвести геофизические исследования на той же компоновке.

В случае невозможности использования специального устройства для извлечения продуктов реакции, следует проводить пенокислотные обработки скважин, или использовать химически генерируемые пенные системы.

Пример комплектации технологии кислотной ОПЗ.
Ниже описаны факторы, учитываемые при комплектации технологии ОПЗ.
Предварительная промывка НКТ от поверхностных отложений.
Предварительная промывка не проводится в случаях, когда обработка кислотными составами производится через технологическую колонну НКТ. В остальных случаях объем предварительной промывки принимается равным 2 мЗ. Концентрация соляной кислоты, применяемой для промывки составляет 15 %. В кислоту добавляется один из ингибиторов коррозии.

Последовательность работ при этом следующая:
· опустить колонну НКТ до уровня нижних отверстий перфорации;
· приготовить 2 мЗ раствора 15 % кислоты с добавлением 10 литров ингибитора Додикор;

-
при  открытой  затрубной  задвижке  закачать  в  НКТ  кислотный раствор, продавить раствор жидкостью глушения в объеме НКТ, вытеснив его в затрубное пространство (отстой на реакции не предусматривается);
· переобвязать насосный агрегат для закачки в затрубную задвижку;
· обратной промывкой в полуторократном объема НКТ вымыть продукты реакции.
Кислотная ванна.
Перед закачкой кислотной композиции в пласт необходимо убедиться в наличии приемистости добывающей скважины. Оценка приемистости производится только после получения информации о том, что интервал перфорации не присыпан осадком Если скважина не принимает, или приемистость её не превышает 50мЗ/сут, обязательным элементом подготовительных операций является установка кислотной ванны. Объем, концентрация, количество присадок и технология проведения работ изложены в главе «ОПЗ нагнетательных скважин».
Компенсация набухаемости глин.
Перед закачкой кислотной композиции в пласт должна быть закачена буферная пачка 5 % раствора хлористой аммония NH4CL или хлористого калия КСL с расходом 0,25 мЗ/м с добавлением катионактивного ПАВ – ингибитора набухания глин  (Нефтенол ГФ, ИВВ-1) концентрацией 0,5 %.

Пачка инертного раствора предотвратит набухание глин в водном раствор отработавшей соляной кислоты.

Описанные месторождения отличаются значительным содержанием глинистых материалов и ПЗП скважин будут обрабатываться глинокислотной композицией! случае, если скважины заглушены хлористым кальцием или хлористым натрием возможно насыщение этими растворами призабойной зоны скважины. Применяемая пачка инертного раствора предотвратит реакцию плавиковой кислоты с хлорида кальцием и выпадение нерастворимого осадка фтористого кальция.
Расчет объема, выбор композиции кислот.
Объем кислотного состава выбирается исходя из рассмотрения величин глубины повреждения пласта. Расчет объема кислотного состава производится в соответствии с приведен в главе посвященной обработке нагнетательных скважин. При отсутствии информации о глубине повреждения удельный расход кислоты применяется равным 1,5 мЗ/м.

В случае выполнения СКО на скважинах не подвергнутых ГРП объектом воздействия кислоты является скелет породы в призабойной зоне скважины. Подбор кислотной композиции зависит от минералогии пород, слагающих ПЗП.
В зависимости от растворимости пород в соляной кислоте необходимо применение одно или двухрастворных композиций кислот. 

Технические характеристики специальных агрегатов для ведения работ по КО.

Агрегат кислотной обработки призабойной зоны скважин АНЦ-32/50

Агрегат АНЦ-32/50 предназначен для транспортирования ингибированной соляной кислоты и нагнетания в скважины технологических жидкостей при кислотной обработке призабойной зоны скважин.
Агрегат предназначен для работы в умеренной и холодной макроклиматических зонах.

Таблица 8.1.3.

Технические характеристики АНЦ -32/50
	Монтажная база
	Шасси автомобиля КрАЗ 65101

	Насос высокого давления
	трехплунжерный                горизонтальный

	идеальная подача, л/с 
-наибольшая 
-наименьшая 

давление, МПа 
-наибольшее 
-наименьшее
	
12,8
3,5


32
8,0
	
12,5
2,24


50
12,5

	Привод насоса высокого давления
	от тягового двигателя автомобиля через раздаточную коробку, коробку отбора мощности и коробку передач агрегата

	Коробка передач
	двухскоростная двухвальная с косозубой цилиндрической передачей

	Емкость цистерны, м3
	7,5


Продолжение таблицы 8.1.3.

	Монтажная база
	Шасси автомобиля КрАЗ 65101

	Насос высокого давления
	трехплунжерный                
	горизонтальный

	Транспортируемая жидкость
	раствор ингибированной соляной кислоты (концентрация 8-21%), а также в смеси с кислотами плавиковой (5% от объема соляной кислоты) и уксусной (2% в пересчете на 100%-ую соляную кислоту)

	Управление агрегатом
	централизованное из кабины автомобиля

	Условные проходы манифольда, мм 
-всасывающего 
-нагнетательного
	100
50

	Вспомогательный трубопровод (обвязка агрегата с устьем скважины), мм 
-условный проход 
-общая длина
	50
21500

	Скорость передвижения на прямолинейном участке шасси, км/ч
	70


Цистерна-кислотовоз.
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Цистерна-кислотовоз АЦ-11К (рис.8.1.5.)  предназначена для транспортирования раствора ингибрированной соляной кислоты концентрацией до 21 % и подачи ее на прием насосной установки при кислотных обработках призабойной зоны скважин. Оборудование автоцистерны включает цистерну, насосный блок с трансмиссией, манифольд и другое, смонтированное на автошасси УРАЛ-4320-1912-30. Цистерна из коррозионностойкой (нержавеющей) стали Х18Н10Т имеет внутренние перегородки для гашения ударов транспортируемой жидкости при резких торможениях и ускорениях автоцистерны. На цистерне предусмотрена наливная горловина с дыхательным клапаном на крышке. Центробежный насос в кислотостойком исполнении серии X приводится от тягового двигателя автошасси через коробку отбора мощности, установленную на боковом люке коробки передач двигателя. Управление работой насосного блока осуществляется из кабины автошасси. По сравнению с кислотовозами, имеющими гуммированные емкости для перевозки кислот и максимальный срок службы 2–3 года, АЦ-11К с емкостью из нержавеющей стали Х18Я10Т служит 6–8 лет.
Таблица 8.1.4.

Техническая характеристика АЦ -11К
	Масса транспортируемой кислоты, т
	11

	Вместимость цистерны, м3;
	10

	Подача насоса, л/с
	12,5

	Давление насоса, мПа
	0,31


	Условный проход трубопроводов манифольда:
приемного/напорного, мм
	100/50

	Габариты: длина/ширина/высота, мм
	19550/2500/3100

	Масса полная, т
	24 


Реагенты, применяемые для приготовления кислотных растворов, условия  хранения, влияние на организм человека.
Товарная ингибированная соляная кислота (HCl) ТУ 2458-264-05765670-99, ТУ 2122-131-05807960-97 31, 27, 24 % концентрации. Поставляется в цистернах. Перевозка и транспортировка производится специальными кислотными агрегатами. Хранение обязательно в гуммированных емкостях на площадках с обвалованием. Соляная кислота (HCl) – раствор хлористого водорода в воде, на воздухе дымит, образуя туман. Пары соляной кислоты сильно раздражают дыхательные пути и слизистые оболочки, длительное воздействие паров соляной кислоты может вызвать катар дыхательных путей, помутнение роговицы глаз. При воздействии на кожу вызывает ожоги и раздражение.      
Таблица 8.1.5.

Технические характеристики HCl
	
	марка А
	марка Б

	*Внешний вид
	Темная жидкость различных оттенков

	Массовая доля хлористого водорода, %
	22 - 25
	20 - 25

	Массовая доля уксусной кислоты, %
	-
	0,9 - 11

	Массовая доля железа, %,  не более
	0,03
	0,03

	Скорость коррозии стали Ст3, г/м2 час, не более
	0,20
	0,20


 Плавиковая кислота (HF) ТУ608-236-77 40 % концентрации, плотностью 1,15 г/см3. Представляет собой бесцветную, подвижную и легколетучую жидкость (т. кип. + 19,50С), смешивающуюся с водой в любых соотношениях. Она обладает резким запахом, дымит на воздухе. Транспортировать и хранить плавиковую кислоту необходимо в пластмассовой таре. Плавиковая кислота – раствор фтористого водорода в воде, на воздухе дымит, образуя туман. Пары плавиковой кислоты сильно раздражают дыхательные пути и слизистые оболочки, длительное воздействие паров плавиковой кислоты может вызвать катар дыхательных путей, помутнение роговицы глаз. При воздействии на кожу вызывает долго незаживающие ожоги.

 Бифторид фторид аммония (БФА) (NH4F·HF+NH4F), твердое кристаллическое бесцветное вещество. Растворимость БФФА в воде с ростом температуры возрастает, его кислотность в пересчете на плавиковую кислоту составляет 25 %, плотность реагента 1,27 г/см3. Несмотря на то, что использование БФА требует повышенного расхода соляной кислоты для приготовления рабочего раствора (часть  HCl  участвует в реакции превращения БФА в HF), реагент особенно удобен в труднодоступных районах, т.к. может храниться и транспортироваться обычными методами. БФА поставляется в полиэтиленовых мешках, вложенных в четырех- пятислойные бумажные мешки, массой не более 36 кг. БФА хранят в крытых складских помещениях, предохраняя от попадания влаги. Продукт токсичен. При концентрации в воздухе выше предельно-допустимой нормы (0,2 мг/м3) может вызывать нарушение деятельности центральной нервной системы, заболевания костных тканей, глаз кожных покровов. 


 Поверхностно-активные вещества (ПАВ), обычно используются дисолван, сульфонол, превоцелл, прогалит. Сульфонол поставляется в двойных крафт-мешках, а остальные ПАВ перевозятся и хранятся в стальных бочках. Жидкие ПАВ (дисолван, превоцелл) растворены в этиловом спирте, поэтому являются токсичными легковоспламеняющимися веществами.


Уксусная кислота (СН3-COOH), бесцветная с резким запахом жидкость. Для безводной, т. н. "ледяной", кислоты tпл = 16,75 °С,                 tкип = 118,1 °С. Соли и эфиры уксусной кислоты называются ацетатами. Для приготовления рабочих растворов при СКО используются: кислота уксусная синтетическая; кислота лесохимическая техническая очищенная (ГОСТ 6968-76), плотностью 1,049 г/см3.  Товарную уксусную кислоту перевозят и хранят в стальных гуммированных емкостях или в специальных алюминиевых емкостях или цистернах. Небольшие объемы кислоты перевозят и хранят в стеклянной таре. Уксусная кислота оказывает сильно раздражающее и прижигающее действие на дыхательные пути, слизистые оболочки, кожные покровы.


Бензолсульфокислота (БСК) (C6H6=SO3H), с 92 % содержанием активной монобензолсульфокислоты.  Плотность реагента – 1,3 г/см3. БСК - кристаллическая кислота, поставляется в оцинкованных бочках в количестве 115 кг, что соответствует 105 кг активной БСК. БСК оказывает раздражающее и прижигающее действие на слизистые оболочки,  кожные покровы.

В местах хранения химреагентов необходимо установить таблички с указанием соответствующих реагентов, и предупредительные знаки “Ядовито”. Все перечисленные выше вещества должны храниться в хорошо вентилируемых закрытых помещениях.
Меры безопасности при приготовлении растворов и проведении кислотных обработок скважин, охрана окружающей среды.
· Приготовление растворов и обработка скважин ядовитыми веществами должны производиться в соответствии с инструкцией по обработке ОПЗ и разработанными корпоративными инструкциями.

· Работы по приготовлению рабочих растворов кислот рекомендуется производить в закрытых емкостях с использованием грузоподъемных механизмов, стоя с наветренной стороны, группой рабочих не менее 2-х человек.

· Работы по приготовлению и закачке рабочих растворов кислот производить в резиновых фартуках, прорезиненных перчатках и очках.  

· На рабочих местах необходимо иметь 3 % раствор соды, запас пресной воды и комплект спецодежды (аварийный запас).

· При попадании кислот на кожу или в глаза необходимо хорошо промыть пораженные участки содовым раствором, затем большим количеством воды, при необходимости обратиться к врачу.

· Не допускать разлива химреагентов, попадания сыпучих ядовитых веществ на рельеф. 

· После закачки рабочих растворов кислот  трубы, оборудование, бочки необходимо хорошо промыть водой, остатки слить в специальную емкость, нейтрализовать известью и вывезти в отведенное место, бочки также вывезти в отведенное место.

8.2. Гидравлический разрыв пласта.

Сущность гидравлического разрыва пласта (ГРП) в том, что посредством закачки жидкости при высоком давлении происходит раскрытие естественных или образование искусственных трещин в продуктивном пласте и при дальнейшей закачке песчано-жидкостной смеси или кислотного раствора расклинивание образованных трещин с сохранением их высокой пропускной способности после окончания процесса и снятия избыточного давления. 

ГРП является одним из наиболее сложных видов работ в нефтегазовой отрасли. Эта технология была впервые использована в США в конце 40-х годов для приобщения к разработке пластов с нарушенной проницаемостью возле ствола скважины и увеличения продуктивности скважин в низкопроницаемых коллекторах. В СССР промышленное внедрение гидроразрыва пласта начато в 1954 г.

  В настоящее время ГРП широко применяется во всем мире как в низкопроницаемых, так и в высокопроницаемых  пластах-коллекторах.

Цели ГРП для пластов с низкой проницаемостью следующие:

· увеличить добычу или приемистость созданием каналов с высокой продуктивностью;

· улучшить движение флюидов между скважиной и пластом. 

Цели ГРП для пластов с высокой проницаемостью следующие (рис.8.2.1.)  :

· изменение радиального характера притока жидкости из пласта к забою скважины на линейный или билинейный, в случае радиального движения жидкости к забою скважины происходит дестабилизация пласта. Объясняется это явление тем, что скорости фильтрации вблизи забоев скважин выше, чем в пласте. Соответственно, возникает значительный перепад давлений между различными участками пласта , скорость движения флюида вблизи забоя скважины сильно возрастает и существует проблема  разрушения породы пласта и засорение мехпримесями призабойной зоны скважины;
· решение проблемы снижения проницаемости призабойной зоны скважины, возникшего в результате воздействия физических или химических факторов (солеотложения, засорение пор призабойной зоны пласта мехпримесями из раствора глушения, проникновение бурового раствора в пласт, образование АСПО и т.д.);
· улучшение сообщаемости ствола скважины с призабойной зоной;
· миниминизация напряжений в пласте;
· снижение скоростей, минимизация миграции тонкодисперсных фракций.
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При производстве ГРП должны быть решены следующие задачи:

· Создание трещины гидроразрыва путем закачки специально подобранной жидкости ГРП.

· Удержание трещины в раскрытом состоянии путем добавления в жидкость гидроразрыва проппанта с зернами определенного размера и определенной прочности.

·  Удаление жидкости гидроразрыва для восстановления высоких фильтрационных характеристик призабойной зоны скважины.

· Повышение продуктивности пласта.

На месторождениях ОАО «Томскнефть» для увеличения производительности скважин применяется метод создания в высокопроницаемых пропластках коротких и широких трещин проникающих за пределы зоны загрязнения, который называется технологией концевого экранирования (TSO).
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Технология концевого экранирования (рис.8.2.2.) является модификацией операции гидроразрыва, при которой создаются короткие трещины (несколько десятков метров) шириной до 30 мм. Это достигается путем контролируемого распространения трещины до запланированной длины и последующего ее закрепления проппантом, закачиваемым с рабочей жидкостью. Благодаря фильтрационным утечкам рабочей жидкости через поверхности трещины, концентрация проппанта возрастает на фронте закачки, что приводит к образованию проппантных пробок вблизи конца трещины, которые препятствуют ее дальнейшему распространению. Закачка пропанта, продолжаемая после остановки трещины, позволяет повысить давление внутри трещины, увеличивая тем самым ее раскрытие. При такой технологии ГРП уменьшаются затраты на проведение работ за счет уменьшения объемов закачиваемой жидкости и пропанта и сокращения времени проведения операций.

Эффект образования перемычек и повышенной упаковки пропанта в конце трещины считался одним из серьезных осложнений при проведении ГРП, сопровождающимся преждевременным выпадением пропанта и остановкой распространения трещин, но закачка могла быть продолжена и после этого еще некоторое время. Инженерное решение состояло в использовании данного эффекта для решения задач управления распространением трещин и оптимизации их раскрытия. Процесс образования перемычек и повышенной упаковки пропанта в конце трещины можно успешно использовать для создания коротких и широких трещин в высокопроницаемых пластах-коллекторах. Увеличение раскрытия закрепленной трещины ведет к увеличению ее проводимости. Значение безразмерного параметра гидравлической проводимости C позволяет оценить продуктивность скважины после ГРП методом подстановки в формулу Дюпюи  эффективного радиуса скважины вместо фактического. Эффективный радиус скважины пропорционален длине трещины, умноженной на функцию гидравлической проводимости трещины С:                  

             C = (W . k prop) / (x . k form ),                            (8.2.1)
где  W – раскрытие трещины, k prop – проницаемость пропантной набивки, x – полудлина трещины, k form – проницаемость пласта .
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Для месторождений Западной Сибири безразмерная проводимость трещины С находится в пределах от 0,5 до 1,5. 

Особенности технологии TSO:

· предотвращает нежелательное распространение трещины после прекращения закачки. При использовании традиционных технологий ГРП после закрытия скважины большой объем буферной жидкости обычно остается перед рабочей жидкостью ГРП с проппантом , и поэтому трещина может продолжать распространяться, что может уменьшить проводимость трещины.

· возможность предотвращения выноса проппанта за счет достижения более равномерного распределения напряжений по упаковке проппанта. Трещины , созданные с использованием традиционных методов , смыкаются дольше, позволяя некоторому количеству проппанта осесть, что создает более высокие концентрации проппанта в нижней части трещины. В результате увеличивается вероятность локального каналообразования или формирование «карманов» в проппантной упаковке с низким сжимающим трещину напряжением, что облегчает вынос проппанта при добыче. Технология TSO, в которой фильтрационные утечки рабочей жидкости подавляются в меньшей мере для создания высоких концентраций проппанта на фронте закачки, обеспечивает более быстрое смыкание трещин и позволяет тем самым минимизировать вынос проппанта. 
Образование трещин гидроразрыва и направление их развития.
По мере заполнения скважины жидкостью и создания на поверхности давления, давление жидкости в порах породы возрастает и действует равномерно во всех направлениях.

При повышении давления жидкости до момента, когда разрывающая сила жидкости, действующая на породу, превысит силы сцепления этой породы, скала расколется и произойдет разрыв. Трещины могут быть горизонтальными, вертикальными и наклонными.  Пространственная ориентация трещины определяется напряженным состоянием горных пород в зоне скважины и изменениями обусловленными распределением напряжений. Напряжения формируются главным образом под действием гравитационных сил. 

Для песчаников и известняков коэффициент бокового распора составляет 0,25–0,4; для глин около 1.

Принято считать, что на глубине свыше 300 м вертикальное напряжение гораздо выше двух других составляющих. Поэтому трещина всегда должна быть вертикальной, в силу того, что образование трещины происходит в направлении перпендикулярном наименьшей из нагрузок.
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На самом деле реальная картина несколько сложней. В зависимости от местных особенностей и строения пластов (микротрещины, наличие псевдопластических характеристик пород, разгрузка продуктивного пласта в зоне скважины и т.д.) при ГРП могут возникать как горизонтальные так и вертикальные трещины (рис.8.2.4.). В случае образования вертикальных трещин азимут трещины определяется амплитудой двух минимальных горизонтальных напряжений.

Ограничение трещины по высоте и ее геометрия тесно связаны со свойствами породы  пласта, напряженным состоянием пород , изломостойкостью породы и плотностными свойствами проппанта.
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Если образующаяся при гидроразрыве трещина приближается к поверхности раздела слоев, и породы ограничивающих горизонтов обладают более высокими прочностными характеристиками, чем обрабатываемый пласт, то теоретически рост трещины по вертикали будет приостановлен (если поверхность раздела не пересекают ранее образовавшиеся трещины). Примером этого может служить пласт песчаника с выше и нижезалегающими глинистыми пропластками, работающими как перемычки. Минимальное напряжение у песчаников ниже, значит дальнейший рост трещины будет сдерживаться .

Таким образом, рост трещины по высоте – сложная функция реологии жидкости, объемной скорости закачки, давления, создаваемого в трещине и проявление сдерживания механизмов развития трещины в вертикальном направлении. Первые три фактора – регулируемые параметры обработки, а последний определяется механикой горных пород, в том числе поведением пласта и трещины. Определены следующие механизмы сдерживания трещин по высоте:

·  различие напряжений в обрабатываемом и смежном с ним пластах,

·  различие упругих свойств обрабатываемого и смежных с ним пластов.

Прочность обрабатываемого и смежных с ним пластов измеряется коэффициентом интенсивности напряжения, который зависит от геометрии трещины, свойств жидкости разрыва, объемной скорости закачки и давления обработки при гидроразрыве пласта. Этот показатель определяет распространение трещины в вертикальном и горизонтальном направлениях. Коэффициент интенсивности напряжения снижается, когда трещина достигает высокопластичного или малопроницаемого пласта. Если отсутствуют барьеры, ограничивающие распространение трещины по вертикали (контраст напряжений не достаточно высок), то возможно образование неограниченной трещины, имеющей радиальную форму.
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Одним из наиболее важных факторов ограничения трещины по вертикали является сопротивление течению в узких зонах у верхнего и нижнего краев трещины (рис.8.2.6.). Расклинивающий агент с высокой концентрацией отлагается в узких зонах в верхней и нижней частях трещины и снижает проводимость и проницаемость этих участков. Жидкость, которая течет в широком центральном канале, может не проникать ни в верхний, ни в нижний забитые расклинивающим материалом узкие края трещины. Это способствует формированию верхнего и нижнего барьеров, которые исключат дальнейшее развитие трещины в вертикальном направлении.    

Благодаря воздействию вышеуказанных факторов, ограничивающих вертикальное развитие трещины, при поддержании правильного  расхода жидкости можно получить высокопроводимую трещину желаемой длины.

Давление гидроразрыва.
Давление гидроразрыва пласта определяется из условия, что гидродинамический напор на забое скважины должен преодолеть давление вышележащей толщи пород (геостатическое давление) и предел прочности продуктивной породы на разрыв, т.е.

рс = q + (р,                                      (8.2.2.)

где рс – забойное давление разрыва пласта, q – горное давление,              (р – прочность породы обрабатываемого пласта на разрыв. 

Давление нагнетания на устье скважины вычисляется по формуле:

                       руд = q + (р +р тр – р пл ,                                              (8.2.3.)

где р уд – устьевое давление разрыва, р тр – потери давления в трубах и в зоне перфорации, р пл – пластовое давление.

Создаваемое избыточное давление должно обеспечивать осуществление трех этапов роста трещины:

·  увеличение трещины до достижения барьеров;

·  рост трещины в длину в рамках барьеров, ограничивающих вертикальный рост;

·  рост трещины по высоте, когда давление достигает предела разрыва.
РWH  = PC+PNET–Ph+Ptf ,                              (8.2.4.)
[image: image62.jpg]


 где PC – давление смыкания трещины, Ph  –  гидростатическое давление, Ptf – общие потери давления на трение, PNET – чистое давление,             PNET = PW – PC, PW – избыточное давление, PC – давление смыкания.

PNET < 0 – Трещина будет закрываться.
PNET > 0 – Трещина будет оставаться открытой.


Расклинивающий агент. Назначение проппанта.
Проппант предназначен для предотвращения смыкания трещины после окончания закачивания. Проппант добавляется к жидкости глушения и закачивается вместе с ней.

Главный фактор, влияющий на конечный результат операции по разрыву – это сохранение хорошо раскрытой трещины. Для того, чтобы поддержать проницаемость созданную путем расклинивания применяется расклинивающий агент. Расклинивающий агент должен обеспечивать и поддерживать проход с высокой проницаемостью для потока жидкости по направлению к стволу скважины. 

Проницаемость трещины зависит от следующих взаимосвязанных факторов:

·  типа, размера и однородности проппанта;

·  степени его разрушения или деформации;

·  количества и способа перемещения проппанта.

Возможности трещины транспортировать жидкость к стволу скважины обусловлены пропускной способностью трещины. Обычно она определяется произведением проницаемости трещины и ширины трещины.

                    S = kw,                                          (8.2.5.)

где: k – проницаемость (миллидарси), w – ширина трещины (мм).

На частицы пропанта действует напряжение закрытия трещины. В результате этого некоторые из частиц могут быть раздавлены или же, в мягком пласте вдавливаться в породу. На степень раздавливания или вдавливания влияют:

· прочность и размер пропанта;
· твердость пласта;
· напряжение закрытия, прилагаемое к слою пропанта. 
Если частицы раздавливаются или вдавливаются в породу, пропускная способность трещины будет уменьшаться и может снизиться настолько, что проводимость слоя пропанта и проницаемость породы коллектора не будут слишком различаться. В этом случае результаты гидроразрыва пласта будут неудовлетворительными по причине потери проводимости трещины. К такому же результату может привести процесс образования полимерной корки на поверхности трещины и наличие определенного количества полимера, остающегося в проппантной упаковке. В процессе эксплуатации скважин после ГРП возможен интенсивный вынос пропанта с продукцией скважин. Это происходит  если раскрытие закрепленной трещины превышает диаметр частиц пропанта в 5,5 раз, когда упаковка пропанта становится неустойчивой. Для предотвращения выноса пропанта применяются такие методы как создание коротких трещин (до 50 м)  и добавление стекловолокон PropNET в пропантную упаковку. Стекляные волокна, добавляемые в последние порции жидкости ГРП в количестве 1,5 % по весу, создают внутреннюю структуру, удерживающую частицы пропанта на месте. При этом сохраняется высокая проводимость трещин. На месторождениях Западной Сибири технология PropNET используется в 90 % операций по ГРП. 

Виды расклинивающих агентов.
Одним из первых расклинивающих агентов был просеянный речной песок. Он содержал какое-то количество слишком больших частиц, которые не проходили в трещину. Это служило причиной образования мостов в скважине, подземных инструментах и в самой трещине. Из-за образования мостов происходит «стоп», в результате чего создается трещина меньшего размера, приходится заканчивать операцию по разрыву и нести дополнительные затраты на очистку ствола скважины от пропанта.

 Применяемый в настоящее время песок и другие виды расклинивающих агентов имеют менее угловатую поверхность и более точно классифицируются по размеру.

Таблица 8.2.1.

Размер частиц песка, применяемый при ГРП
	Размер сит
	Предельные размеры частиц (мм)

	100
	0,150

	40-60
	0,419-0,250

	20-40
	0,841-0,419

	12-20
	1,679-0,841

	8-12
	2,380-1,679


Применяемые в настоящее время проппанты по прочности можно разделить на следующие группы :

· кварцевые пески (плотность до 2,65 г/см3), 
· синтетические проппанты средней прочности (плотность 2,7–3,3 г/см 3),

· синтетические проппанты высокой прочности (плотность 3,2–3,8 г/см 3).

Высокая прочность проппанта обеспечивает сохранение трещины открытой длительное время. По глубине скважин проппанты имеют следующие области применения: кварцевые пески – до 2500 м; проппанты средней прочности – до 3500 м; проппанты высокой прочности – свыше 3500 м. С увеличением размера гранул увеличивается проницаемость упаковки проппанта, но снижается прочность и возникают проблемы с переносом проппанта вдоль трещины.

С увеличением прочности проппанта увеличивается  его стоимость и как следствие стоимость ГРП.

Отсортированный силикатный песок SiO2 на сегодняшний день является преобладающим проппантом, который применяется при гидроразрыве и является наиболее экономичным. Однако его эффективность может быть ограничена из-за низкой сопротивляемости раздавливанию. В глубоко залегающих пластах с высоким давлением обычно используется более прочный проппант. В конце 1970-х начали использоваться частицы металлокерамического боксита, которые поддерживали высокую проводимость при очень высоком напряжении закрытия. Металлокерамический боксит как пропант состоит из высококачественной обожженной бокситной руды и имеет высокую стоимость. Более дешевыми и менее прочными являются пропанты изготовленные на основе аллюминевой керамики Interprop TM и Carboprop TM. Для достижения низкой плотности обожженная глина перемешивается с обожженным бокситом перед процессом обработки. 

Для контроля над обратным потоком при производстве ГРП  применяется пропант со смоляным покрытием. В качестве смолы применялись термоактивные феноловые пластмассы, которые оседали в скважине. Также было обнаружено, что эти пластиковые покрытия улучшают прочность и проницаемость песка при более высоком напряжении закрытия. Пример фенолформальдегидной смолы – бакелит. В 1982 г. получило распространение покрытие из предварительно отвержденной смолы. Данное покрытие обеспечивало более простое применение и контроль лучшего качества, чем смола, способная к затвердеванию.

Условия и ограничения применения пропанта с покрытием смолы, способной к затвердеванию:

· необходимое напряжение закрытия от 1000 до 2000 psi (для обеспечения сцепления между зернами пропанта и предотвращения выноса пропанта),

· минимальная температура отвердения 120–140 F в течении 200 часов (возможно использование катализатора),

· содержание алкоголя в жидкостях не выше 90 %,

· жидкости на нефтяной основе удваивают время отвердения,

· покрытие легко стирается с пропанта,

· хранить при температуре не выше 100 F и невысокой влажности во избежание затвердевания покрытия.   

Преимущества пропанта с покрытием из предварительно отвержденной смолы:

· не образует уплотнений;

· возможно применить в жидкостях на нефтяной и спиртовой основе;

· низкая растворимость в кислоте.

Недостатки :

· процент раздавливания немного выше, чем у пропанта с покрытием из затвердевающих смол;

· покрытие удаляется горячей жидкостью или каустической содой.
Свойства проппанта

Округлость и сферичность. Влияют на расположение зерен пропанта и выдерживаемую ими нагрузку. Округлость – это показатель кривизны поверхности песчинок. Сферичность – это показатель того, насколько близка форма песчинок к шару. Рекомендуемые показатели округлости и сферичности 0,6.

Плотность. П – это показатель абсолютной плотности пропанта по отношению к воде. Плотность проппанта определяет перенос и расположение проппанта вдоль трещины. Проппанты высокой плотности труднее поддерживать во взвешенном состоянии в жидкости разрыва при их транспортировании вдоль трещины. Заполнение трещины проппантом высокой плотности может быть достигнуто двумя путями – использованием высоковязких жидкостей, которые транспортируют проппант по длине трещины с минимальным его осаждением, либо применением маловязких жидкостей при повышенном темпе их закачки. Рекомендуемая предельная плотность 2,65.

Объемная плотность. О.п. – это отношение массы материала к объему, который он занимает (фунт/фут3 или грамм/см3). Рекомендованная максимальная о.п. 105 фунт/фут3 ( 1700 кг/ м3).

Растворимость в кислоте (12 % HCl – 3 % HF). Показатель количества имеющихся примесей и относительной стойкости пропанта к кислоте. Измеряется массовой концентрацией в процентах. Рекомендуемый максимум для песка 2 %, для пропанта со смоляным покрытием 7 %.

Примеси мелкозернистых частиц. Этот показатель определяет количество примесей частиц глины, ила или другого мелкозернистого материала в проппанте. Содержание   мелких   частиц в проппанте может существенно понизить  проницаемость трещины  разрыва. Хорошо промытый и обработанный пропант не содержит большого количества мелкозернистых примесей. Единица измерения FTU. Рекомендуемый показатель 250 FTU (formation tubidity units ).

Сопротивляемость раздавливанию. Обозначает относительную прочность пропанта путем измерения количества материала, которое раздавливается под воздействием определенной нагрузки. Выражается в процентном содержании образованных мелких частиц. Рекомендуемые АНИ максимальные пределы :

· для 12/60 – 16 % при давлении 3000 psi (204 атм);

· для 20/40 – 14 % при давлении 4000 psi (272 атм);

· для 12/20 со смоляным покрытием – 25 % при давлении 7500 psi (510 атм );

· для 16/20 со смоляным покрытием – 25 % при давлении 10000 psi (680 атм ).

Сцепляемость. Измеряется массовой концентрацией в процентах. Обозначает силу прикрепления отдельных зерен пропанта друг к другу.
Движение пропанта.

Эффективность любого гидроразрыва в большой степени зависит от проводимости созданной расклиненной трещины. Проводимость в свою очередь зависит от размера и прочности пропанта и распределения пропанта в трещине. Необходимо отметить, что проппант не всегда движется с жидкостью гидроразрыва из-за фильтрация жидкости в породу, поэтому не происходит раскрытия трещины на 100 % ее площади. Поверхности трещин не разделенные проппантом закроются обратно под действием существующего напряжения, то есть эти трещины сомкнутся. Таким образом, только расклиненные проппантом трещины будут доступны потоку жидкости и будут обеспечивать высокую эффективность ГРП.

При движении частиц пропанта при гидроразрыве существует несколько ступеней:

· движение через устьевое оборудование;

· движение вниз через колонну НКТ;

· движение с изменением направления через перфорационные отверстия;

· транспортировка в трещине и дополнительное оседание, которое может произойти во время закрытия трещины.

Для того, чтобы определить процесс движения пропанта по трещине необходимо иметь представление о форме трещины.

Трещина может иметь две основные формы:

· горизонтальная трещина, это разрыв, распространяющийся по всем направлениям от ствола скважины в плоскости, перпендикулярной стволу скважины;
·  вертикальная трещина, это разрыв, распространяющийся в двух направлениях от ствола скважины. Вертикальные трещины могут быть представлены в виде эллипса.
Для упрощения расчетов форму трещины принимают в виде прямоугольника и допускают, что жидкость имеет проход по всей высоте трещины и что пропант входит в трещину всегда одинаково по ширине трещины. 

Движение частиц пропанта зависит от следующих параметров: размер пропанта; плотность пропанта; скорость жидкости; вязкость жидкости; утечки жидкости; плотность жидкости; форма пропанта; концентрация пропанта.

Горизонтальная скорость частиц и скорость оседания (вертикальная скорость) будут определять распределение частиц в трещине. Частица пропанта входит в трещину вместе с движущимся вперед потоком жидкости и продолжала бы свое горизонтальное движение с постоянной скоростью если бы не контактировала со стенками породы. Если бы жидкость имела низкую вязкость (например, газ) или разница между плотностью жидкости и частиц была бы очень большой, происходило бы буксование и частица двигалась бы медленнее жидкости. Одновременно частица будет двигаться вертикально вниз под действием силы тяжести. Когда сила захватывания будет уравновешена силами гравитации произойдет оседание частицы. Скорость оседания   частиц пропанта в ньютоновской жидкости зависит от диаметра частицы, вязкости жидкости, разницы между плотностью частицы и жидкости. 

Горизонтальная скорость жидкости зависит от ширины трещины и расхода жидкости при закачивании. По мере продолжения операции по разрыву закачивается больше жидкости и трещина растет в длину и ширину. Если поддерживается постоянный темп закачки, скорость в любом месте по длине трещины со временем медленно понижается, т.к. увеличивается ширина трещины. К тому же в процессе закачки происходят потери флюида, что приводит к увеличению концентрации пропанта, уменьшению скорости движения жидкости и влияяет на «скрытое оседание» проппанта.

Таким образом, расстояние вдоль трещины, которое проходит частица пропанта прежде чем достигнуть основания трещины зависит от значения скорости жидкости, скорости оседания и высоты трещины. Скорость жидкости зависит от расхода при закачивании, ширины и высоты трещины в данный момент. Вертикальная скорость оседания будет зависеть от вязкости жидкости, диаметра и формы частицы и различия в плотности частицы и жидкости.
Пласт пропанта.

В процессе закачки жидкости гидроразрыва происходит процесс оседания частиц проппанта на поверхности породы. Нижние частицы достигают основания трещины быстрее, чем верхние. С течением времени все больше новых частиц оседает сверху тех, которые были введены раньше. На основании трещины начинает формироваться пласт пропанта по мере того, как все большее количество частиц достигает уже осевшего на основание трещины пропанта. После того как частицы достигают основания трещины, они не продвигаются дальше в трещину, а образуют устойчивый пласт пропанта.

 При проведении большинства гидроразрывов применяется жидкость с достаточно высокой вязкостью, которые уменьшают скорость оседания пропанта. Таким образом, только небольшая часть пропанта образует осевший пласт, а большая часть трещины будет содержать проппант во взвешенном состоянии. Если закачка проводится достаточно долго, частицы в рабочей кромке взвешенного пропанта могут достичь основания трещины до завершения работы. Наибольшее расстояние по длине трещины, которое может пройти проппант при данных условиях (зависит от специфики работы) называют «интервал перемещения». После того, как пройден интервал перемещения, рост пласта пропанта происходит только в вертикальном направлении, потому что частицы, входящие в трещину оседают сверху пласта пропанта. На протяжении всего времени закачки происходит одновременное изменение многих факторов, влияющих на темпы роста проппантового пласта. 

Факторы, влияющие на рост пласта пропанта:

· увеличение ширины трещины, что приводит к уменьшению скорости жидкости и сокращению расстояния, которое частицы проходят горизонтально;

· температура жидкости-носителя пропанта может увеличиваться, что приводит к снижению вязкости;

· происходит охлаждение стенок трещины, последние порции пропанта меньше подвержены воздействию высоких температур и вязкость жидкости оказывается выше, чем на начальных стадиях;

· флюидные потери увеличивают концентрацию пропанта, что приводит к большему взаимному влиянию частиц и снижению скорости оседания, точно так же, как увеличивающаяся вязкость жидкости снижает темпы оседания частиц. Это явление называют «задержанное оседание».

Суммарный эффект всех этих факторов выражается в увеличении скорости жидкости вместе с ростом проппантового пласта. Тем не менее, по мере увеличения скорости жидкости частицы проходят тот же самый «интервал перемещения», т.к. сокращается расстояние до поверхности проппантового пласта.

По мере того, как увеличивается высота слоя пропанта, уменьшается площадь поперечного сечения трещины, через которую проходит жидкость, что приводит к увеличению скорости жидкости. Наступит момент, когда частица будет двигаться вместе с жидкостью не оседая. Соответствующий проппантовый пласт в это время называют «высота равновесия».  

При производстве ГРП для того, чтобы регулировать процессы оседания применяют методы закачки проппанта различных фракций. Примером такой технологии может служить закачка основного объема песка или среднепрочного проппанта типа 20/40 с последующей закачкой средне- или высокопрочного проппанта типа 16/20 или 12/20 в количестве 10...40 % общего объема. При этом достигаются следующие цели:

• крепление трещины высокопрочным проппантом в окрестности скважины, где напряжение сжатия наиболее высокое;

• снижение стоимости операции, так как керамические проппанты в 2...4 раза дороже песка;

• создание наибольшей проводимости трещины в окрестности забоя, где скорость фильтрации флюида максимальная;

• предотвращение выноса проппанта в скважину, обеспечиваемое специальным подбором разницы в размерах зерен основного и заканчивающего трещину проппантов, при котором зерна меньшего размера задерживаются на границе между проппантами; 

• блокирование тонкозернистым песком естественных микротрещин, ответвляющихся от основной, а также конца трещины в пласте, что снижает потери жидкости разрыва и улучшает проводимость трещины.
Требования, предъявляемые к жидкости гидроразрыва.

Установив схему гидроразрыва, выбирают жидкость разрыва и жидкость для транспортирования расклинивающего материала. 

Основные требования к жидкостям разрыва и жидкостям-песконосителям:

· хорошие очищающие свойства для обеспечения максимальной проводимости трещины;

· слабая фильтруемость через поверхности образования трещин;

· высокая вязкость, которая обеспечит способность удерживать частицы пропанта во взвешенном состоянии;

· низкое давление трения, что способствует высокой скорости закачки;

· доступность и невысокая стоимость;

· высокая плотность для снижения давления ГРП;

· способность к утилизации.

При закачке в трещину жидкости-песконосителя часть ее фильтруется в скелет породы. При этом из жидкости выделяется загуститель и добавки для снижения показателя фильтрации. Эти отделяющиеся компоненты осаждаются на поверхности трещины, концентрируются в процессе фильтрации и образуют малопроницаемый покровный слой , называемый фильтрационной коркой. Фильтрационная корка может минимизировать водоотдачу и способствовать распространению трещины вглубь пласта. Однако, когда трещина смыкается, часть фильтрационной корки вдавливается в поры пласта, а остальная часть закупоривает каналы течения в расклинивающем агенте вблизи поверхности трещины. Все это приводит к снижению пропускной способности трещины.

  Выбор жидкости гидроразрыва – это первоочередная задача. При этом необходимо учесть еще и тип расклинивающего агента и его концентрацию. Технология ГРП предусматривает приготовление жидкости  разрыва путем смешивания специальных химических добавок (загустителя, реагента, для снижения показателя фильтрации и т.д.). 

Существуют следующие типы жидкостей ГРП:

· на водной основе (линейные гели, сшитые гели );

· на нефтяной основе;

· многофазные или пенистые жидкости (пены, СО2, бинарные пены);

· поверхностно-активные вещества;

· на спиртовой основе и др. 

Наибольшее применение получили жидкости гидроразрыва на водной основе. Преимущества жидкостей на водной основе:

· небольшая по сравнению с другими жидкостями стоимость;

· создание большего гидростатического эффекта;

· не взрывоопасны;

· легкодоступны;

· легче контролируются и загущаются.

В качестве полимеров применяют высокомолекулярные полиакриламиды и другие полимеры. Присадка полимеров в водную фазу зависит от их структуры и молекулярной массы. Содержание полимеров в растворе составляет 0,01–1 % от массы водной фазы.

Основные компоненты жидкости на водной основе: вода, загеливающий агент полимер (гуар), сшивающий реагент (для увеличения вязкости ), брейкер (для превращения геля в невязкую систему), пеногасители, бактерициды ( бактерии, растворенные в гуаре),  ПАВ. 

Гуар – это полимер с длинной полимерной цепью, составленной из манозной сахарозы и галактозы, называемыми полисахаридами. В контакте с водой частицы гуара намокают и разбухают, вязкость системы при этом существенно возрастает, таким образом получают линейный гель. При добавлении в систему сшивателя вязкость возрастает еще больше. В качестве сшивателя применяют растворы бората, циркония или титана. Брейкеры, добавляемые в жидкость ГРП, предназначены для разбивания полимерных цепочек, разрушения жидкости и предотвращения снижения проницаемости трещины. Кроме того применяются различные добавки для предотвращения потерь жидкости, которые снижают фильтрацию жидкости-носителя в пласт и предотвращают выпадение песка.

Типичные добавки для жидкостей ГРП : 

· Демпферы (для понижения pH).

· Сшиватели (бораты, органометаллические. Например, L 10).

· Эмульгаторы.

· Добавки для предотвращения пенообразования.(D 47).

· Полимеры (J800, J801).

· Бактерициды ( для предотвращения процесса размножения бактерий, М 275, M76).

· Брейкеры (для разрушения полимера и снижения вязкости жидкости гидроразрыва J318, J466).

· Стабилизаторы глин (2 % KCl M117, L55, L237)

· Добавки против потерь жидкости (J 418, J84, J168).

· Добавки, снижающие трение. 
· Стабилизаторы температур (J353, J450 ).

· Поверхностно-активные вещества (F75N, U66 ).  

· Добавки, предотвращающие образование эмульсий (W35, W54 ).

· PropNet (для предотвращения выноса проппанта).

Свойства жидкости ГРП.

Вязкость. Вязкость жидкости разрыва в очень большой степени влияет на то, как жидкость поглощается породой пласта: густой жидкости теряется меньше, чем невязкой. По характеру зависимости между напряжением сдвига и течением жидкости подразделяют на ньютоновские, неньютоновские, подчиняющиеся степенному закону, сверхкритические. Более вязкие жидкости (полимерсшитые жидкости) образуют с  проппантом  почти  идеальную  суспензию, что позволяет заполнить проппантом весь объем трещины. 

Эффективность. Величина эффективность жидкости ГРП показывает какой объем жидкости поглощается пластом по отношению к количеству жидкости, создающему трещину. Чем ниже потери жидкости, тем выше ее эффективность, т.к. исключается вероятность быстрого смыкания трещины, однако, при этом должна быть обеспечена необходимая концентрация проппанта.

Коэффициент фильтруемости. К.Ф. применяется для количественной характеристики потерь жидкости, учитывает свойства породы  пласта, свойства жидкости и параметры жидкости разрыва.

Подготовительные работы при ГРП.

Гидроразрыву пласта предшествует большой объем подготовительных работ, связанных с изучением геолого-промысловых материалов, исследованием скважины и обследованием ее технического состояния, а также по технико-технологическому обеспечению процесса.

Сбор и анализ первичной информации заключается в обработке следующих данных: 

· геолого-физические свойства пласта (проницаемость, пористость, насыщенность, пластовое давление, положение газонефтяного и водонефтяного контактов, петрография пород);

· характеристики геометрии и ориентации трещины (минимальное горизонтальное напряжение, модуль Юнга, вязкость и плотность жидкости разрыва, коэффициент Пуассона, сжимаемость породы и т.п.);

· свойства жидкости разрыва и проппанта, геолого-физические свойства пласта (проницаемость, пористость, насыщенность, пластовое давление, положение газонефтяного и водонефтяного контактов, петрография пород);

· характеристики геометрии и ориентации трещины (минимальное горизонтальное напряжение, модуль Юнга, вязкость и плотность жидкости разрыва, коэффициент Пуассона, сжимаемость породы и т.п.);

· свойства жидкости разрыва и проппанта.

Основными источниками информации являются геологические, геофизические и петрофизические исследования, лабораторный анализ керна, а также результаты промыслового эксперимента, заключающегося в проведении микро- и мини-гидроразрывов.

Подготовка  и проведение успешного ГРП связаны с оптимальным выбором и учетом таких факторов, как:

· расчет количества жидкости разрыва и проппанта, необходимых для создания трещины требуемых размеров и проводимости;

· использование техники для определения оптимальных параметров нагнетания с учетом характеристик проппанта и технологических ограничений;

· применение комплексного алгоритма, позволяющего оптимизировать геометрические параметры и проводимость трещины с учетом продуктивности пласта и системы расстановки скважин, обеспечивающий баланс между фильтрационными характеристиками пласта и трещины, и основанного на критерии максимизации прибыли от обработки скважины.

Перечень технологических операций, проводимых перед ГРП:

· подготовка кустовой площадки для размещения оборудования;

· монтаж геофизического оборудования;

· извлечение подземного насосного оборудования из скважины;

· шаблонирование, скреперование, промывка скважины, отбивка забоя;

· перфорация;

· установка пакера;

· обвязка устья скважины и расстановка оборудования для ГРП.
Производство ГРП.

Закачка подушки.
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Для выхода на расчетную скорость закачки (образование трещины разрыва) используется только одна насосная установка. Работа производится на низшей передаче, при холостых оборотах. Остальные насосные установки включаются после подтверждения отсутствия препятствий движению в наземных трубопроводах и в скважине. Важное условие – быстрое увеличение скорости закачки до указанной в плане работ без превышения максимально допустимого рабочего давления. После выхода на плановую скорость закачки необходимо произвести корректировку показаний расходомера в соответствии с фактическим расходом жидкости, определяемым по механическим указателям уровня на булитах ГРП. Как правило, эта корректировка должна проводиться во время закачки первых 5–7 м3 подушки после выхода на расчетную скорость закачки. После корректировки показаний расходомера необходимо скорректировать скорость подачи сшивателя для обеспечения плановой концентрации.
Закачка проппанта.

Регулирование концентрации проппанта производится за счет степени открытия заслонок подачи проппанта на смесительном агрегате. Контроль за концентрацией проппанта осуществляется с помощью плотномера. Увеличение концентрации проппанта производится в соответствии с Планом работ. Наличие в проппанте смерзшихся комков, влаги, посторонних материалов не допускается. По окончании ГРП необходимо определить фактическое количество закачанного в скважину проппанта по фактическому остатку проппанта в бункерах песковоза.

Продавка.

Объем продавки должен рассчитываться перед началом ГРП на основании данных о фактической глубине посадки пакера. Объем продавки определяется по суммирующему дисплею расходомера. В случае отказа расходомера допускается измерение объема продавки по секундомеру в соответствии со скоростью закачки – отклонения в этом случае не должны превышать 2 сек. По окончании процесса фактический объем продавки определяется по фактическому остатку жидкости в булите.

Подъем пакера.

Основные требования:

· наличие исправных приборов контроля и слежения за параметрами выполнения СПО ( измерение веса колонны НКТ и т.д.).

· контролировать вес колонны НКТ.

· не превышать максимально допустимую нагрузку на НКТ 89 мм.

· не превышать грузоподъемность подъемника на 80 %.  

Подъем пакера – это стандартная операция по подъему пакеров за исключением случаев, когда ГРП прошел с осложнениями и в НКТ оставлен проппант. В этом случае устье переоборудуется по специальной схеме и вымыв проппанта осуществляется с помощью НКТ диаметром 48 мм спускаемых внутрь 89 мм НКТ. 

Показателем того, что пакер сорван, является следующее:

· резкое падение уровня жидкости в затрубном пространстве.

· увеличение скорости выхода жидкости из НКТ.

В случае возникновения каких-либо осложнений необходимо вмешательство оператора по пакерам.

При срыве пакера возможно возникновение такой проблемы как оставление песка внутри и снаружи НКТ. В этом случае рекомендуется производить следующие работы:

· головку ГРП разгрузить на колонный фланец;

· промыть пакер и проработать колонну обратной промывкой через перепускной клапан;

· если пакер не удалось сорвать, совместно с НГДУ готовятся ловильные работы по извлечению пакера.

Если пакер не удается сорвать из-за оставления в НКТ большого количества проппанта, проводятся работы по спуску внутрь 89 мм НКТ труб диаметром 48 мм и промывка песчаной пробки по регламенту Шлюмберже. Перед подъемом пакера сделать один цикл циркуляции при помощи жидкости глушения. Поднимать, не допуская поршневания, соблюдать меры предосторожности.

Схема расстановки оборудования при ГРП.

Виды ГРП:

· Однократный – ГРП на всех перфорированных пластах одновременно.

· Направленный – ГРП на выбранных пластах или пропластках.

· Многократный – последовательный ГРП на выбранных пластах и пропластках.

В зависимости от вида воздействия выбирают технологическую схему процесса, рабочие жидкости и расклинивающий агент. На основании опытных данных обычно используют 10–40 м3 жидкости-разрыва. Объем продавочной жидкости равен объему обсадной колонны и труб, по которым проводится закачка в пласт жидкости-песконосителя. Концентрация песка устанавливается в пределах                       0–1200 кг/м3. Минимальный расход закачки жидкости должен составлять не менее 2 м3/мин.
Техника ГРП.
Производству гидроразрыва предшествует подготовка жидкости ГРП на кусте скважин. Для этого используется специальная техника : песковоз, емкость, блендер. Управление процессом ГРП осуществляется с компьютеризированной станции управления. В случае аварии защитное устройство автоматически отключает насосы, обратные клапана обвязки закрывают обратное течение жидкости у скважины и перед каждым насосным агрегатов. Сброс давления производится в вакуумную установку, входящую в комплект оборудования ГРП и постоянно включенную в обвязку. Эта же вакуумная установка собирает остатки жидкости в обвязке и насосах после ГРП, с целью исключения проливов на почву при демонтаже линий. Сброс давления из затрубного пространства производится в емкость ЦА, постоянно подключенной к устью скважины. 
Технология проведения  ГРП.

Гидроразрыв может производиться с пакером, установленным на 30–50 м выше интервала перфорации и без пакера. В последнем случае возможно производить закачку жидкости разрыва через НКТ и без использования НКТ, если обсадная колонна обладает достаточным запасом прочности. Преимущество безпакерного ГРП в том, что по величине затрубного давления можно контролировать давление создаваемое на забое скважины. При производстве гидроразрыва с использованием пакера в затрубном пространстве создается давление около 50 Атм для более прочной посадки пакера. 

Создание трещины ГРП начинается с закачки буферной жидкости. Для расчета давления на устье скважины применяется градиент давления равный 13–15 кПа на 1 м ствола скважины. Количество насосных агрегатов определяется из условий обеспечения необходимой мощности гидроразрыва :
 ННР = ( Q . Р ) / 0,44,                                   (8.2.6.)

где Q – скорость закачки, м3/мин,  Р – давление закачки, Атм.
Для того, чтобы обеспечить непрерывность процесса ГРП и избежать возникновения непредвиденных ситуаций количество агрегатов, находящихся на кусту во время ГРП удваивается. Количество линий гидроразрыва рассчитывается, исходя из скорости закачки, определенной дизайном ГРП. Обычно монтируется только одна линия. Объем проппанта, предназначенного для закачки в трещину, определяет количество блендеров. Количество песковозов зависит от объема работ.

Средняя скорость закачки жидкости гидроразрыва обычно равна            2 м3/мин, средняя концентрация проппанта составляет 600 кг/м3. С момента начала закачки концентрация проппанта постепенно изменяется от 0 до 1200, кг/м3 для достижения более равномерной упаковки частиц проппанта в трещине. На месторождениях ОАО “Томскнефть” в качестве расклинивающего агента применяется керамический проппант российского производства средней твердости (плотность 3,2 г/см3), стоимостью 650 долл/т.
После окончания закачки жидкости разрыва производят закачку продавочной жидкости в объеме спущенной в скважину колонны НКТ. Средний объем жидкости гидроразрыва для одной скважины составляет 40–80 м3. Жидкость ГРП готовят таким образом, чтобы действие брейкера и разрушение цепочек полимера начиналось примерно через                  1–4 часа после окончания закачки.

Если после ГРП не происходит фонтанирование скважины, то принимаются меры по вызову притока жидкости из пласта. Это может быть замена жидкости на более легкую, свабирование, спуск “насоса-жертвы” и т.д.

8.3.  Зарезки боковых стволов.
Новые технологии и стратегия промысло​вых сервисных работ, созданные в течение последнего десятилетия, способствовали тому, что наиболее предприимчивые добы​вающие компании пришли к общему мне​нию о необходимости дать новую жизнь старым скважинам. Сейчас, когда «ожив​ление» месторождений с падающей добычей является главным направлением деятельно​сти нефтегазодобывающих компаний, необ​ходимы дополнительные усилия для отбора наиболее рациональных технических реше​ний. Конечной целью любых «улучшаю​щих» проектов является оптимизация до​бычи и экономических показателей, и сервисные компании принимают самое ак​тивное участие в достижении этой цели (рис.8.3.1.).
Основные геологические критерии  выбора первоочередных объектов разработки для бурения дополнительных стволов: 

· низкопроницаемые, неоднородные и терригенные коллекторы малой толщины; 
· слоистые пласты, в которых важно обеспечить увеличение степени охвата коллектора; 
· нефтяные, нефтегазовые и водонефтяные залежи малой толщины и площадью распространения; 
· месторождения углеводородов на территориях с ограниченной возможностью ведения буровых работ; 

· недонасыщенные коллектора; 

· пласты с малым диапазоном междупластовым давлением и давлением насыщения.
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Также следует выделить следующие элементы объектов разработки для бурения боковых стволов: 
· разбуренные, заводнённые зоны разрабатываемых объектов с целью восстановления сетки скважин; 
· краевые участки залежей новых и разрабатываемых объектов; 
· из полностью выработанных зон в зоны с минимальными нефтенасыщенными толщинами на разрабатываемых объектах; 
· неразрабатываемые выше (ниже) лежащие неосновные объекты или объекты возврата.

Выделяются следующие группы скважин, на которых рекомендуется применение данной технологии: 
· «сухие» (попавшие в воду) скважины на вновь разрабатываемых месторождениях;
· аварийные, законсервированные, малодебитные скважины на разрабатываемых месторождениях. 
Реализация данной технологии позволяет: 
·  увеличить конечный коэффициент нефтеотдачи пластов за счёт восстановления (уплотнения) сетки скважин на любой стадии разработки; 
· вовлечь в разработку недренируемые ранее, заводнённые, водонефтяные и подгазовые зоны залежей нефти; 
· увеличить или приостановить темпы снижения добычи нефти; 
· сократить расход финансовых и материальных ресурсов; 
· существенно уменьшить расходы на экологические мероприятия; 
· увеличить отчисления в бюджеты разных уровней, сохранить рабочие места; 
· подтвердить инвестиционную привлекательность разработки месторождения на любой стадии.

Во многих случаях применение тради​ционных технологий и технических средств может оказаться неэффективным или не​целесообразным. В старых скважинах бу​рение боковых стволов можно считать наи​лучшим техническим решением, если есть надежное обоснование эффективности вскрытия продуктивной зоны наклонным или горизонтальным стволом. Бу​рение боковых стволов из существующих скважин дешевле, чем строительство но​вых скважин. Кроме того, траектория бо​кового ствола проходит вблизи старой скважины, где продуктивная зона уже оха​рактеризована керновыми и каротажными данными, а также результатами испытания и эксплуатации пластов.
Способы бурения боковых стволов.
Большинство боковых стволов из старых скважин бурят с длинным (более 150 м) или средним (60–150 м) радиусами кри​визны, используя обычные бурильные тру​бы. Однако наметилась тенденция увеличе​ния числа боковых стволов с малым радиусом кривизны                (12–30 м). Для буре​ния ответвлений с коротким радиусом кри​визны необходи[image: image65.jpg]


мы КНБК с шарнирными элементами. Эти боковые стволы особенно эффективны в устойчивых породах, где можно обойтись без спуска обсадных труб и дополнительного внутрискважинного оборудования для заканчивания. Техничес​кие средства бурения по короткому радиу​су требуют меньшей протяженности ис​кривленной части ствола скважины, как при работе с обычными, так и с гибкими трубами. Это позволяет забуриваться ниже внутрискважинного оборудования или раз​мещать как криволинейный, так и горизон​тальный участки ответвления в продуктив​ном пласте, чтобы избежать проблем, связанных с вышележащими породами.
Растет популярность многоствольных новых скважин, когда из основного ствола скважины бурят несколько горизонталь​ных боковых стволов. Эта технология поз​воляет уменьшить число скважин на мес​торождении и сделать экономически эффективной разработку мелких место​рождений. Уменьшение числа скважин значительно снижает затраты на оборудо​вание устьев и вывод стояков на поверх​ность при подводном заканчивании мор​ских скважин. С точки зрения геометрии, многоствольная скважина может просто иметь два противоположно направленных ответвления в одном продуктивном пласте для улучшения условий вскрытия, или ответвления имеют форму кисти, что позволяет вскрыть несколько пластов, расположенных на разных уровнях мно​гопластового месторождения. Многост​вольная конфигурация может приме​няться в одном пласте, чтобы увеличить площадь дренажа несколькими парал​лельными или расходящимися веерооб​разно боковыми стволами.
Технология бурения боковых стволов.
Подготовка скважины к бурению боковых стволов включает такие работы, как: 

· монтаж установки для капитального ремонта, 
· подъем НКТ с внутрискважинным обору​дованием, 
· установка цементного моста в зоне перфо​рации, 
· ка​ротаж для оценки состояния обсадной ко​лонны и привязки к геологическому раз​резу за колонной. 
В зависимости от условий и конструкции скважины, воз​можны несколько вариантов проведения работ: от забуривания в открытом стволе до бурения из обсадной колонны через бо​ковое окно, вырезанное фрезерами, опирающимися на клин (уипсток), или из искусственно​го интервала открытого ствола, созданно​го фрезерованием всего поперечного сече​ния обсадной колонны. 
Бурению боковых стволов обычно пред​шествует спуск гироскопического инклинометра и каротажных приборов для уточне​ния пространственного положения обсадной колонны и эксплуатационного объекта. На основе этой информации выбирается глубина фрезерования обсад​ной колонны и забуривания бокового ство​ла. В выбранном интервале проводится цементометрия (АКЦ), и если цементное кольцо за колонной плохого качества, то после фре​зерования старый цемент из открытого ин​тервала удаляют раздвижным расширите​лем, который заодно увеличивает диаметр скважины.
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Если при забуривании из вертикального ствола ориентирование отклонителя вы​полняется с помощью магнетометра, то освобождают от обсадной колонны интер​вал порядка 18 м (рис. 8.3.4). Длина фрезеруе​мого участка может быть уменьшена, если для ориентирования КНБК используется гироскопический компас. Участок откры​того ствола скважины перекрывают проч​ным цементным мостом. Чтобы избежать магнитных помех, мост разбуривают до глубины на 6 м выше подошвы открытого интервала. Недостатком метода фрезеро​вания обсадных труб по всему сечению яв​ляются повышенные требования к прочно​сти цементного моста для забуривания и трудности поиска головы нижней секции обсадной колонны, если туда потребуется войти после бурения бокового ствола. Во многих случаях механическая скорость бурения ограничивается условиями выноса шлама из скважины, а для горизонтально​го участка проблема выноса шлама стано​вится еще сложнее. Конструкция совре​менных инструментов для фрезерования предусматривает образование мелкой, не формирующей клубков стружки, легко удаляемой из скважины. При фрезеровании предпочтительней промывать скважину полимерными, а не глинистыми буровыми растворами. Растворы на углеводородной основе вообще не рекомендуется применять для фрезерования.
Альтернативой фрезерованию всего по​перечного сечения труб является выреза​ние окон в обсадной колонне. Это требует установки ориентированного уипстока и фрезерования окна в несколько этапов (рис. 8.3.5.). После того, как уипсток установ​лен в нужном направлении, срезается шпилька, соединяющая его с фрезером.
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Первого этапа. Начинают вращать буриль​ную колонну, и твердосплавные резцы на​конечника фрезера врезаются в стенку об​садной колонны. На следующем этапе окно в колонне прорезается специальным долотом, которое отжимается наклонной плоскостью уипстока в сторону стенки об​садной колонны и породы за нею. Окно расширяют и выравнивают его края с по​мощью конического фрезера, над которым прямо под УБТ устанавливают один или два фрезера эллипсоидной формы.
В сравнении с вырезанием окон фрезе​рование обсадной колонны по всему попе​речному сечению имеет ряд преимуществ: исключается необходимость использова​ния гироскопического компаса, имеется возможность начинать набор кривизны ближе к объекту эксплуатации, фрезеро​вание можно выполнить за одно долбле​ние. С другой стороны, при вырезании окон используется уипсток, обеспечивающий принудительное отклонение, но требую​щий нескольких спусков гироскопического компаса для ориентирования уипстока и КНБК. Кроме того, вырезание окон требу​ет нескольких долблений различными инструментами.
Бурение с коротким радиусом кривизны.
Скважины с коротким радиусом кривизны бурят для того, чтобы избежать проблем в вышележащих пластах, которые при​шлось бы перекрывать хвостовиком, или когда приходится забуриваться ниже спу​щенного в скважину оборудования, напри​мер, из-под башмака обсадной колонны. В некоторых пластах криволинейный и го​ризонтальный участки можно полностью разместить в продуктивной зоне, не вскры​вая глинистых пропластков и снижая риск прихвата труб.
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Искривленный участок бурят специаль​ными КНБК  (рис.8.3.6.) для короткого радиуса кривизны. Такая КНБК включает долото, шарнирный забойный двигатель, немагнитную УБТ уменьшенной жесткости и те​леметрическую систему. Высокопрочные бурильные трубы располагаются непо​средственно над КНБК, что делает более безопасным прохождение колонны через криволинейный участок скважины. В вер​тикальной части скважины используются бурильные трубы обычной прочности.

При бурении скважин с длинным и сред​ним радиусом кривизны интенсивность ис​кривления определяется тремя элемента​ми КНБК, находящимися в контакте со стенками скважины: долотом, наддолотным стабилизатором и первым стабилиза​тором над забойным двигателем. При ис​кривлении по короткому радиусу все элементы, контактирующие со стенками скважины должны быть расположены ни​же шарнира забойного двигателя. Этот шарнир, не влияя на интенсивность искрив​ления, обеспечивает проходимость двигате​ля через участки скважины с большой кривизной. Конструкция шарниров рассчи​тана на бурение с вращением бурильной ко​лонны. По усмотрению оператора и в зави​симости от проходимых пород, для бурения могут быть использованы шарошечные или алмазно-твердосплавные долота.
Применение гибких труб (рис.8.3.7.).
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Использование гибких труб является одной из новых технологий при бурении боковых стволов. Этот способ особенно привлекателен при высокой стоимости мо​билизации буровой установки. Наиболее эффективным применением гибких труб является бурение боковых стволов сквозь НКТ с поддержанием режима депрессии в скважине. Гибкие трубы позволяют опера​тивнее контролировать состояние скважин с низкими пластовыми давлениями. Отпа​дает необходимость подъема труб и глуше​ния скважины, что повышает привлека​тельность технологии.
Системы для забуривания нескольких боковых стволов.
При многоствольном бурении несколько горизонтальных стволов размещаются в одном или нескольких продуктивных плас​тах. Улучшение условий вскрытия пласта и снижение стоимости строительст​ва за счет использования наземного обо​рудования и ствола уже существующей скважины делают многоствольное буре​ние боковых стволов привлекательной технологией. Независимо от числа боко​вых стволов стоимость подготовительных работ и существующей скважины оста[image: image70.jpg]BBHYUBLBLAHIBH
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ются неизменными. Таким образом затраты на строительство одного ответвления в многоствольной скважине меньше, чем в скважине с одним боковым стволом. По​вышается эффективность использования устьевых ячеек морской донной плиты и экономится стоимость бурения интервала, который уже вскрыт существующей сква​жиной. Боковыми стволами можно вскрыть новые ранее не вскрытые залежи, и дебит, приходящийся на одну ячейку, возрастет.

Заканчивание многоствольных скважин.
Существует три основных способа заканчи​вания многоствольных скважин (рис. 8.3.8.). Ответвления можно оставить необсаженными, их можно обсадить колоннами труб и проперфорировать, или можно закончить скважину с использованием забойных фильтров различ​ных типов.
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В коллекторах, сложенных мягкими по​родами с первичной проницаемостью, не​обходимо применение щелевых фильтров, гравийных набивок и надежного соедине​ния каждого ответвления с основным стволом. Соединения должны быть герме​тичными, обеспечивающими изоляцию бо​ковых стволов. Кроме того, в течение продолжительного периода  эксплуатации скважины может возникнуть необходи​мость селективного доступа в каждый бо​ковой ствол. Необходимо обеспечить на​дежный контроль за состоянием каждого бокового ствола, чтобы избежать ухудше​ния всей разветвленной системы в случае истощения одного из боковых стволов или прорыва в него воды или газа.

Расчет оптимального профиля дополнительного ствола на                плоскости из интервала стабилизации основного ствола скважины
Общие требования.

Траектории всех дополнительных стволов практически можно свести к трем основным типам: прямолинейным; криволинейным и комбинированным. В конкретных геолого-технических условиях бурения, возможно различное их сочетание.

При проектировании профиля дополнительного ствола необходимо решить следующие задачи: выбрать тип профиля, рассчитать параметры профиля дополнительного ствола или стволов и построить профиль многоствольной скважины на геологическом разрезе.

Общие требования к технологии бурения дополнительного ствола или стволов, формулируются следующим образом. 

1. Скважина в интервале забуривания дополнительного ствола, должна быть закреплена одной колонной обсадных труб.

2. Максимальная интенсивность искривления оси скважины выше интервала забуривания должны составлять не более 2–3 градусов на 10 метров.

3. Вероятность выбросов нефти и газа при забуривании дополнительного ствола, должна быть минимальной. 

4. Проектная длина дополнительного ствола должна не менее чем в два раза превышать величину горизонтального смещения  нового забоя от забоя бездействующей эксплуатационной скважины.  

5. Вырезаемое “окно” либо участок эксплуатационной колонны должны находиться в зоне цементного кольца на возможно большей глубине, чтобы максимально использовать  эксплуатационную колонну и сократить длину второго ствола. 

6. Прорезать “окно” следует в интервале между двумя муфтами обсадной трубы (чтобы облегчить этот процесс и не нарушать прочность эксплуатационной колонны). 

7. Зарезка дополнительного ствола должна осуществляется в интервале залегания сравнительно твердых пород или глин, так как вскрытие окна против слабосцементированных песков и песчаников, может привести к осыпанию пород, а против крепких и перемежающихся – к тому, что дополнительный ствол не  будет отходить от основного и буриться рядом с ним. 

8. В случае, если скважина не эксплуатируется по причине аварии, то бурение дополнительного ствола должно осуществляться выше интервала аварии на 40–60 метров. 

9. При применении клина в качестве отклонителя, для обеспечения возможности его ориентирования, необходимо, чтобы зенитный угол основного ствола скважины составлял не менее 5 градусов.

Эффективность бурения дополнительных стволов зависит от глубины его заложения в эксплуатационной колонне основного ствола скважины, от угла отклонения и от его кривизны. При этом следует иметь ввиду, что увеличение глубины заложения дополнительного ствола не всегда приводит к существенному уменьшению его длины, но обязательно вызывает увеличение кривизны. Необходимо так же учитывать границы проводки дополнительного ствола в эксплуатационной колонне основного: верхней – экономической, при которой стоимость бурения дополнительного ствола не  превышает стоимости бурения новой скважины и нижней – технической возможностью применяемого оборудования. 

Допустимая интенсивность искривления на криволинейных участках дополнительного ствола определяется следующими факторами:  

1. Минимальный радиус кривизны (Rдmin) с учетом условий проходимости инструмента и оборудования  находится по формуле:                                                             
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где L – длина спускаемого инструмента, м; d – наружный диаметр спускаемого инструмента, м; D – диаметр скважины или внутренний диаметр соответствующей обсадной колонны в зависимости от исходных условий расчета, м; к – необходимый зазор между стенками скважины и спускаемым инструментом, м.

2. Для нормальной эксплуатации бурильных и обсадных колонн  значение радиуса  кривизны должно быть не меньше вычисленного по следующей формуле: 
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где Е – модуль упругости, кН/м2; d – наружный диаметр бурильных или обсадных труб, м; [(т] – предел текучести  материала труб, кН/м2. 

3. При спуске забойного двигателя через искривленные участки ствола скважины напряжения, возникающие в корпусе забойного двигателя, не должны превышать предела текучести. Значения минимальных радиусов кривизны, исходя из данного условия, следует определять из выражения   
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где  Lзд – длина забойного двигателя, м; Дд – диаметр долота, м;  dзд – диаметр забойного двигателя, м; к – значение технологического зазора, выбираемое исходя из конкретных условий бурения.

4. Значение радиуса кривизны ствола скважины в зависимости от допустимого нормального давления замков на горную породу рассчитывается по формуле                                   
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где  P –  осевое  усилие,   действующее   на   бурильные   трубы,   кН;          Q – допустимое нормальное  усилие замка на горную породу, кН; 12,5 –длина бурильной трубы, м.

После проведения расчетов по формулам (8.3.1) – (8.3.4) для проектирования за исходное принимается наибольшее значение  допустимого радиуса искривления.

Поскольку самый распространенный тип профиля основного ствола – четырехинтервальный, включающий четыре участка: вертикальный, участок набора зенитного угла, участок стабилизации и участок уменьшения зенитного угла, зарезка дополнительного ствола наиболее вероятна  на участке стабилизации или уменьшения зенитного угла основного ствола. 

Вскрываемые нефтяные пласты расположены горизонтально к рассматриваемой плоскости, поэтому при проектировании дополнительного горизонтального ствола угол входа в пласт рассчитывается по формуле
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где h – глубина от кровли продуктивного пласта до начала горизонтального участка, м; R – радиус искривления дополнительного ствола на участке набора угла, м.
Методика расчета  профиля дополнительного ствола. 

Для выбора  оптимального по стоимости профиля дополнительного ствола, необходимо рассчитать каждый из возможных вариантов его бурения, а затем  реализовывать наиболее экономичный из них с учетом геолого-технических условий бурения.

При проектировании дополнительного ствола следует также учитывать, что в случае, когда  дополнительный ствол бурится с набором зенитного угла, то он состоит только из криволинейного участка, интенсивность искривления которого определяется из выражения 
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где Rд –  радиус искривления этого участка, м
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или                                       
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где Lкр – длина криволинейного участка, м; ( – общий угол искусственного искривления, град. 
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где (н, (к – соответственно начальный и конечный зенитные углы  дополнительного ствола,  град.

Горизонтальная (Sд) и вертикальная (hд) проекции криволинейного участка   определяются  из выражений

                             
[image: image13.wmf](

)

к

н

д

д

R

S

q

q

cos

cos

-

×

=

,                             (8.3.10)   

                               
[image: image14.wmf](

)

н

к

д

д

R

h

q

q

sin

sin

-

×

=

,
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Проектирование дополнительного ствола  из интервала стабилизации зенитного угла основного ствола скважины.

1. Порядок расчета стоимости бурения дополнительного ствола с постоянными набором зенитного угла и радиусом искривления (рис. 8.3.10, а) Для наклонно направленного дополнительного ствола.
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Определяется угол входа дополнительного ствола из уравнения

                                                                                                         (8.3.12)

где S1 –  расстояние по горизонтали между точками вскрытия пласта основным и дополнительным стволами, м; Rд – радиус искривления дополнительного ствола, м; (н – начальный зенитный угол дополнительного ствола, град.

Для расчетов принимается (к>0, уравнение (8.3.12) справедливо при Rд>S1, при этом минимальный радиус искривления дополнительного ствола (Rд), находится из выражения:                         
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при (к=89 градусов.

Если таких технических средств в наличии нет, то необходимо проектировать дополнительный ствол по иной траектории.                                         

Длина дополнительного ствола находится по формуле  (8.3.8),  вертикальная проекция по формуле (11), стоимость бурения  определяется из выражения:                                                                                         
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где Смкр – стоимость бурения одного метра дополнительного ствола, тыс. руб; Lкр – длина криволинейного участка, м.

2. Порядок расчета дополнительного  ствола комбинированного типа с одним криволинейным и прямолинейным участками (рис.8.3.10, б).

Рассчитывается угол входа дополнительного ствола в продуктивный пласт по формуле
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где х определяется из выражения
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где Смкр и  Смпр – соответственно стоимость одного метра бурения криволинейного и прямолинейного участков дополнительного ствола, тыс. руб.; S1, Rд, (н – тоже, что и в выражении (12). 

Для расчета конечного зенитного угла ((к) принимается  –1 < х  < 1.

 Вертикальной проекции дополнительного ствола, находится по формуле 
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Вертикальная проекция находится из выражения:
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Длина дополнительного ствола (L) определяется из выражения 


[image: image22.wmf](

)

(

)

(

)

пр

кр

к

н

к

д

д

к

н

д

L

L

R

h

R

L

+

=

-

×

+

-

=

q

q

q

q

q

cos

/

sin

sin

01745

.

0

,     (8.3.18)
Общая стоимость бурения дополнительного ствола по данной траектории (Сдс) будет равна
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Минимальный радиус искривления  дополнительного ствола при      (к =89 градусов находится из выражения
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Далее проверяется наличие технического средства с рассчитанным радиусом искривления, если бурение осуществить возможно, то по формуле (8.3.15) определяется  длина дополнительного ствола; по формуле (8.3.19) – стоимость бурения.
Пример  расчетов.

Расчет оптимального профиля дополнительного ствола скважины, исходные данные:

- зенитный угол входа основного ствола скважины в продуктивный пласт: (н = 30 градуса;

- расстояние между точкой вскрытия пласта основным и дополнительными стволами, отход основного ствола от дополнительного:                 S1 = 250 метров;

- минимальный радиус искривления дополнительного ствола с учетом отхода основного ствола от дополнительного и имеющихся в наличии технических средств ( комплекс для бурения дополнительных стволов применяемый в ОАО «Томскнефть» Кардвел, который позволяет производить бурение дополнительного ствола со следующими радиусами искривления: 62, 144, 190, 280, 340, 385, 450, 525, 590, 630 метров): из условия,  что радиус искривления должен быть больше чем отход основного ствола от дополнительного, принимаем минимальный Rд = 385 метров;

- стоимость бурения дополнительного ствола на криволинейном участке: Смкр = 10000 рублей за метр;

- стоимость бурения дополнительного ствола на прямолинейном участке: Смпр = 8900 рублей за метр в ценах 1997 года.
Проектирование криволинейного дополнительного ствола.

Из условия проводки дополнительного ствола без установки отклоняющего клина:

Минимальный радиус искривления (формула 8.3.13) составляет      524 метра, принимаем с учетом имеющихся технических средств               Rд = 525 метров. При этом оптимальный с экономической точки зрения угол входа дополнительного ствола в продуктивный пласт рассчитывался по формуле (8.3.12) и составляет (к = 84 градуса. Длина дополнительного ствола была найдена из выражения (8.3.8) и составляет 494,7 метра, вертикальная проекция дополнительного ствола (формула 8.3.11) равна 259,6 метра, горизонтальная проекция (формула 8.13.10) 400 метров. Стоимость бурения определялась по формуле (8.3.13) и составляет Сб = 9894,15 тыс. рублей. По данным инклинометрии основного ствола скважины и по результатам расчетов проекции дополнительного ствола выясняется место зарезки дополнительного ствола в эксплуатационной колонне основного. 

[image: image74.emf]В случае установки отклоняющего клина, начальный зенитный угол дополнительного ствола составит (н = 33 градуса (угол скоса ложка клина зависит от диаметра отбуриваемого ствола, жесткости используемых бурильных труб, способа крепления дополнительного ствола и поэтому будет меняться в зависимости от конкретных условий Ориентировочно этот угол равен 2–4 градуса.). 

Минимальный радиус искривления (формула 8.3.13) составляет 565 метров, принимаем с учетом имеющихся технических средств Rд = 590 метров. При этом оптимальный с экономической точки зрения угол входа дополнительного ствола в продуктивный пласт рассчитывался по формуле (8.3.12) и составляет (к = 83 градуса. Длина дополнительного ствола была найдена из выражения (8.3.8) и составляет 514,8 метра, вертикальная проекция дополнительного ствола (формула 8.3.11) равна 264 метра, горизонтальная проекция (формула 8.3.10) 421,5 метров. Стоимость бурения определялась по формуле (8.3.13) и составляет                       Сб = 10281,550 тыс. рублей.
Проектирование дополнительного ствола комбинированного типа с одним криволинейным и прямолинейным участком.

Минимальный радиус искривления Rд = 62 метра. Оптимальный угол входа дополнительного ствола в продуктивный пласт равен (к = 55 градусов (формула 8.3.15). Вертикальная проекция дополнительного ствола найденная по формуле (8.3.16) равна hд = 309,7 м, Sд = 429 м (формула 8.3.17). Стоимость бурения дополнительного ствола комбинированного типа рассчитывалась по формуле (8.3.19), при этом длина дополнительного ствола по (8.3.18). Сдс = 7852,262 тыс. рублей.

При проектировании комбинированного профиля дополнительного ствола из условия установки отклоняющего клина, (н = 33 град, Rд = 62 метра, угол входа дополнительного ствола в продуктивный пласт равен (к = 50,3 градуса, вертикальная проекция дополнительного ствола hд =   491 метра,  горизонтальная проекция равна 568,9 м, его стоимость бурения Сб = 10612,8 тыс. рублей. Результаты расчетов сводим в таблицу 8.3.1., на основании которой к реализации принимается вариант комбинированного дополнительного ствола без установки отклоняющего клина, поскольку он самый дешевый. 
                                                                             Таблица 8.3.1

Результаты расчетов возможных траекторий
бурения дополнительного ствола

	 Радиус иск. доп. ствола, Rд, м. 
	(н, град.
	(к, град.
	 hд, м.
	Sд, м.
	Сб, тыс. руб.



	Криволинейный дополнительный ствол, без установки отклоняющего клина

	525
	30
	84
	259,6
	400
	9.894,15

	Криволинейный дополнительный ствол с установкой отклоняющего клина

	590
	33
	83
	264
	421,5
	10.281,550

	Комбинированный дополнительный ствол без  клина

	62
	30
	55
	309,7
	429
	7.852,262

	Комбинированный дополнительный ствол  с клином

	62
	33
	50,3
	491
	568,9
	10.612,8


9. РЕМОНТНО-ИЗОЛЯЦИОННЫЕ РАБОТЫ (РИР)
9.1. РИР, методы ликвидации негерметичности в эксплуатационных колоннах, способы тампонирования скважин.

Работы по устранению негерметичности обсадных колонн заключаются в изоляции сквозных дефектов обсадных труб и повторной герметизации их соединительных узлов (резьбовых соединений, стыковочных устройств, муфт ступенчатого цементирования). 

Повторная герметизация соединительных узлов обсадных колонн состоит в том, что ликвидируют каналы негерметичности в соединительных узлах обсадных колонн Тампонированием под давлением. Кроме того, при негерметичности резьбовых соединений обсадных колонн применяют метод довинчивания обсадных труб с устья скважины. 

Тампонирование негерметичных резьбовых соединений осадных колонн производят для ликвидации утечки жидких или газообразных флюидов из колонны через резьбовые соединения, являющиеся причиной негерметичности колонн при опрессовке и источниками межколонных про​явлений во время эксплуатации скважин. В качестве тампонирующих материалов используют фильтрующиеся полимерные составы, превращающиеся в предельном состоянии в газонепроницаемый камень (отверждающиеся составы) или гель (гелеобразующие составы). Допускается использование тампонирующих составов на основе минеральных вяжущих, фильтрат которых отверждается или образует гель.

Докрепление негерметичных резьбовых соединений эксплуатационной колонны методом довинчивания обсадных труб с устья скважины применяют в вертикальных и наклонных скважинах для ликвидации негерметичности резьбо​вых соединений эксплуатационных колонн, расположенных в свободной, т. е. незацементированной и неприхваченной части обсадной колонны не заклиненной посторонними предметами.

Ликвидация каналов негерметичности в стыковочных устройствах и муфтах ступенчатого цементирования. Если негерметичноеть стыковочного устройства или муфты ступенчатого цементирования характеризуется лишь падением давления в процессе опрессовки и непрерывная прокачка жидкости при допустимых давлениях для колонны невозможна, то каналы утечки изолируют одним из способов тампонирования под давлением. Если пропускная способность каналов негерметичности позволяет вести непрерывную закачку жидкости при допустимых для колонны давлениях, ремонтно- изоляционные работы (РИР) проводят методами, используе​мыми для изоляции сквозных дефектов обсадных колонн.

Для изоляций сквозных дефектов в обсадных колоннах используют способы замены поврежденной части колонны, тампонирования под давлением или установку труб меньшего диаметра против дефекта.

Замену поврежденной части колонны производят при следующих условиях: 

- дефектные и находящиеся выше них обсадные трубы распо​ложены в незацементированной и неприхваченной части обсадной колонны, не заклиненной посторонними предметами;

- на извлекаемых трубах не установлены элементы техноло​гической оснастки обсадных колонн (центраторы, заколонные пакеры и др.); 

- извлекаемые обсадные трубы расположены в обсаженной или не склонной к обвалам части ствола скважины; 

 - давление гидроразрыва окружающих горных пород в зоне дефекта колонны составляет менее 50 % от давления опрессовки обсадной колонны, что обусловливает неэффективность при​менения цементирования под давлением; 

- по условиям эксплуатации не допускается перекрытие де​фекта колонны трубами меньшего диаметра, уменьшающими проходное сечение колонны; 

- грузоподъемность наземных сооружений и механизмов обес​печивает подъем (спуск) извлекаемой части колонны.

Тампонирование сквозных дефектов обсадных колонн применяют в случаях, когда замена дефектной части колонны или перекрытие ее трубами меньшего диаметра не возможны по указанным причинам. При наличии нескольких дефектов в колонне последовательно тампонируют каждый дефект сверху вниз. Местоположение его можно уточнять путем поинтервальной опрессовки колонны с помощью пакера.

Перекрытие дефекта колонны трубами меньшего диаметра применяют в следующих случаях: тампонирование дефекта не обеспечивает требуемой степени герметичности обсадной колонны; колонна имеет несколько дефектов, устранение которых другими методами невозможно или экономически нецелесообразно; по условиям эксплуатации скважины допустимо перекрытие дефекта трубами меньшего диаметра, уменьшающими проход​ное сечение колонны.

Перекрытие дефекта колонны осуществляют следующими способами: спуском дополнительной колонны меньшего диаметра до за​боя или интервала перфорации; спуском летучки т. е. перекрытием дефекта трубами мень​шего диаметра, длина которых определяется протяженностью негерметичного интервала колонны; перекрытием дефекта тонкостенными металлическими пла​стырями, запрессованными в обсадную колонну (устройство Дорн).
Ремонт обсадных колонн стальными продольно-гофрированными пластырями (рис. 9.1.1). 
Сущность метода заключается в укреплении ствола скважины в месте ее повреждения 5 путем расширения и запрессовки стального пластыря 3 внутри обсадной колонны 1. 
Транспортирование, расширение и запрессовку осущест​вляют с помощью специального устройства «Дорна» 4, закрепленного на колонне насосно-компрессорных труб 2. После запрессовки пластыря образуется двухслойная труба зазоры между слоями заполнены уплотняющим составом, нанесенным на наружную поверхность пластыря. При этом проходное сечение обсадной колонны уменьшается на 6–6,5 мм. Весь процесс расширения и запрессовки происходит за один спуск инструмента в скважину.
Технология проведения ремонтно-изоляционных работ.

Общие положения.

При ремонте скважин могут использоваться различные технологии тампонирования, которые зависят от целей работ, состояния скважины,  состава пластовых вод, температуры и многих других факторов. При схожести даже многих параметров двух одинаковых скважин не бывает, поэтому следует понимать,  что ремонтно-изоляционные работы – эксклюзивно выполняемый труд, требующий высокой квалификации, четкого и слаженного их проведения, вдумчивого подхода к выполнению работ, и  иногда инженерного риска. 

[image: image75.bmp]В этой главе устанавливаются общие принципы ремонтно-изоляционных работ (РИР) при восстановлении технического состояния крепи добывающих и нагнетательных скважин. Основные положения важны для понимания процессов происходящих при РИР, помогут при составлении рабочих планов по РИР в скважинах, а также при разработке проектно-сметной документации.

Ремонтно-изоляционные работы проводятся по следующим этапам:

· Подготовка необходимой документации (план работ, анализ тампонирующего материала, рекомендации по добавкам, акт готовности спецтехники и оборудования к работе).
· Проведение исследовательских работ.
· Подготовка и завоз необходимых материалов, инструментов, труб, спец оборудования, жидкости затворения, буферных жидкостей и жидкости продавки.
· Подготовка ствола скважины.
· Подготовка и проверка работоспособности подъемного агрегата, инструмента, оборудования.
· Спуск инструмента в зону проведения РИР.
· Подготовка устья скважины к проведению РИР, расстановка спецтехники и оборудования, обвязка ее с устьем скважины, опрессовка линий, вызов  циркуляции, промывка ствола скважины.
·  Проведение РИР – закачка буфера, затворение и закачка тампонирующего агента, закачка буфера или пробки, продавка, подъем инструмента в безопасную зону, удаление остатков тампонирующего раствора промывкой – срезка, закрытие скважины, ОЗЦ.

· Составление акта на проведение операции.
Необходимая документация. 

Все работы по РИР проводятся согласно плану. План на ремонт скважины должен включать геолого-технические данные по скважине, причины и цель ремонта, состояние ее ствола к моменту ремонта, перечень намеченных мероприятий, описание технологического цикла ремонтных работ с указанием количественных величин параметров операций, а также ответственных исполнителей каждой технологической операции. План составляется технологической службой, утверждается главным инженером, главным геологом предприятия и согласовывается с главным инженером и главным геологом нефтедобывающего предприятия.

Обязательно необходимо провести анализ тампонирующих материалов на сроки загустевания схватывания, при необходимости провести подбор рецептов для увеличения или снижения сроков схватывания, вязкости и др. параметров. В анализе должны быть рекомендации по сроку ожидания затвердевания цемента ОЗЦ.

После проведения работ, качество которых оценивается в соответствии с правилами приемки скважин из капитального ремонта действующих на период ремонта в каждом конкретном регионе, составить акт, который должен включать характеристику ремонтируемого дефекта, списание выполненного объема работ, конечные результаты РИР.   Акт подписывают  ответственный за проведение РИР и мастер бригады КРС. А также сведения по каждой технологической операции должны быть занесены в "Учетную карточку» по тампонажным работам при РИР, которая прилагается к делу скважины.
Подготовка скважины к РИР.

Наземные сооружения, подъемное и вспомогательное оборудование, инструменты и контрольно-измерительные приборы, состояние спецтехники, исходя из предстоящих работ на скважине, должны быть проведены и приведены в соответствие с действующими требованиями, обеспечивающими безопасное проведение работ. Перед началом проведения работ ответственному работнику за проведение РИР рекомендуется работоспособность оборудования и спецтехники проверить лично.
Подготовка труб.

Очень важное значение при проведении РИР имеет состояние труб и их глубина спуска. Поэтому к подготовке труб следует уделить особое внимание.

Подготовка насосно-компрессорных труб (НКТ) и бурильных труб (БТ) осуществляется в соответствии с РД 39-2-132-78 и "Инструкцией по эксплуатации, ремонту и учету бурильных труб" (ВНИИТнефть, Куйбышев, 1979), РД 39Р-05753520-001-95 "Положение по приемке, хранению, отбраковке, учету движения и по порядку перевода в другие области назначения НКТ и глубинно-насосных штанг в ОАО.


На трубной базе 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.


Транспортировка труб на скважину должно производиться 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 у скважины необходимо, чтобы муфтовые концы были обращены к устью скважины. При этом не допускается сбрасывание труб, ударение друг о друга, перетаскивание волоком.


При работе с трубами необходимо иметь запас из расчета на каждые 1000–50 м дополнительного резерва.


При визуальном осмотре труб на скважине определяется состояние наружной поверхности трубы, муфты и их резьбовых частей. Обнаруженные небольшие забоины на поверхности трубы допускаются удалять с помощью напильника.


Шаблонирование труб необходимо производить специальным шаблоном при подъеме труб с мостков для спуска в скважину. 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.


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.


Измерение длины трубы необходимо производить от свободного торца муфты до конца резьбовой части трубы с помощью проверенной стальной рулетки. Порядковый номер и измеренную длину рекомендуется наносить выделяющейся устойчивой краской на поверхности трубы.


Измерение длины труб должна производиться под руководством мастера, который является ответственным за проведение данной операции.


Все сведения о подготовленных к работе трубах должны быть занесены в журнал "Мера труб" .

Составление колонны НКТ для различных операций при РИР производится согласно РД 39-1-306-79.

После спуска труб в скважину проверить не остались ли трубы на стеллажах.
Подготовка ствола скважины.
Независимо от целей РИР необходимо выяснить техническое состояние обсадной колонны и глубину фактического забоя скважины путем спуска в скважину  печати на НКТ или бурильных трубах.


Если инструмент в скважину спускается впервые, обследование состояния колонны необходимо производить полномерной конусной печатью, имеющий диаметр на 6–7 мм меньше, чем внутренний диаметр обсадных труб.
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Без предварительного обследования ствола находившейся в эксплуатации скважины печатями, определения глубины забоя шаблонами, спускаемыми на металлической проволоке или каротажном кабеле – запрещается.

При необходимости в скважине могут проводятся специальные работы, например для очистки стенок скважины, обеспечение проходимости инструмента, достижение проектного забоя и прочие.
Исследование скважины.

Подготовка скважины к промыслово – геофизическим исследованиям производится в соответствии с РД 39-4-273-79 "Геофизические исследования в скважинах. Технические требования на подготовку и оборудование скважин для проведения ПГИ".


Исследование скважин при планировании и осуществлении ремонта крепи выполняют в целях:

·  выявления интервалов негерметичности;

·  изучения гидродинамических и температурных условий ремонтируемого участка;

·  контроля положения муфт обсадной колонны, интервалов перфорации, искусственного забоя, инструмента, спущенного для ремонтных операций, вспомогательных мостов, изолирующих патрубков;

·  оценки качества промежуточных операций и  ремонта в целом.

Исследования проводят технологическими и  геофизическими методами. Порядок исследования технологическими методами отражают в  плане на ремонт скважины. Все промыслово-геофизические исследования проводят по специальным планам, которые согласовываются с главным геологом промыслово-геофизического предприятия, утверждаются главным геологом предприятия нефтедобычи.

Тампонажные работы при ремонте крепи скважин.
Основным методом ликвидации негерметичности обсадных колонн и заколонного пространства является тампонирование под давлением.

Тампонажные материалы и технологические схемы проведения тампонажных работ выбираются в зависимости от целей РИР, геолого-технических и гидротермальных условий в изолируемой зоне скважины с обязательным проведением анализав тампонажных материалов в лаборатории. Заявка на проведение анализов подается в лабораторию предприятия за 5 дней до проведения изоляционных работ в скважине.

Тампонирование под давлением через обсадную колонну.
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Способ применяется при изоляции сквозных дефектов обсадных колонн и наращивания цементного кольца за ними, а также при тампонировании каналов межпластовых перетоков между нефтепродуктивными горизонтами, когда условия проведения РИР не допускают разгрузку колонны от избыточного давления после задавливания тампонирующей смеси (рис.9.1.3.).

Процесс тампонирования: 

- приготовить тампонирующую смесь в осреднительной емкости;

- закачать тампонирующую смесь в обсадную колонну, используя при необходимости разделительные пробки;

- закачать расчетный объем продавочной жидкости;

- задавить тампонирующую смесь в изолируемую зону при давлении не превышающем величины регламентируемой для опрессовки колонны;

- оставить скважину в покое на период ОЗЦ под достигнутым давлением или предварительно плавно снизить его до планируемой величины.
Тампонирование под давлением из НКТ и обсадную колонну.
Способ применяется для ускоренного процесса доставки тампонирующей смеси к изолируемой зоне в скважинах, заполняющихся промывочной жидкостью при проверке на приемистость.
Процесс тампонирования:

- нижний конец "перо" установить над зоной тампонирования (дефекта, зоной перфорации) на расстоянии, вмещающем расчетный объем  тампонирующей смеси;

- закачать промывочную жидкость, восстановить циркуляцию;

при открытом выкиде из затрубного пространства закачать и продавить тампонирующую смесь в скважину до достижения его "пера";

- выкид из затрубного пространства закрыть и выдавить тампонажную смесь из труб;

- обратной промывкой произвести контрольный вымыв для гарантии отсутствия тампонажной смеси в кольцевом пространстве за НКТ;

- тампонажную смесь задавить в пласт до достижения требуемого давления;

- поднять в безопасную зону;

- оставить скважину в покое на период ОЗЦ под давлением.
Тампонирование под давлением через НКТ, установленные над зоной ввода тампонирующей смеси за колонну.

Способ применяется:

- при изоляции чуждых пластовых флюидов и подошвенных вод для ограничения закачки промывочной жидкости в продуктивную зону;

- при изоляции сквозных дефектов обсадных колонн для ускорения доставки  быстросхватывающихся тампонирующих смесей к изолируемой зоне.


Применение способа для изоляции чуждых пластовых флюидов и подошвенных вод допускается при использовании тампонирующих составов на основе минеральных вяжущих, полимерных тампонажных материалов с инертными или активными наполнителями, использование фильтрующихся полимерно-тампонажных материалов (ПТМ) без наполнителей при  данном способе не рекомендуется.


Процесс тампонирования:

а) "перо" или срез установить на 10–15  м выше зоны работ;  

б) восстановить циркуляцию закачиванием промывочной жидкости;

· при открытом выкиде из затрубного пространства закачать и продавить тампонирующую смесь в скважину до дохождения ее до "пера" НКТ;

· перекрыть викид из затрубного пространства и тампонирующую смесь задавить в пласт;

· излишки тампонирующей смеси вымыть из скважины  обратной промывкой с противодавлением, значение которого должно быть не меньше запланированного на период ОЗЦ;

· НКТ приподнять на 100–150 м для гарантии от прихвата (безопасная зона);

· скважину оставить на ОЗЦ под запланированным давлением.
в) если циркуляция не восстановилась, то принимаются следующие меры: при открытом затрубном пространстве закачать в НКТ тампонирующую  смесь и продавочную жидкость в количестве  равном внутреннему объему НКТ:
· в затрубное пространство при открытом трубном закачать промывочную жидкость до достижения статического уровня;

· одновременно прокачать в трубное и затрубное пространство контрольное количество промывочной жидкости, равное удвоенному внутреннему объему участка колонны от нижнего конца НКТ до нижней границы зоны тампонажных работ;

· поднять НКТ над зоной на расстояние, вмещающее объем тампонирующей смеси;

· после ОЗЦ операцию повторить.

Тампонирование под давлением через НКТ, установленные под зоной ввода тампонирующей смеси за колонну.

Способ применяется:

· при изоляции нижних и подошвенных вод, когда планируется нарастить цементный стакан под искусственным забоем;

· при изоляции нижних и подошвенных вод, когда протяженность интервала перфорации составляет более 10 м;

· при изоляции дефектов крепи, когда приемистость скважины меньше 0,5 м3/ч х МПа;

· при изоляции дефектов крепи, когда планируется вымыв тампонажного состава из изолируемого объекта после РИР.

Применение допускается при:

· использовании тампонирующих составов с пониженной водоотдачей, отработанных пластифицирующими стабилизирующими добавками;

· использование НКТ с алюминиевым  хвостовиком или наличие специального устьевого оборудования с сальниковым уплотнителем, позволяющего расхаживание НКТ при задавливании тампонирующей смеси в пласт.

Процесс тампонирования (рис.9.1.4.):
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нижний конец "перо" (срез) НКТ установить ниже зоны работ на  1–2  м или у нижней границы планируемого цементного стакана;

· восстановить циркуляцию;

· тампонирующую смесь закачать и продавить в скважину до заполнения его перфорированного или нарушенного интервала колонны;

· закрыть выкид из затрубного пространства и задавить тампонирующей смесью в пласт при непрерывном расхаживании НКТ;

· после достижения требуемого давления, нижний конец НКТ поднять на 10–15 м выше зоны работ;

· продолжая расхаживать НКТ, в скважине вновь создать требуемое давление для нагнетания тампонирующей смеси в пласт;

· излишки смеси вымыть из скважины  обратной промывкой с противодавлением, значение которого должно быть не меньше запланированного на период ОЗЦ;

· приподнять НКТ на 100–150 м и оставить скважину в покое на период ОЗЦ  под запланированным давлением.
Тампонирование под давлением с непрерывной прокачкой тампонирующей смеси по затрубному пространству.

Способ применяется при устранении негерметичности обсадных колонн, когда местоположение дефекта не установлено и непрерывная закачка жидкости через него при давлениях, допустимых для колонны, невозможна, а приемистость характеризуется лишь падением давления при опрессовки колонны на воде.
Процесс тампонирования:

· нижний конец "перо" НКТ установить на 5–10 м выше искусственного забоя;

· в качестве тампонажного материала  использовать гелеобразующие или водонерастворимые отверждающие полимерные тампонажные материалы, рецептура которых подбирается по максимальной температуре в стволе скважины;

· приготовленную тампонирующую смесь перекачать в одну из половин мерной емкости цементировочного агрегата (ЦА). Другую половину заполнить промывочной жидкостью;

· восстановить циркуляцию;

· штуцируя выкид из НКТ, установить давление в колонне при циркуляции жидкости до величины опрессовки колонны;

· не прекращая режима закачки с промывочной жидкости переключиться на подачу тампонажного состава в затрубное пространство;

· прокачать состав по затрубному пространству не превышая давление выше допустимого;

· по мере перехода состава из затрубного пространства в НКТ, постепенно уменьшая подачу насосов, снизить давление на величину от 20 до 30 % ниже первоначального и вымыть излишки тампонирующей смеси на поверхность;

· оставить скважину на ОЗЦ;

Если использовались отверждающие ПТМ, то необходимо поднять НКТ из скважины.

Тампонирование под давлением прокачкой тампонирующей смеси по затрубному пространству с остановками (рис.9.1.5.).

При этом допускаются переодические остановки при прокачке тампонирующей смеси по затрубному пространству для наблюдения за динамикой изменения избыточного давления, что позволяет установить местоположение негерметичного интервала колонны.

При выполнении работ в качестве тампонажного материала используется только гелеобразный состав.
Процесс тампонирования:

· приготовить не менее 1 м3 гелеобразной тампонирующей смеси, вязкостью не менее 100 сП;

· опрессовать колонну на герметичность водой, зафиксировать величину снижения давления  Р в течение контрольного времени tк;
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при открытом выкиде из затрубного пространства закачать приготовленный тампонажный состав в НКТ;

· продавить смесь промывочной жидкостью и  вытеснить из НКТ;

· закрыть выкид из затрубного пространства и продолжжая закачку промывочной жидкости, довести давление в затрубном пространстве колонны до величины, допускаемой при опрессовке;

· выдержать колонну под давлением в течение контрольного времени tк и зафиксировать величину снижения давления   Р;

· если результат опрессовки не отличается от данных работ по опрессовки на воде, то стравливая давление из затрубного пространства и продолжая закачивать промывочную жидкость в НКТ, переместить тампонирующую смесь по затрубному пространству для опрессовки следующего, расположенного выше, интервала колонны;

· поинтервальную опрессовку продолжать до тех пор, пока резкое уменьшение величины Р не укажет на перекрытие тампонажным составом негерметичности интервала колонны;

· количество продавочной жидкости для очередного перемещения состава должно составлять не более 80 % от его объема;

· местоположение верхней (Lв) и нижней (Lн) границ интервала негерметичности определить по формуле:

                           Lв=Н1 -n ∙ 0,8 ∙ Vв/Vо,                                 (9.1.1)                


                    Lн=Н1 - (n-1)  ∙ 0,8 ∙ Vв/Vо,                              (9.1.2)

где:  Н1 – длина НКТ;

Vв – объем  высоковязкой жидкости, м3;

Vо – объем 1 п.м. затрубного пространства экс. колонны, м2;

 п – порядковый номер опрессованного интервала колонны. 


· выдержать скважину под давлением до истечения срока ОЗЦ;

· вымыть излишки состава из скважины.
Тампонирование под давлением с применением пакера.

Способ применяется:

· для защиты обсадных колонн при давлениях нагнетания, величина которых превышает допустимые для опрессовки;

· для защиты продуктивных пластов от загрязнения при нагнетании тампонирующей смеси в изолируемый интервал, ниже зоны перфорации;

· для направленной подачи тампонирующей смеси под давлением в изолируемый объект, выше которого имеются негерметические отверстия в колонне.
Тампонирование под давлением по затрубному пространству при установленном пакере запрещается, кроме случаев применения гелеобразующих ПТМ или использования легкоразбуриваемых НКТ.

Процесс тампонирования:

· спустить НКТ с пакером, который расположить под зоной ввода тампонирующей смеси за колонну. Рекомендуется низ пакера оборудовать алюминиевым хвостовиком длиной не менее 3 м, башмак которого установить  на зоной работ на расстоянии до 3 м;

· проверить чистоту спущенных труб, прокачав в НКТ промывочную жидкость в количестве, равном их внутреннему объему от устья;

· установить пакер

· определить приемистость;

· закачать тампонирующую смесь в НКТ;

· продавить расчетным объемом промывочной жидкости;

· если надпакерное затрубное пространство герметично, то для уменьшения осевой нагрузки на пакер рекомендуется в кольцевое пространство закачать промывочную жидкость и создать давление, допускаемое при опрессовке колонны;

· задавить тампонирующую смесь в пласт;

· стравить давление в трубном и затрубном пространстве;

· освободить пакер, контролируя распакировку расхаживанием колонны НКТ;

· при наличии циркуляции излишки тампонирующей смеси вымыть из скважины;

· поднять 100–150 м НКТ, заполнить скважину промывочной жидкостью и оставить в покое на ОЗЦ;

· если подпакерное пространство не герметично, то оставить скважину под давлением.

9.2. Устранение аварий, допущенных в процессе эксплуатации скважин.

Устранение аварий наиболее сложный по техническому и инженерному исполнению комплекс работ, который требует высокого уровня исполнения, глубокого понимания ситуации, как правило, сопряжен с риском. Основная задача - не усугубить аварию!

Проведение работ по устранению аварий является не очень популярной в бригадах капитального ремонта скважин. Это связано с тем, что работы достаточно трудоемки, при этом оплата их осуществляется по факту. Каких-либо механизмов стимулирования не применяется. Следует учесть, что аварийные работы требуют каждый раз изготовления эксклюзивного специального инструмента, тратится много времени на его подготовку и доставку,  при этом ожидание бригаде оплачивается по тарифу. 

Следует учитывать, что аварийные работы сопряжены с большими нагрузками на инструмент и оборудование, требует их специальной скрупулезной подготовки, а также приводит к быстрому износу и выходу из строя. Необходимо прибавить к сказанному выше большие материальные затраты, работу транспорта – это все те ситуации где бригада хочет сэкономить. 

Устранение аварий, допущенных в процессе эксплуатации скважин делятся на несколько категорий:

· аварии с трубами (полёты), расчленение труб может происходить по телу или по резьбе, аварийные трубы могут быть прихвачены забойными осадками; цементным раствором (козёл); посторонними предметами (как правило, плашками); дифференциальный прихват;

· аварии с кабелем, канатом и проволокой;

· аварии со скважинным оборудованием;

· аварии связанные с попаданием в скважину посторонних предметов.
Все работы производятся по плану работ утвержденных главным инженером. В пла​не предусматривают меры, предупреждающие возник​новение проявлений и открытых фонтанов, а также меры по охране недр и окружающей среды.

План ликвидации аварии с учетом возможности возникновения проявлений и открытых фонтанов согласуют с противофонтанной службой и утвер​ждают главным инженером предприятия.

Работы по ликвидации аварии в соответствии с утвержденным планом производят под руководством мастера по сложным работам при участии мастера по ремонту скважин.

 Работы сопряжены с  большими разнопеременными нагрузками, поэтому следует внимательно проверить исправность оборудования, инструмента (элеваторы), подъемного агрегата (талевую  систему, мачту, ротор и т.д.) и контрольно-измерительных  приборов (в первую очередь индикатора веса). Необходимо разъяснить персоналу бригады опасность работ и определить безопасные зоны.
Устранение аварий, допущенных в процессе экс​плуатации скважин (рис.9.2.1.).
Подготовительные работы:
· составляют план ликвидации аварии. 

· в пла​не предусматривают меры, предупреждающие возник​новение проявлений и открытых фонтанов, а также меры по охране недр и окружающей среды.

· план ликвидации аварии с учетом возмож​ности возникновения проявлений и открытых фонта​нов согласуют с противофонтанной службой и утвер​ждают главным инженером предприятия.

· работы по ликвидации аварии в соответствии с утвержденным планом производят под руководством мастера по сложным работам при участии мастера по ремонту скважин.

· доставляют на скважину, в зависимости от вида аварии, комплекты ловильных инструментов, печатей, специальных долот, фрезеров и т.п. 

· при спуске ловильного инструмента все со​единения бурильных труб должны закрепляться машинными или автоматическими ключами. 

· при расхаживании прихваченных НКТ нагруз​ки на трубы и подъемное оборудование не должны превышать допустимый предел прочности. Работы про​изводят по специальному плану. 
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· работы по освобождению прихваченного инструмента с применением взрывных устройств (тор​педы, детонирующие шнуры и т.п.) проводят по спе​циальному плану, согласованному с геофизическим предприятием. 

· при установке ванн (нефтяной, кислотной, щелочной, водяной) гидростатическое давление стол​ба жидкости в скважине, включая жидкость ванны, не должно превышать пластовое давление. При вероятности снижения или снижении гидростатического давления ниже пластового работы по расхаживанию НКТ проводят с герметизированным затрубным про​странством с соблюдением специальных мер безопасности.

Извлечение оборванных НКТ из скважины производят при последовательном выполнении сле​дующих операций:

· спускают свинцовую печать и определяют со​стояние оборванного конца трубы;

· в зависимости от характера оборванного участка (разрыв, смятие, вогнутость краев и т.п.) спускают ловильный инструмент соответствующей конструкции для выправления конца трубы.

· извлечение прихваченных цементом труб про​изводят в следующей последовательности: 

· отворачивают и поднимают свободные от цемента трубы. 

· обуривают зацементированные трубы трубным или кольцевым фрезером. Длина фрезера с направлением должна быть не менее 10 м. 

Фрезерование и отворот труб производят с таким расчетом, чтобы конец оста​ющейся в скважине трубы был отфрезерован. Фрезеро​вание труб должно осуществляться при интенсивной промывке скважины и осевой нагрузке на фрезер не более 10–20 кН.

Вырезание бурильных труб и НКТ диаметром 73 мм производят при помощи наружных труборезов. НКТ диаметром 89 и 115 мм вырезают внутренними труборезами, а обсадные трубы – внутренними тру​борезами с выдвижными резцами гидравлического действия.

Извлечение из скважины отдельных предме​тов осуществляют после предварительного обследова​ния свинцовыми печатями характера и места их на​хождения. В качестве ловильного инструмента приме​няют:  

· труболовки, 

· колокола, 

· метчики, 

· овершот, 

· магнитные фрезеры, 

· фрезеры-пауки. 

Ловильные ра​боты производят с промывкой. Извлекаемые предме​ты предварительно фрезеруют. В случае если предмет не удается извлечь из скважины, его фрезеруют или дробят на мелкие куски, захватывают ловильными ин​струментами и поднимают из скважины.

Извлекают из скважины канат, кабель и про​волоку при помощи удочки, крючка и т.п. 

Спускае​мые в скважину ловильные инструменты должны иметь ограничители, диаметр которых не должен превышать диаметра шаблона для размера обсадной колонны. Решение о прекращении работ по ликвидации аварии принимает техническая служба нефтегазодобывающего предприятия по согласованию с геологи​ческой службой и Госгортехнадзором России. В особо ответственных случаях это решение утверждает руко​водство предприятия.
Ловильный инструмент.
Овершоты освобождающиеся типов ОВ и ОВТ (рис.9.2.2.).  
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Овершоты служат для захвата за наружную цилиндрическую поверхность труб оставленных в скважине и последующего извлечения их при проведении ловильных работ. При извлечении труб, «голова» которых имеет максимальный для применяемого типоразмера овершота диаметр, используются спиральные захваты, в остальных случаях – цанговые. Цанговые захваты могут применяться с фрезерующими направляющими, позволяющими производить очистку захватываемого объекта от заусенцев и различных отложений. Процесс захвата осуществляется овершотом за счет конических спиральных поверхностей, выполненных на внутренней поверхности корпуса и взаимодействующей с ней наружной поверхности цангового или спирального захватов.

Таблица 9.2.1.

Технические характеристики овершотов типа ОВ и ОВТ
	Шифр типоразмера овершота 
	ОВ−90
	ОВТ−90
	ОВ−114
	ОВТ−114
	ОВ−118
	ОВТ−118

	1 . Наружный диаметр овершота, мм 
	90,5
	90,5
	114,6
	114,6
	117,6
	117,6

	2. Грузоподъемность, кН 
	600
	1000
	960
	1640
	1080
	1700

	3. Максимальное значение номинального размера, мм:
− спирального захвата
− цангового захвата 
	73
60,3
	69,8
57,1
	92,9
82,5
	85,7 
76,2
	95,2
85,7
	88,9
79,4

	4. Присоединительная резьба 
	3−73
	3−73
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76

	Шифр типоразмера овершота 
	ОВ−119
	ОВТ−119
	ОВ−122
	ОВТ−122
	ОВ−124
	ОВТ−124

	1 . Наружный диаметр овершота, мм 
	119,5
	119,5
	122,2
	122,2
	124,1
	124,1

	2. Грузоподъемность, кН 
	1030
	1500
	1210
	1780
	1060
	1730

	3. Макс значение номин размера, мм:
− спирального захвата
− цангового захвата
	96,8
85,7
	92,1
82,5
	98,4
88,9
	92,9
82,5
	101,6
92,1
	95,2
85,7

	4. Присоединительная резьба 
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76


Овершоты освобождающиеся типа ОШ (рис.9.2.3.). 

Овершоты-штанголовки предназначены для ловильных работ аварийных насосных штанг в нефтяных скважинах.
Овершот состоит из корпуса, переводника и набора сменных элементов, включающего ряд спиральных и цанговых захватов, направляющие воронки типов «С», «Ц» и направляющую цанговых захватов. Переводники, в зависимости от используемого инструмента, применяются в двух исполнениях: со штанговой резьбой (базовый вариант) или с резьбой муфт НКТ. При извлечении колонн, верхняя часть которых («голова») имеет максимальный для применяемого типоразмера овершота диаметр, используются спиральные захваты, в остальных случаях - цанговые.
Процесс захвата осуществляется за счет наличия конических спиральных поверхностей, выполненных на внутренней поверхности корпуса и взаимодействующей с ней наружной поверхности цангового или спирального захватов. 
Таблица 9.2.2.

Технические характеристики овершотов типа ОШ
	Шифр типоразмера овершта-штанголовки 
	OШ−40 
	OШ−42 
	OШ−45 
	OШ−48 
	OШ−54 

	1. Наружный диаметр овершота, мм 
	39,7 
	42,1 
	45,8 
	48,4 
	54 

	2. Грузоподъемность, кН 
	102 
	80 
	100 
	107 
	103 

	Максимальное значение номинального размера, мм:
− спирального захвата
− цангового захвата
	
28,5
22,0 
	
34,0 
26,0 
	
36,5 
28,5 
	
40,0 
28,5 
	
44,4 
38,1 

	4. Присоединительная резьба 
	Ш−19 
	Ш−19 
	Ш−22 
	Ш−22 
	Ш−22 

	Шифр типоразмера овершота-штанголовки 
	OШ−57 
	OШ−58 
	OШ−60 
	OШ−71 
	OШ−73 

	1. Наружный диаметр овершота, мм 
	57,1 
	58,3 
	60,3 
	71,4 
	73 

	2. Грузоподъемность, кН 
	190 
	180 
	207 
	226 
	282 

	Макс значение номин размера, мм:
− спирального захвата
− цангового захвата
	
46 
40,0 
	
48,3 
42,0 
	
48,3 
42,8 
	
60,3 
48,3 
	
60,3 
53,0 

	4. Присоединительная резьба 
	Ш−22 
	Ш−22 
	Ш−22 
	3−44 
	3−44 
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Овершоты освобождающиеся типов ОК и ОКТ (рис.9.2.4.).

Овершот применяется при проведении ловильных работ аварийных труб, состоит из корпуса, переводника, направляющей и набора сменных цанговых захватов с различными диаметрами внутренней поверхности.
Овершот состоит из корпуса, переводника, направляющей и набора сменных цанговых захватов с различными диаметрами внутренней ловильной поверхности. Процесс захвата осуществляется за счет движения наружной поверхности цангового захвата по коническим спиральным поверхностям на внутренней поверхности корпуса.

Таблица 9.2.3.

Технические характеристики овершотов типа ОК и ОТ
	Шифр типоразмера 
овершота
	ОК−59
	ОКТ−59
	ОК−92
	ОКТ−92
	ОК−95
	ОКТ−95

	1 . Наружный диаметр овершота,мм 
	58,7
	58,7
	92,1
	92,1
	95,5
	95,5


Продолжение таблицы 9.2.3.
	Шифр типоразмера
овершота
	ОК−59
	ОКТ−59
	ОК−92
	ОКТ−92
	ОК−95
	ОКТ−95

	2. Грузоподъемность, кН 
	450
	650
	750
	950
	800
	1100

	3. Максимальное значение номинального размера цангового захвата, мм 
	28,5
	25
	60,3
	57,1
	65,9
	60,3

	4. Присоединительная резьба 
	3−44
	3−44
	3−73
	3−73
	3−73
	3−73

	Шифр типоразмера овершота
	ОК−105
	ОКТ−105
	ОК−111
	ОКТ−111
	ОК−118
	ОКТ−118

	1 . Наружный диаметр овершота, мм 
	104,5
	104,8
	111,5
	111,5
	117,5
	117,5

	2. Грузоподъемность, кН 
	900
	1200
	950
	1130
	1000
	1400

	3. Макс значение номинального размера цангового захвата, мм 
	73
	69,8
	81
	73
	85,7
	79,4

	4. Присоединительная резьба 
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76

	Шифр типоразмера овершота 
	ОК−119
	ОКТ−119
	ОК−122
	ОКТ−122
	ОК−124
	ОКТ−124

	1. Наружный диаметр овершота,мм 
	119,5
	119,5
	122,2
	122,2
	123,8
	123,8

	2. Грузоподъемность, кН 
	960
	1400
	1100
	1600
	1000
	1600

	3. Макс значение номинального размера цангового захвата, мм 
	88,9
	82,5
	88,9
	85,7
	92,1
	85,7

	4. Присоединительная резьба 
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76


Труболовки (рис.9.2.5.). 

Труболовки освобождающиеся типа ТВПМ. 

В труболовке освобождающейся типа ТВПМ  верхняя часть плашкодержателя закреплена в нижней муфте механизма освобождения, служащего для перевода и фиксации плашкодержателя вместе с плашками в крайнее верхнее, относительно корпуса положение, при этом плашки не имеют контакта с аварийной колонной. Механизм освобождения приводится в действие перемещением труболовки вниз до контакта верхнего торца ловимой колонны с нижним торцом муфты механизма освобождения и последующим вращением труболовки.
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 Таблица 9.2.4.

Технические характеристики труболовок типа ТВПМ
	Шифр типоразмера                 труболовки 
	ТВПМ−60 
	ТВПМ−73 
	ТВПМ−89 

	1. Наружный диаметр, мм 
	95.5 
	95.5 
	95.5 

	2. Диапазон захватываемых диаметров, мм 
	48.7...53.0 
	58...65 
	72...79 

	3. Число плашек 
	3 
	6 
	6 

	4. Грузоподъемность, кН 
	200 
	300 
	500 

	5. Диаметр промывочного канала, мм 
	− 
	10 
	10 

	6. Присоединительная резьба 
	3−76 
	3−76 
	3−76 


Труболовки освобождающиеся внутренние типа Т.
Труболовки изготавливают с резьбой правого и левого и левого направлений. Труболовки с резьбой правого направления могут захватывать и извлекать колонну труб целиком, а труболовки с резьбой левого направления - отворачивать и извлекать их по частям. Процесс захвата труболовкой осуществляется за счет наличия конических спиральных поверхностей, выполненных на наружной поверхности корпуса и взаимодействующей с ней внутренней поверхности цанги.
Таблица 9.2.5.

Технические характеристики труболовок типа Т
	Шифр типоразмера труболовки 
	T−48 
	Т−60 
	Т−73 
	Т−89 
	Т−102 
	Т−114 

	1. Hapyжный диаметр гладкого корпуса, мм 
	36.4 
	47.6 
	59 
	71 
	84 
	94.9 

	2. Мин значение номинального размера цангового захвата, мм 
	37.3 
	49 
	60.9 
	73 
	86.4 
	98.1 

	3. Рабочий диапазон захвата относительно номинального размера, мм. +/− 
	0.9 
	1.4 
	1.4 
	1.9 
	2.5 
	3.2 

	4. Грузоподъемность, кН 
	200 
	340 
	650 
	1000 
	1300 
	1600 

	5. Диаметр промывочного канала, мм 
	− 
	9 
	12 
	12 
	18 
	20 

	6. Присоединит резьба гладкого корпуса 
	3−30 
	3−38 
	3−50 
	3−50 
	3−73 
	3−76 


Труболовки неосвобождающиеся типа ТВП.

Труболовка, состоит из корпуса, переводника и плашек. Захват ловимой колонны осуществляется при подъеме труболовки за счет перемещения плашек по наклонным пазам типа "ласточкин хвост" корпуса и заклинивания между корпусом и внутренней поверхностью трубы.
Таблица 9.2.6.

Технические характеристики труболовок типа ТВП
	Шифр типоразмера труболовки 
	ТВП−60 
	ТВП−73 
	ТВП−89 

	1. Наружный диаметр, мм 
	95,5 
	95,5 
	95,5 

	2 Диапазон захватываемых диаметров, мм 
	48,7...55,0 
	58...65 
	72...79 

	3. Число плашек 
	3 
	3 
	3 

	4. Грузоподъемность, кН 
	300 
	400 
	500 

	5. Диаметр промывочного канала, мм 
	− 
	10 
	10 

	6. Присоединительная резьба 
	3−76 
	3−76 
	3−76 


Колокола (рис.9.2.6., 9.2.7.).

Колокола предназначены для захвата путем навинчивания на наружную поверхность и последующего извлечения цилиндрических элементов колонн труб при проведении ловильных работ в нефтяных, газовых  скважинах. 

Колокол представляет собой патрубок, в верхней части которого выполнена присоединительная резьба, в нижней части – внутренняя ловильная резьба с конусностью 1:16. Колокола изготавливаются из кованной, легированной стали.
Для проведения работ по захвату со сложной конфигурацией «головы» сломанных труб применят сквозные колокола типа ЛС и ЛКС, при помощи которых производят захват за муфты труб
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Ловильные работы осуществляются за муфты труб или за  высадку, при этом сломанная или нарушенная верхняя часть трубы пропускается через колокол.
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Таблица 9.2.7.

Техническая характеристика колоколов ЛК
	Шифр типоразмера колокола
	46 ЛК
35−22
	48 ЛК
37−24
	55 ЛК
44−32
	59 ЛК
48−35
	65 ЛК
52−30

	1. Наружный диаметр, мм
	46
	48
	55
	59
	65

	2. Диаметры ловипьной резьбы, мм (макс.− мин.)
	35−22
	37−24
	44−32
	48−35
	52−30

	3. Длина, мм
	420
	420
	440
	440
	590

	4. Присоединительная резьба
	3−38
	3−38
	3−44
	3−44
	3−44

	Шифр типоразмера колокола
	80 ЛК
67−45
	90 ЛК
77−55
	95 ЛК
82−60
	102 ЛК
90−68
	110 ЛК
94−72

	1. Наружный диаметр, мм
	80
	90
	95
	102
	110

	2. Диаметры ловильной резьбы, мм (макс.− мин.)
	67−45
	77−55
	82−60
	90−68
	94−72

	3. Длина, мм
	590
	610
	610
	620
	620

	4. Присоединительная резьба
	3−44
	3−73
	3−73
	3−76
	3−76

	Шифр типоразмера колокола
	114 ЛК
98−76
	118 ЛК
102−80
	118 ЛК
105−60*
	120 ЛК
104−82
	120 ЛК
105−60*

	1. Наружный диаметр, мм
	114
	118
	118
	120
	120

	2. Диаметры ловильной резьбы, мм (макс.− мин.)
	98−76
	102−80
	105−60
	104−82
	105−60

	3. Длина, мм
	620
	620
	990
	620
	990

	4. Присоединительная резьба
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76

	Шифр типоразмера колокола
	122 ЛК
106−84
	122 ЛК
105−60*
	124 ЛК
108−86
	124 ЛК
114−69*
	128 ЛК
112−90

	1. Наружный диаметр, мм
	122
	122
	124
	124
	128

	2. Диаметры ловильной резьбы, мм (макс.− мин.)
	106−84
	105−60
	108−86
	114−69
	112−90

	3. Длина, мм
	620
	990
	620
	990
	640

	4. Присоединительная резьба
	3−76
	3−76
	3−76
	3−76
	3−88


Таблица 9.2.8.

Техническая характеристика сквозных колоколов ЛКС
	Шифр типоразмера колокола 
	82 ЛКС
66−51 
	90 ЛКС
69−52 
	99 ЛКС
83−63 
	114 ЛКС
98−76 
	118 ЛКС
102−80 

	1. Наружный диаметр, мм 
	82 
	90 
	99 
	114 
	118 

	2. Диам. ловильной резьбы, мм (макс.−мин.)
	66−51 
	69−52 
	83−63 
	98−76 
	102−80 

	3. Длина, мм 
	370 
	380 
	460 
	500 
	510 

	4. Присоединительная резьба 
	НКТ−60 
	НКТ−73 
	НКТ−73 
	НКТ−89 
	НКТ−102 


Метчики ловильные типов ЛМ и МБУ (рис.9.2.8.). 

Метчик представляет собой инструмент, изготовленный  из кованной, легированной стали, в верхней части которого выполнена присоединительная резьба, в нижней части – наружная ловильная резьба с конусностью 1:16.
[image: image86.wmf] 

Метчики осуществляют захват путем ввинчивания во внутреннюю часть аварийных труб, заканчивающихся вверху муфтой, замковым соединением или высаженной частью трубы  и последующего извлечения из скважины при проведении ловильных работ.

По назначению ловильные метчики подразделяются на следущие группы:
- для извлечения насосно-компрессорных труб (МЭУ и МЭС);
- для извлечения бурильных труб (МБУ и МСЗ). 
Устройства для очистки стволов скважин (рис.9.2.9.).
Скрепер предназначен для очистки внутренней поверхности обсадных или насосно-компрессорных колонн от перфорационных заусенцев, ржавчины, цементной корки, парафина и других отложений.

Скрепер представляет собой неразъемный трубчатый корпус, на верхнем и нижнем концах которого выполнены муфтовая и ниппельная присоединительные резьбы. В продольных пазах корпуса установлены, с возможностью радиального перемещения, шесть лезвий плашечного типа с износостойкой закаленной поверхностью режущих кромок. Усилия, прижимающие лезвия к поверхности очищаемой трубы, создаются за счет действия сжатых пружин (по три пружины на одно лезвие). Лезвия располагаются на корпусе в два яруса, по три штуки в каждом, обеспечивая очистку периметра внутренней поверхности трубы. В пазах корпуса лезвия удерживаются разрезным кольцом, закрепленным четырьмя винтами. 
Очистка колонны производится в процессе спуска скрепера в скважину на бурильных или насосно-компрессорных трубах, при этом лезвия, скользя по очищаемой поверхности, срезают неровности и загрязнения. 

[image: image87.jpg]


Для извлечения разнообразных металлических обломков (шарошки и подшипники долот, плашки, куски троса, обломки металла после фрезерных работ и т. п.) с забоя нефтяных  и газовых скважин применяются пауки.
Паук механический типа ПМ. 
Лепестковые механические захваты, установленные в нижней части корпуса в два яруса с возможностью свободного вращения, служат для удержания захваченных предметов. Удержание происходит за счёт шарнирно закреплённых подпружиненных лепестков, перекрывающих в транспортном положении выход из внутренней полости паука.
Паук гидравлический с обратной промывкой типа ПГ эффективность очистки забоя скважин увеличивается за счёт местной обратной циркуляции промывочной жидкости.

Паук состоит из неразборного корпуса, верхнего переводника, фрезерующей воронки и лепестковых 

механических захватов.

Брошенный с поверхности шар попадает в приемную воронку шарового клапана и перекрывает центральное промывочное отверстие, в результате  через каналы между наружной и внутренней частями корпуса паука промывочная жидкость выходит  через наклонные боковые отверстия. Поток жидкости подхватывает лежащие на забое предметы и устремляется в корпус паука. 

Лепестковые механические захваты, установленные удерживают захваченные предметы.

 В нижней части пауков установлена фрезерующая воронка, выполненная в форме кольцевого фрезера, которая используется для механического воздействия на лежащие на забое предметы.  
Желонка гидростатическая ЖГС (рис.9.2.10.) предназначена для очистки забоев скважин с низким пластовым давлением от глинистого раствора, шлама, песка, окалины и мелких предметов без промывки.

Работа желонки осуществляется за счет перепада давления жидкости между скважиной и статической камерой (3). В качестве статической камеры используются трубы НКТ-89, что дает возможность регулировать силу всасывания за счет изменения длины камеры в полевых условиях.
Статическая камера сверху и снизу перекрыта клапанами 1 и 4. Открытие камеры осуществляется при срезе срезных винтов 2 и 5. Усилие среза рассчитано таким образом, чтобы при упоре в забой, вначале срезался винт (4) нижнего клапана. При этом происходит всасывание раствора и различных предметов с забоя скважины через воронку с откидным клапаном (7) в приемную камеру (6). В качестве приемной камеры (6), также используется НКТ-89. 
[image: image88.jpg]


При дальнейшем спуске желонки происходит открытие клапана 1 (срез винта 2). При этом статическая камера соединяется со спускаемой колонной, что предотвращает создание в ней избыточного давления при подъеме желонки на поверхность. 
Удержание содержимого приемной камеры осуществляется за счет воронки с откидным клапаном (7). Патрубки телескопического соединения клапанов имеют шестигранный профиль, что дает возможность передавать крутящий момент до 15 кН∙м и применять желонку в компоновке с фрезерующим или ловильным инструментом. 

Шламометаллоуловители типа ШМУ предназначены для улавливания обломков разрушаемых в скважине металлических объектов и отдельных фрагментов вооружения разрушающих инструментов (долот, фрезеров и т.п.) 

Шламометаллоуловитель состоит из корпуса с присоединительными замковыми резьбами в верхней и нижней части и съемного кожуха. Поток промывочной жидкости, несущий в себе металлические объекты, проходит из малого сечения в межтрубном пространстве напротив кожуха шламоуловителя в большее сечение напртив тела ШМУ. Скорость потока при этом падает и взвешенные объекты оседают в кожухе шламоуловителя.
Устройства для ликвидации прихватов.
Механический  ударник.
Механический  ударник предназначен для создания ударных нагрузок (направление ударов возможно как вниз, так и вверх) при ликвидации аварий в нефтяных, газовых и геологоразведочных скважинах, связанных с прихватом, вызванным сальникообразованием или заклиниванием бурильных, обсадных, насосно-компрессорных труб, элементов колонн, испытателей пластов, калибраторов, долот, ловильного инструмента, фрезеров и т. п. 

Механический ударник состоит из корпуса, штока, хвостовика штока и уплотнительных элементов.

Корпус состоит из трех частей, соединенных специальными резьбами. В верхней части корпуса выполнена муфтовая присоединительная резьба. На внутренней поверхности нижней части корпуса выполнены шестигранные шлицы, взаимодействующие с ответными шлицами на штоке и служащие для передачи мех. ударником крутящего момента. 

Нижняя часть штока оканчивается ниппельной замковой резьбой, а к верхней, с помощью специальной резьбы, крепится хвостовик штока. 

Гидроударник предназначен для создания ударных нагрузок при ликвидации прихватов. Гидроударник состоит из корпуса, штока, переводника, поршня и набора уплотнительных элементов. К верхней части штока, на резьбе специального профиля, крепится переводник с присоеди-нительной замковой муфтовой резьбой, к нижней – хвостовик штока. Между цилиндрическим выступом штока и хвостовиком установлен поршень. Корпус состоит из трех частей, соединенных специальными резьбами. На внутренней поверхности верхней части корпуса выполнены шлицы, взаимодействующие с ответными шлицами на штоке и служащие для передачи гидроударником крутящего момента. На поверхности средней части корпуса, контактирующей с поршнем, выполнены канавки для перетока жидкости. Нижняя часть корпуса оканчивается ниппельной присоединительной резьбой. Внутренняя полость гидроударника заполнена специальным маслом. 

Усилитель гидроударника предназначен для повышения эффективности работы гидроударника. 
Труборезы скважинные.

Труборезы предназначены для отрезания в скважине части колонны бурильных, обсадных или насосно-компрессорных труб для последующего извлечения на поверхность при проведении ремонтно-восстановительных работ. 

Труборез внутренний состоит из корпуса; трех резцов, установленных шарнирно в продольных пазах корпуса; клинового устройства подачи резцов с подшипником скольжения и пружиной для обеспечения легкой и плавной передачи усилия на резцы; трех плашек якоря, перемещающихся по продольным наклонным пазам типа «ласточкин хвост» и обеспечивающих заякоревание трубореза в разрезаемой трубе на любой заданной глубине; штока корпуса; наконечника; блока фрикционных пружин или плашек с устройством фиксации якоря в транспортном положении. 

Труборез наружный состоит из трубчатого корпуса, соединенных с корпусом с помощью метрических резьб направляющей воронки, служащей для заведения «головы» отрезаемой части труб внутрь трубореза и переводника для соединения с колонной труб. В специальных пазах корпуса с помощью штифтов и винтов шарнирно закреплены пять резцов. Внутри корпуса размещен механизм приведения в работу и автоматической подачи резцов, включающий: пружинный фиксатор, подшипник, регулировочную и подающую втулки и пружину. 
(Использована графика с сайта компании «Сиб Трейд Сервис» www.sts-samara.ru).
10. ТЕКУЩИЙ РЕМОНТ СКВАЖИН
10.1. Смена УЭЦН.

Подготовительные работы

Подготовка скважины ведется в соответствии с “Планом работ” выданным цехом добычи с учетом следующих требований. 

Глушение скважины производить необходимым количеством циклов, не допуская глушения на пласт (в лоб).  

Жидкость глушения на растворном узле должна проверяться на содержание количества взвешенных частиц (КВЧ) с отметкой в журнале.

Скважины, в которые впервые спускают УЭЦН (перевод на мех. добычу с применением УЭЦН), а также скважины Программы ИДН,   должны быть:

· тщательно промыты с допуском НКТ до глубины ниже нижних отверстий перфорации на 2 метра (объем промывочной жидкости не менее 2 объемов скважины, темп прокачки не менее 13 л/сек, окончание промывки после прекращения выпадения осадков). Промываются также скважины перед каждым спуском УЭЦН, у которых содержание мехпримесей в жидкости больше допустимой нормы (0,1 г/л).

· прошаблонированы до глубины  на 100м больше глубины спуска УЭЦН, Длина шаблона соответствует длине УЭЦН (см. таблицу №1, №2), но не менее 18 м; шаблон сплошной, жесткой конструкции. 
Таблица 10.1.1.

Погружные центробежные насосы
	Марка

насоса
	Нар.

(
мм
	Напор

max, м
	Модуль

насоса 3
	Модуль

насоса 4
	Модуль

насоса 5
	Модуль

входной
	Модуль

головка

	
	
	
	масса  кг
	кол-во

ступ.

шт
	масса  кг
	кол-во

ступ.

шт
	масса  кг
	кол-во

ступ.

шт
	длина  мм
	масса  кг
	длина мм
	масса  кг

	ЭЦН5-50
	92
	2000
	107
	109
	139
	147
	167
	186
	287
	11,5
	235
	7,1

	ЭЦН5-80
	92
	2000
	104
	114
	144
	155
	171
	196
	287
	11,5
	235
	7,1

	ЭЦН5-125
	92
	2000
	118
	96
	156
	131
	190
	165
	287
	11,5
	235
	7,1

	ЭЦН5-200
	92
	1400
	95
	76
	121
	104
	137
	131
	287
	11,5
	235
	7,1

	ЭЦН5А-250
	103
	2000
	138
	54
	179
	73
	221
	92
	287
	11,9
	235
	8,2

	ЭЦН5А-400
	103
	1600
	137
	50
	178
	68
	218
	86
	287
	11,9
	235
	8,2

	ЭЦН5А-500
	103
	1200
	148
	45
	191
	62
	236
	78
	287
	11,9
	235
	8,2


Длина от фланца до фланца: 

· модуль насоса 3 – 3365 мм; 

· модуль насоса 4 – 4365 мм; 

· модуль насоса 5 – 5365 мм.

Соединение секций шаблона патрубками, жесткими вставками меньшего диаметра и других геометрических размеров недопустимо.

 Диаметр шаблона выбирается в зависимости от типоразмера установки (таблица 10.1.2.).
Диаметр и длина шаблона, используемого на подготовительных работах, обязательно заносятся в план работ и паспорт-формуляр. Ответственность за качество работ и оформление соответствующих документов возлагается на технолога ПРС, мастера бригады ПРС. 

Таблица 10.1.1.

Диаметры  шаблонов
	Группа установки
	Максимальный диаметр УЭЦН, мм
	Минимальный внутренний диаметр обсадной колонны, мм
	Диаметр шаблона, мм

	Насос ЭЦН-5 ПЭД-103-В5
	116,4
	121,7
	117

	Насос ЭЦН-5 ПЭД-117-ЛВ5
	119,6
	123,7
	120

	Насос ЭЦН-5А ПЭД-117-ЛВ5
	126
	130
	127


В процессе каждой операции по спуску УЭЦН к акту на выполненные работы должна быть приложена мера НКТ. 

Эксплуатирующиеся УЭЦН скважины должны иметь зумпф не менее 2 метров, в случае его отсутствия необходимо произвести промывку забоя. 

Перед первым спуском в скважину УЭЦН, а также по рекомендации технолога НГДУ производится проработка скрепером эксплуатационной колонны до расчетной глубины.
Скреперование скважины.

Скребок через переводник соединяется с насосно- компрессорными трубами или бурильными трубами и спускается в скважину к интервалу очистки, как правило в нижнюю его зону. При этом лезвия ножа направлены вверх – очистка производится снизу вверх. Создается избыточное давление жидкости от 10 до 50 атм и производится подъем на длину рабочей трубы. Очистка колонны на подъем одной трубы (свечи) повторяется 3–5 раз, при этом спуск скребка вниз в первоначальное положение производится без давления.

С целью упрощения технологии и сокращения времени на очистку колонны, т.е. очистка производится как снизу вверх, так и сверху вниз путем спуска в скважину двух скребков, соединенных между собой патрубком.

Мостки, НКТ и площадка на устье скважины должны быть очищены от песка, грязи и парафина, должно быть подготовлено место для разгрузки узлов УЭЦН, в темное время освещенность устья должна быть не менее 100 лк, кабельный барабан не менее 13 лк, талевая система –- отцентрирована относительно оси  устья скважины.

Доставка УЭЦН на скважину производится только на специально оборудованном транспорте, с обязательным закреплением узлов всеми предусмотренными приспособлениями. 

Разгрузка/погрузка УЭЦН на скважине осуществляется совместно бригадой ТКРС и монтажником «ЭПУ-Сервис» с использованием грузоподъемных устройств спецтехники, доставившей установку. 

Разгрузка узлов УЭЦН производится на очищенные от нефтепродуктов и песка приемные мостки бригады ТКРС, а барабан с кабелем выгружается непосредственно на автонаматыватель. 

При разгрузке необходимо оберегать узлы УЭЦН и кабель от ударов и повреждений.

 Автонаматыватель  (см. схему расстановки оборудования на кусте) размещается не менее 15 м от устья скважины в зоне видимости бригады. Продольная ось барабана автонаматывателя должна быть перпендикулярна поперечной оси барабана проведенной через ось скважины. Кабель должен сходить с верхней части барабана. Между устьем скважины и автонаматывателем через 2–3 метра должны быть установлены подставки под кабель высотой около 1 метра, препятствующие контакту кабеля с поверхностью земли. Кабельный ролик подвешивается на мачте подъемника, на высоте 5–6 м, радиус ролика должен быть не менее 420 мм. Оси вращения кабельного ролика и барабана должны быть перпендикулярны линии, условно проложенной от устья скважины к барабану, а центры ролика и барабана должны находиться на этой линии.

Запрещается производить монтаж УЭЦН при температуре ниже -35(С и силе ветра более 10 м/сек, при осадках в виде мокрого снега и дождя (если нет защитного укрытия зоны монтажа от прямого попадания осадков).
Монтажник «ЭПУ-Сервис»  передает бригаде исправные и проверенные хомуты для монтажа УЭЦН. На применяемые монтажные хомуты должен иметься паспорт и акты освидетельствования.

Бригада ТКРС самостоятельно устанавливает (и снимает) хомуты  на головки узлов УЭЦН,  а также поднимает узлы над устьем скважины после готовности монтажника «ЭПУ-Сервис» к выполнению операций, разматывает и прокладывает погружной кабель от автовымотки до устья скважины. При этом не допускается попадание песка, грязи на узлы УЭЦН, кабель. Во время спуско-подъемных операций монтажник должен быть удален из  зоны работы подъемника. 

По окончании монтажа бригада ТКРС возвращает монтажнику чистые и исправные хомуты.

Монтаж УЭЦН производится в соответствии с технологическими инструкциями на производство работ, согласованными с ОАО “ТН”. В процессе монтажа мастер ТКРС (бурильщик, ст. оператор):  сверяет соответствие привезенной установки заказанной и номеров узлов записанным в паспорте; контролирует опрессовку токоввода двигателя ПЭД (3 кгс/см2∙10 минут – падение давления, течь масла и отпотевание не допускаются), установку шлицевых муфт и легкость вращения валов;  проверяет сопротивление изоляции установки в сборе (не менее 5 МОм), наличие маркировки и фазировки на конце кабеля; расписывается в экслуатационном паспорте УЭЦН, подтверждая, что оборудование к спуску принято, после этого заполненный паспорт остается в бригаде до окончания спуска. Резьба и состояние используемого при монтаже крепежа УЭЦН должны быть проверены на базе «ЭПУ-Сервис».
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Ответственность за качество монтажа возлагается на монтажника и начальника цеха проката «ЭПУ-Сервис», ответственность за безопасное производство работ на скважине несет мастер бригады ТКРС. В случае нарушения монтажником технологии монтажа, мастер бригады ТКРС имеет право приостановить производство работ с отметкой об этом в паспорте УЭЦН и немедленным извещением диспетчерской службы «ЭПУ-Сервис». Окончательное решение о необходимости замены оборудования в этом случае принимает руководство «ЭПУ-Сервис».

Спуск УЭЦН в скважину, герметизация, пробный запуск (рис.10.1.1.).

Глубиной спуска УЭЦН, указанной в паспорте формуляре, является зона приема насоса. 

Мастер ТКРС несет  ответственность за правильность подбора НКТ для спуска УЭЦН на заданную глубину. При несоответствии длины кабеля заявленному в паспорте-формуляре – меньше заявленного(+10–15 метров до ШВП) – монтаж не производится. Остаток кабеля большей длины возвращается в «ЭПУ-СЕРВИС» по акту возврата.

Спуск установки производится со скоростью не выше 0,25 м/сек, а при прохождении УЭЦН через отмеченные в плане работ участки кривизны с темпом набора более 1,5( на 10 метров, скорость спуска не должна превышать 0,1 м/сек. В процессе спуска необходимо периодически проверять центровку подъемника относительно устья, запрещается спуск УЭЦН с не отцентрированным подъемником.

Проворачивание УЭЦН и колонны подвески при спуске в скважину недопустимо, для этого крюкоблок подъемника должен быть застопорен от вращения.

Кабельный ролик должен быть подвешен на мачте подъемного агрегата при помощи цепи или на специальной канатной подвеске. Размотка кабеля с барабана должна быть механизирована. Барабан и кабельный ролик по отношению к устью скважины должны быть установлены в одной вертикальной плоскости.

Кабель при спуске не должен касаться элементов конструкции мачты подъемного агрегата. При спуске недопустимы рывки кабеля или его натяжка, перекруты, кабель от автовымотки до устья должен быть постоянно провисшим под собственной тяжестью, но при этом не допускается волочение кабеля по земле.  
Запрещается тянуть кабель за муфту удлинителя. 

При свинчивании труб кабель следует отводить за пределы рабочей зоны с таким расчетом, чтобы он не был помехой работающему персоналу.

На расстоянии 250–300 мм выше и ниже каждой муфты НКТ и каждого сростка кабель необходимо крепить стальными поясами (клямсами) не допуская при этом «слабины» и провисов кабеля внутри  скважины. Клямсы затягивать до момента начальной деформации брони. Пряжку клямсы располагать в свободном пространстве между НКТ и  кабелем, но ни в коем  случае не на поверхности кабеля, загнутый конец клямсы плотно прижать к пряжке. 

Таблица 10.1.3.

Пояса для крепления кабеля
	Тип УЭЦН или размер НКТ
	Шифр пояса
	Длина пояса, мм

	НКТ (60мм
	ЭН 21/1
	300

	НКТ (73мм
	ЭН 21/2
	350

	УЭЦН-5
	ЭН 21/IV
	460

	УЭЦН-5А
	ЭН 21/I
	510


Обратный клапан в сборе со шламоуловителем устанавливается над УЭЦН через 2 НКТ (см. рисунок). Обратный клапан предназначен для предотвращения лавинообразного стока жидкости из НКТ через насос, вызывающего турбинное вращение ротора.  Сбивной клапан установить на третьей НКТ (2.5“), выше установки,  сам сбивной ввертыш должен быть изготовлен из бронзы или стали и загерметизирован в отверстии корпуса клапана резиновым (свинцовым) кольцом.

Через каждые 200 м спуска, бригада, выполняющая его, должна проверять сопротивление изоляции УЭЦН мегомметром (V не менее 1000 вольт) с записью в паспорте. При снижении изоляции ниже 1 МОм необходимо прекратить спуск, тщательно насухо протереть концы кабеля и если изоляция не восстановилась вызвать представителя «ЭПУ-Сервис», который принимает окончательное решение о возможности дальнейшего спуска или необходимости подъема установки.

После окончания спуска бригада замеряет  сопротивление изоляции УЭЦН (не менее 5 МОм) до и после герметизации сальникового ввода. Свободный конец брони кабеля закрепляет под гайкой устьевой арматуры на нижнем фланце и затягивает, прокладывает кабель от устья до станции управления или клеммной коробки. Заполняет эксплуатационный паспорт с указанием количества спущенных НКТ, глубины подвески (по мере труб) и длины кабеля (расположенного вдоль насоса и подвески), вызывает представителя «ЭПУ-Сервис» и цеха добычи нефти для пробного запуска.

В процессе пробного запуска производится: 

· опрессовка лифта работающим насосом ЭЦН до давления равным 60 кг/см2;

· проверка герметичности устьевой арматуры и работоспособности обратного клапана затрубья; 

· сбор жидкости глушения (при необходимости ее повторного использования).

При отсутствии замечаний заполненный эксплуатационный паспорт УЭЦН передается бригадой ТКРС цеху добычи нефти. Паспорт остается в ЦДНГ до следующего ремонта скважины и выдачи бригаде ТКРС плана работ с целью подъема этой установки.

10. 2. Замена штангового глубинного насоса.

Скважины, оборудованные УШГН передаются в ремонт по заключению технологической службы нефтепромысла и на основании мероприятий о необходимости проведения подземного ремонта.

Необходимый порядок и объем работ на скважинах оборудованных УШГН формируется при составлении план-графика движения бригад подземного ремонта скважин НГДУ, на котором присутствуют представители служб и цехов НГДУ ( ЦИТС, ПТО, ЦДНГ, ЦНИПР, ЦПРС). 

План-график движения бригад ПРС (КРС) утверждается главным инженером НГДУ. 

По скважинам из часторемонтируемого фонда (3 и более отказов УШГН за скользящий год) составляется отдельный план работ, который согласовывается нефтепромыслом, и при рассмотрении план-графика эти скважины включаются в движение бригад. 

Объем работ определяется на основании изучения режима эксплуатации отказавшей УШГН, причин отказов предыдущих установок, характеристики скважин, вида работ ( смена УШГН, ввод после бурения, перевод на ШГН) при этом рекомендуются следующие виды работ:

· шаблонирование эксплуатационной колонны (при наличии затяжек, посадок в процессе СПО оборудования УШГН), спускать шаблон рекомендуется до глубины на 150 м выше интервала перфорации, диаметр шаблона 120 мм и длина 9 м;

· скреперование эксплуатационной колонны (при затяжках и не прохождении шаблона при СПО, гидравлическим или механическим скрепером до глубины спуска шаблона см. главу УЭЦН), с последующей промывкой ствола скважины (проводится не реже одного раза в три года или при вводе из бездействия – более 3-х лет;

· определение текущего забоя скважины производится по заявке нефтепромысла:

· после очистки забоя желонкой, промывки;

· после аварии, «полетов» УШГН на забой скважины;

· при частых отказах УШГН связанных с попаданием в насос песка, мехпримесей, АСПО;

· после работ по освоению пласта или работ по очистке призабойной зоны пласта;

· очистка забоя, промывка скважины:

· после проведения соляно-кислотных обработок, других обработок призабойной зоны;
· по результатам измерения текущего забоя скважины.
Технология ремонта скважин оборудованных УШГН.

Глушение скважин производится в соответствии с Планом работ (наряд-заказом) согласно инструкции по глушению скважин оборудованных УШГН.

Результаты глушения оформляются актом с указанием типа жидкости глушения, ее объема, удельного веса, давления и циклов при глушении. Акт подписывается мастером по глушению, передается в бригаду ПРС и хранится вместе с пусковой документацией на ремонт скважины.

Бригада приступает к ремонту скважины только при наличии плана работ (наряд-заказа), утвержденного и согласованного ЦДНГ и ЦПРС, а также полностью заполненного эксплуатационного паспорта на УШГН. Ответственным за качество заполнения паспорта является технолог нефтепромысла. 

Непосредственно перед ремонтом скважины нефтепромыслу необходимо провести следующие подготовительные работы:

· закрепить специальным зажимом полированный шток;

· демонтировать канатную подвеску;

· откинуть головку балансира.
Подъем и демонтаж УШГН.

Убедится в отсутствии избыточного давления в затрубном и трубном  пространстве, установить подъемный агрегат на скважину, демонтировать СУСГ и произвести подъем плунжера на штангах (для вставных насосов – подъем насоса на штангах).

Демонтировать фонтанную арматуру, установить противовыбросовое оборудование, произвести подъем УШГН на НКТ, для вставных насосов при необходимости (устранения утечки в НКТ, смены замковой опоры, установки дополнительного оборудования, очистки от парафиноотложений или промывки забоя) – поднять НКТ. Для не вставных насосов – перед подъемом ШГН сбросить сбивное устройство в НКТ и открыть сливной клапан (для подъема НКТ без жидкости).

При подъеме НКТ и штанг тщательно осматривать НКТ, штанги и их соединительные муфты. Имеющие такие повреждения как: изгибы, зазубрины, коррозионный и механический износ, отбраковываются и не допускаются к повторному спуску.

После подъема УШГН сделать запись в эксплуатационном паспорте о: состоянии штанг, состояние резьб, износ муфт, тела штанг и изгиб, состояние центраторов, состояние НКТ, состояние резьб, коррозионный и механический износ, отложение парафина и солей, состояние поверхности плунжера.

Поднятый из скважины насос ( в комплекте с плунжером, фильтром, ГПЯ и т.п.) с заполненным эксплуатационным паспортом отправляется в ООО «НПР» на дефектацию. 

Разбирать УШГН на устье скважины запрещается.

Монтаж и спуск УШГН.   

Для спуска в скважину завозится отревизированный (отремонтированный) ШГН с эксплуатационным паспортом. Разборка насоса на скважине запрещается.

Насос подвергается визуальному осмотру: проверяется ход плунжера  в цилиндре, сверяется маркировка насоса с данными паспорта, проверяется ход плунжера, состояние резьбовых соединений, патрубка удлинителя, фильтра или ГПЯ. 

Перед проведением СПО рабочая площадка и приемные мостки должны быть очищены от грязи.

Спуск ШГН в скважину производится согласно компоновке, указанной в плане работ (заказ – наряде).

Перед спуском производится замер длины труб и штанг, оформляется мера.

При спуске трубного насоса сначала нужно спустить защитное приспособление (ГПЯ, фильтр и т.п.) затем цилиндр с всасывающим клапаном, с патрубком и муфтой под элеватор и насосно-компрессорные трубы до необходимой глубины. 

НКТ, спускаемые в скважину на внутренней поверхности не должны иметь отложений солей, парафина, окалины и грязи. Для проверки состояния внутренней поверхности, а также для подтверждения проходного сечения (особенно при спуске НН2Б – 57 и вставных ШГН всех типоразмеров) НКТ шаблонируются шаблоном:

  Диаметр НКТ, мм.      Диаметр шаблона, мм.    Длина шаблона, мм.

                60,3                                   48,2                                    1250

                 73                                     59,7                                    1250

                 89                                     72,9                                    1250
После спуска НКТ  проверить и при необходимости заменить на планшайбе подвесной патрубок, а после отработки ШГН более одного года подвесной патрубок  меняется в обязательном порядке.

После посадки планшайбы на фланец колонной головки, на штангах спускают плунжер. Не допуская 3-х последних штанг, произвести промывку насоса жидкостью глушения в объеме не менее 16 м3, для очистки насоса от возможных мехпримесей, окалины и т.п. При комплектовании компоновки автосцепом, плунжер спускается в цилиндре, предварительно навернув узел автосцепа (пику или захват) и затем спустить колонну штанг.
Вставной насос спускается в следующей последовательности:

· защитное приспособление (газовый якорь, песчаный якорь, фильтр и т.п.);

· замковая опора;

· после посадки планшайбы на фланец колонной головки, в колонну НКТ на насосных штангах производится спуск вставного насоса.

Насосные штанги спускаемые в скважину должны быть прямолинейными и чистыми (без каких – либо отложений и повреждений внешней поверхности тела штанг, их резьбовых соединений и муфт).

Спуск последних трех штанг производить на малой скорости во избежании резкой посадки плунжера в насос или вставного насоса в замковую опору, иначе это может привести к задиру плунжера или повреждению посадочной поверхности замковой опоры.

При СПО штанг со скребками-центраторами необходимо обязательное использование направляющей конусообразной воронки для предоотвращения сколов скребков – центраторов. Скорость спуска штанг – 0,25 м/сек, при этом производить визуальный контроль за целостностью всех скребков – центраторов.
Таблица 10.2.1.

Рекомендуемые крутящие моменты при 
свинчивании НКТ согласно

	Условный диаметр свинчиваемых НКТ, в мм.
	Допустимый момент свинчивания, кгс/м

	60
	80–110                                                                       

	73
	100–150

	89
	130–220

	73 (высадка)
	270–320


Таблица 10.2.2.

Рекомендуемые крутящие моменты при свинчивании штанг
	Условный диаметр свинчиваемых штанг, в мм
	Рекомендуемый момент свинчивания штанг, кгс/м

	19
	50 

	22
	70

	25
	110


После спуска насоса в скважину на требуемую глубину, необходимо произвести подгонку колонны насосных штанг, для обеспечения нормальной работы штангового насоса.
Подгонка хода плунжера.

Посадка плунжера является наиболее ответственной операцией. При допуске плунжера к цилиндру, последнюю штангу спускают медленно, чтобы не допустить удара о нижнюю часть насоса.

Проворачивая всю колонну насосных штанг круговым ключом по ходу часовой стрелки (не более 2-х оборотов) медленно вводят плунжер  в цилиндр.

Когда посадка произведена, делают отметку на штангах, приподнимают их и вторично сажают. Если метка на верхней (контрольной) )штанге остается на прежнем месте, значит плунжер находится в насосе. 

После этого регулируют ход плунжера при помощи подъемного агрегата.

Осторожно приподнимают штанги до тех пор пока ИВЭ-50 – электронный индикатор веса зафиксирует вес всей колонны штанг, после этого делается вторая метка на верхней (контрольной) штанге. К расстоянию между первой и второй меткой плюсуется  поправка на вытяжку штанг при работе ШГН, а суммарное  расстояние составит                350–400 мм.

В дополнение к суммарному расстоянию, на верхней (контрольной) штанге отмечают расстояние соответствующее высоте СУСГ и нижнему положению головки балансира станка-качалки.

Поднимают верхнюю (контрольную) штангу, отвинчивают  и вымеряют этой штангой полированный шток, если верхняя (контрольная) штанга соответствует длине полированного штока, то ее заменяют полированным штоком. Полированные штоки выпускают диаметром 32 мм и длиной 2600–4600 мм. Длину полированного штока выбирают в зависимости от длины хода станка-качалки.

При несоответствии длины верхней (контрольной) штанги длине полированного штока, подгонку (подбор) длины заменяемой верхней (контрольной) штанги производят подгоночными шточками (полуштангами) различной длины. Диаметр подгоночных шточков (полуштанг) должен соответствовать диаметру верхней части колонны штанг.

Подбор длины заменяемой верхней (контрольной) штанги должен быть произведен так, чтобы  соединение колонны штанг или подгоночных шточков (при подборе длины заменяемой контрольной штанги) с полированным штоком даже при самом верхнем положении плунжера не касалось СУСГ.

После завершения работ по подгонке хода плунжера собрать устьевое оборудование и при помощи подъемного агрегата, перемещением колонны штанг сделать не менее 6–8 ходов плунжера и вызвать подачу (при низком статическом уровне долить скважину до устья).

Провести ревизию СУСГ, сменить нижнее сальниковое уплотнение, в случае выявления дефектов СУСГ дать заявку нефтепромыслу на завоз нового и заменить его.

За 2 часа до запуска скважины, бригадой подтверждается заявка на вызов представителя нефтепромысла. Заявка передается диспетчеру или технологу нефтепромысла.

В присутствии представителя ЦДНГ вызвать подачу и опрессовать НКТ насосом с составлением акта о приемке скважины из ремонта, затем посредством канатной подвески подвести колонну штанг к головке балансира  и запустить станок – качалку в работу.

Мастер бригады ПРС (КРС) заполняет эксплуатационный паспорт ШГН с указанием всех параметров компоновки спущенного подземного оборудования (диаметр НКТ, штанг и количество, наличие и количество центраторов, фильтра, ГПЯ и т.п.)

Акт о сдаче скважины из ремонта подписывается после 72 часов безотказной работы ШГН представителем нефтепромысла. Основанием для подписания акта о сдаче скважины из ремонта является динамограмма, снятая после запуска скважины. К акту на ремонт скважины прилагается эксплуатационный паспорт ШГН, который должен хранится вместе с актом, и при последующем ремонте передаваться ЦПРС с заполнением данных о работе насоса.

11. ПЛАН ЛИКИВДАЦИИ АВАРИЙ (ПЛА) ПРИ ТЕКУЩЕМ И КАПИТАЛЬНОМ РЕМОНТЕ СКВАЖИН И ОСОВЕНИИ.

Возникновение аварий при ремонте скважин ведет  к значительным потерям материальных и технических средств, времени. Некоторые аварии могут привести к потере скважины. Поэтому профилактика аварий должна выполняться супервайзером при каждом посещении объектов нефтедобычи, находящихся в подземном ремонте.
Общие положения.
1. Площадка для скважины должна соответствовать проекту, разработанному на основании действующих норм с учетом естественного уклона местности и обеспечения движения сточных вод в систему их сбора.

2. Размещение оборудования осуществляется по схемам, утвержденным главным инженером предприятия и согласованным с инспекцией Госгортехнадзора РФ и противофонтанной службой. 

3. Основными пожароопасными работами при ТКРС и освоении являются:

· приготовление и использование промывочных жидкостей на углеводородной основе, 

· промывка скважин нефтью, 

· сварочные работы, на территории ремонтируемой скважины, 

· прострелочные работы.

11.1. Мероприятия по предупреждению аварийных ситуаций.

1. Пуск в эксплуатацию смонтированного передвижного агрегата, допуск  бригады в работу по ремонту скважины осуществляется, специально назначенной главным инженером предприятия, комиссией, в необходимых случаях с привлечением инспектора Ростехнадзора (Госгортехнадзора) и противофонтанной службы. Разрешается производство работ по ремонту скважины после проверки объекта на соответствие требованиям Правил безопасности в нефтяной и газовой промышленности, Правил технической эксплуатации передвижного подъемного агрегата и охраны окружающей Среды.

2. Бригада ТКРС  должна быть укомплектована, обучена курсу “Контроль скважины. Управление скважиной при газонефтеводопроявлениях”, методам пожаротушения и укомплектована средствами пожаротушения, средствами индивидуальной защиты согласно “Перечня технического оснащения бригады”.

3. Анализ газовоздушной среды у устья скважины должен осуществляться ежесменно в соответствии с разработанным и утвержденным регламентом.

4. Проведение электросварочных работ должно производиться в строгом соответствии с инструкцией № 084-94 “О порядке ведения сварочных  и других огневых работ на взрывоопасных и пожароопасных объектах”.

5. Электрооборудование, электрические светильники, устанавливаемые во взрывоопасных зонах, должны быть во взрывозащищенном исполнении и иметь уровень взрывозащиты, отвечающей требованиям, предъявляемым ПУЭ, вид взрывозащиты – категории и группе взрывоопасной смеси.

6. Установка во взрывоопасных зонах взрывозащищаемого оборудования, не имеющего маркировки по взрывозащите, изготовленного неспециализированными предприятиями или отремонтированного с изменением узлов и деталей, обеспечивающих взрывозащиту, без письменного разрешения аккредитованной испытательной организации, не допускается.

7. Эксплуатация электрооборудования при неисправных средствах взрывозащиты, блокировок, нарушенных схем управления и защиты не допускается.

8. При применении в качестве промывочной жидкости нефти, растворов на углеводородной основе, должны быть приняты меры по предупреждению загрязнения рабочих и загазованности воздушной среды. Для контроля загазованности должны проводиться замеры у устья скважины, у емкости приготовления раствора, а при появлении загазованности – приниматься меры по ее устранению.

9. Перед вскрытием пласта или нескольких пластов с возможными газонефтеводопроявлениями персонал бригады должен пройти:

· инструктаж членов бригады по практическим действиям при ликвидации газонефтеводопроявлений согласно “Инструкции по предупреждению и первичным действиям вахты при ликвидации газонефтеводопроявлений”;

· проверку состояния подъемной установки, ПВО, инструмента и приспособлений;

· учебную тревогу. Дальнейшая периодичность учебных тревог - согласно графику;

· оценку готовности объекта к оперативному завозу утяжеленного раствора глушения, пополнение его запасов путем приготовления на кусте.

10. Для предупреждения газонефтеводопроявлений в процессе подъема колонны насосно-компрессорных труб, бурильных труб следует производить долив раствора глушения в скважину через доливную емкость с поддержанием его уровня по устье скважины.

11. При спуске колонны НКТ после прострелочных работ газоопасных горизонтов должен проводиться контроль раствора на газонасыщенность.

12. Если объемное содержание газа в вытесняемом растворе превышает 5 %, то должны применяться меры по его дегазации, выявлению причин насыщения раствора газом (работа пласта) и устранение.

13. К подъему колонны НКТ, бурильных труб из скважины, в которой произошло поглощение раствора при наличии газонефтеводопроявления, разрешается  приступить только после заполнения скважины до устья и отсутствии перелива в течение времени, достаточного для подъема и спуска колонны НКТ, бурильных труб.

14. При установке нефтяных, кислотных ванн, ванн ПАВ гидростатическое давление столба раствора и жидкости  ванны  должно превышать пластовое давление. При необходимости снижения согласно плану ведения работ гидростатического давления ниже пластового, СПО возобновляются только после восстановления циркуляции раствором глушения скважины, в необходимых случаях более утяжеленным раствором глушения.

15. Подъем колонны труб с поршневым сифоном (пакер, зашламованность глубинного насоса, забойного двигателя, долота и т.п.) следует проводить на скоростях, при которых обеспечивается равенство изливаемого и доливаемого раствора.
11.2. Устранение аварийных ситуаций.

Возгорание (взрыв) емкости долива (ГСМ, емкости для приготовления раствора, емкости ЦР и т.п.).

Существуют различные аварийные ситуации. Устранение их идет в зависимости от типа аварии, однако есть основные положения, которые необходимо применять:  

· оповестить вахту и привлеченный персонал об аварии.

· удалить людей из опасной зоны.

· информировать соответствующие службы.

· принять меры по предотвращению возникновения аварии технико-технологического характера – загерметизировать устье скважины, заглушить двигатель подъемного агрегата, отключить электроэнергию. 

· при появлении признаков ГНВП руководствоваться “Инструкцией по предупреждению и первичным действиям вахты по ликвидации газонефтеводопроявлений”.

· при возникновении пожара до прибытия пожарной службы принять меры по ликвидации возгорания.

· принять меры против разлива нефти, раствора на прилегающую территорию. 

12. КОНСЕРВАЦИЯ И ЛИКИВДАЦИЯ СКВАЖИН
Работы по консервации и ликвидации скважин осуществляются на основании «Инструкции о порядке ликвидации, консервации скважин и оборудования их устьев и стволов, утв. Постановлением Федерального горного и промышленного надзора России от 22 мая 2002 г. № 22.

Консервация скважин. 

Консервацию скважин производят с учетом возможности повторного ввода ее в эксплуатацию или проведения в ней ремонтных или других работ.

Работы по консервации и расконсервации скважин осуществляют по индивидуальным планам предприятия, которые согласуют с местными органа​ми Госгортехнадзора и военизированным отрядом по ликвидации и предупреждению открытых фонтанов и утверждаются предприятием.

При наличии межколонных проявлений до начала работ по консервации проводят соответствую​щие ремонтно-восстановительные работы по специ​альным планам.

Консервацию нефтяных скважин осуществ​ляют в соответствии с требованиями действующих инструкций. Цементные мосты не устанавливают.

· Устье консервированной скважины ограж​дают. На ограждении крепят табличку с указанием номера скважины, наименования месторождения (площади), организации, пробурившей скважину, и сроков консервации.

· Во всех консервируемых скважинах для предохранения от замораживания верхнюю часть ствола на глубину 30 м заполняют незамерзающей жидко​стью (соляровое масло, 30 %-ный раствор хлористого кальция, нефть и т.п.), а в условиях многолетней мер​злоты скважины заполняют незамерзающей жидкостью на всю глубину мерзлых пород.

· Устьевое оборудование всех консервируе​мых скважин должно быть защищено от коррозии.

· Проверку состояния скважин, находящих​ся в консервации, проводят не реже одного раза в квартал с соответствующей записью в специальном журнале.

· По окончании консервационных работ составляют акт по установленной форме. 
Расконсервация скважин.

Прекращение консервации (расконсервацию) скважин производят по согласованию с органами Ростехнадзора (Госгортехнадзора).

Расконсервацию скважины производят в следующем порядке:

· устанавливают штурвалы на задвижки фонтан​ной арматуры;

· разгерметизируют патрубки и устанавливают манометры;

· снимают заглушки с фланцев задвижек;

· подвергают фонтанную арматуру гидроиспытанию при давлении, соответствующем условиям эксплуатации;

· промывают скважину, при необходимости производят допуск колонны НКТ до заданной глубины и после оборудования устья производят ее освоение и ввод в эксплуатацию;
· при наличии в скважине цементного моста последний разбуривают, скважину промывают до искусственного забоя, спускают в колонну НКТ и другое подземное оборудование и после оборудования устья скважину осваивают.
Скважины, подлежащие ликвидации.

Все ликвидируемые скважины в зависимости от причин ликвидации подразделяются на 4 категории:

I – скважины, выполнившие свое назначение;

II – скважины, ликвидируемые по геологическим причинам;

III – скважины, ликвидируемые по техническим причинам;

IV – скважины, ликвидируемые по технологическим, экологическим и другим причинам.

Ликвидация (консервация) скважин производится по инициативе предприятия – пользователя недр, других юридических или физических лиц, на балансе которых находится скважина, или в случаях, установленных законодательством.

Консервация, ликвидация скважин осуществляется в соответствии с проектной документацией в сроки, согласованные с территориальными органами Госгортехнадзора России.

Структура и  состав  проектной  документации  на   ликвидацию скважины должны   соответствовать действующим нормативным требованиям и включать следующие разделы: 

· общая пояснительная   записка;
· обоснование    критериев ликвидации скважины; 

· технологические  и   технические   решения  по   ликвидации скважины; 

· порядок организации работ по ликвидации скважины; мероприятия по охране недр, окружающей среды и  обеспечению промышленной безопасности; 

· сметный расчет.

Материалы  на   ликвидацию   скважин  представляются   в Госгортехнадзор  России или  его  территориальный орган.  Во  всех случаях заключение должно  быть принято в  срок не позднее  одного месяца после получения представленных материалов.

Ликвидация и консервация законченных строительством скважин считается завершенной после подписания акта о ликвидации или консервации пользователем недр и соответствующим органом Госгортехнадзора России.

Оборудование устьев и стволов нефтяных, газовых и других скважин при их ликвидации 

Все работы по ликвидации скважин должны  проводиться в соответствии  с требованиями действующей  нормативно-технической  базы и индивидуальным  планом изоляционно-ликвидационных работ  по  каждой  скважине.

Допускается подъем части незацементированной эксплуатационной колонны, в этом случае необходимо провести изоляционные работы путем  установки   цементных  мостов  в   интервалах залегания высоконапорных минерализованных вод (Ка = 1,1 и выше) и слабопродуктивных, не  имеющих  промышленного  значения,  залежей углеводородов.

Высота цементного моста должна быть на 20 м ниже подошвы и на столько же выше кровли каждого такого горизонта. 

Над кровлей верхнего пласта с минерализованной водой, а также на границе залегания пластов с пресными и минерализованными водами (если они не перекрыты технической колонной) устанавливается цементный мост высотой 50 м.

В башмаке последней технической колонны устанавливается цементный  мост с перекрытием  башмака колонны  не менее чем на 50 м. 

Наличие  мостов  проверяется  разгрузкой  бурильного инструмента или насосно-компрессорных труб. Установленный в башмаке последней технической колонны цементный мост,  кроме того, испытывается методом  гидравлической опрессовки. 

Результаты работ оформляются соответствующими актами.

Устье скважины необходимо оборудовать заглушкой (или глухим фланцем с вваренным патрубком и вентилем),  установленной  на кондукторе (технической колонне). На устье скважины устанавливается  бетонная тумба размером 1 × 1 × 1  м с  репером высотой не менее 0,5 м и металлической таблицей,  на  которой электросваркой  указывается номер скважины, месторождение (площадь), предприятие-пользователь недр, дата ее ликвидации. 

При расположении скважины на землях, используемых для сельскохозяйственных  целей, устья  скважины  углубляются  не менее  чем  на   2  м   от  поверхности,  оборудуются заглушкой, установленной на кондукторе (технической колонне), и таблицей с указанием номера скважины, месторождения (площади), предприятия-пользователя недр и даты ее ликвидации. 

Заглушка покрывается материалом, предотвращающим ее коррозию, и устье скважины засыпается землей. 

Выкопировка плана местности с указанием местоположения  устья ликвидированной  скважины  передается  землепользователю,  о   чем делается  соответствующая  отметка  в  деле  скважины  и  акте  на рекультивацию земельного участка. 
Оборудование устьев и стволов при ликвидации скважин со спущенной эксплуатационной колонной. 

При подъеме цемента за эксплуатационной колонной выше башмака предыдущей колонны (технической колонны или кондуктора) устанавливаются цементные мосты против всех интервалов перфорации, интервалов негерметичности, установки муфт ступенчатого цементирования, в   местах  стыковки   при   секционном   спуске эксплуатационной   и технической колонн, интервале башмака кондуктора (технической колонны). Если по решению пользователя недр производится отворот незацементированной части эксплуатационной колонны, то устанавливается цементный мост  высотой не менее  50 м на "голове" оставшейся части колонны. Оставшаяся часть скважины заполняется незамерзающей нейтральной жидкостью.

Порядок оформления документов на ликвидацию скважины. 

Для рассмотрения документов на ликвидацию  скважины пользователь недр создает постоянно действующую комиссию (ПДК)  из лиц,  имеющих право  руководства  горными работами прошедших аттестацию с привлечением  в  комиссию   необходимых специалистов (геолог, экономист, главный бухгалтер и др.). Решение ПДК о ликвидации скважины является основанием для подготовки задания на проектирование и составления плана изоляционно-ликвидационных работ. 

В соответствии с проектными решениями по ликвидации  и консервации скважин и на основании: 

а) справки,  содержащей  сведения   об  истории  бурения   (с обязательным   указанием  дат начала и прекращения бурения, испытания, работ по ликвидации аварии, для скважин IV категории – консервации),  эксплуатации, включая основные величины, характеризующие эксплуатацию скважины (дебиты, давления, накопленные  отборы  нефти, газа,  воды),  проводимых  капитальных ремонтах, переводах и приобщениях, проектной, фактической конструкции, причинах отступления от проекта, причинах  ликвидации скважин (с обоснованием); 

б) выкопировки из структурной карты с указанием проектного и фактического  положения  устья  и забоя,  а  для  эксплуатационных скважин – карты текущего состояния разработки месторождения; 

в) сведений о том, когда и кем составлен проект строительства этой скважины, кто его утверждал, о  фактической  и  остаточной стоимости скважины;

г) диаграмм стандартного каротажа с разбивкой на горизонты и заключением  по  всем вскрытым продуктивным пластам, а также заключение по проверке качества цементирования (АКЦ и др.); 

д) результатов опрессовки колонн и цементных мостов на основании актов за подписью исполнителей;

е) результатов проверки технического состояния обсадных колонн на основании актов за подписью исполнителей;

ж) заключения научно-исследовательской организации, осуществляющей разработку  проектной  документации. По скважинам, ликвидируемым по  категориям  I-б, I-в,  IV-б, IV-д,  составляется план изоляционно-ликвидационных  работ, включающий проектные решения по промышленной безопасности, охране  недр и окружающей природной среды. 

План  изоляционно-ликвидационных работ  согласуется  с территориальными органами Госгортехнадзора России. Для месторождений  с высоким  содержанием  в продукции  агрессивных  и токсичных  компонентов план дополнительно согласовывается с природоохранными органами. По скважинам, пробуренным в  акваториях морей, план изоляционно-ликвидационных работ должен быть дополнительно согласован с гидрографической службой флота и природоохранными органами. Согласованный в вышеприведенном порядке план изоляционно-ликвидационных работ является основанием  для проведения работ по ликвидации объекта. 

Проект акта на ликвидацию скважины совместно с  актами выполненных работ за подписью их исполнителей, заверенные пользователем недр, а также акты (в зимний период – графики и обязательства) на проведенные работы по рекультивации земли и акты расследования аварий с копиями приказов по результатам расследования причин  аварий с  мероприятиями по  их устранению и предупреждению для скважин, ликвидированных по техническим причинам (кроме категории III-в), представляются  в органы Госгортехнадзора.

Все  материалы  по ликвидированной  скважине,  включая утвержденный акт на ликвидацию, должны быть сброшюрованы, заверены  печатью и подписями. Материалы хранятся у пользователя недр. Итоговые данные по  ликвидации скважин  направляются  в Госгортехнадзор  России с годовыми отчетами управлениями округов по установленной форме.
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Рис. 5.1.4. Подъемный агрегат АР2-32





Рис. 5.1.3. Подъемный агрегат А-50М








Рис. 5.1.2. Подъемный агрегат АПРС-40






































































































































Рис. 5.1.5. Подъемная установка типа УПТ


























Рис. 5.1.1. Оборудование для ремонта скважин





































































































Рис. 5.1.6. Установка для работы с гибкими трубами





Рис.5.2.1. Талевая система





Рис. 5.2.2. Кронблок и талевый 


блоки системы





 Рис. 5.2.3. Подъемный крюк





Рис. 5.2.4.  Подъемная лебедка: 1 – главный барабан, расположенный на подъемном валу; 2 – механический тормоз ( главный ); 3 – фрикционная муфта медленного вращения; 4 – вертлюжок для подвода воды и воздуха; 5 – промежуточный вал; 6 – передача медленного вращения; 7 – трансмиссионный вал;         8 – передача привода быстрого вращения; 8 – передача привода катушечного вала; 9 – муфта включения катушечного вала; 10 – передача привода быстрого вращения; 11 – катушка для раскрепления замков; 12 – фрикционная муфта включения быстрого вращения; 13 – муфта включения вспомогательного тормоза; 14 – вспомогательный тормоз; 15 – вертлюжок для подачи воздуха и отвода воды; 16 – передача привода ротора; 17 – балансир механического тормоза; 18 – коленчатый вал тормоза; 19 – тормозная лента; 20 – рычаг тормоза; 21 – цилиндр пневматического торможения





Рис. 5.2.5. Элеватор ЭТА
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Рис.5.2.6. Элеватор двухштропный ЭХЛ





Рис. 5.2.7. Элеватор штанговый 





Рис. 5.2.8. Ротор Р360





Рис. 5.2.9. Автомат                 АПР -2ВБМ








Рис. 5.2.10. Ключ КМУ-50








� EMBED PBrush  ���





Рис. 5.2.12. Ключ одношарнирный  трубный





Рис. 5.2.13. Ключи трубные





� EMBED MSPhotoEd.3  ���





Рис. 5.2.14. Ключ цепной





Рис. 5.3.1. Автоцистерна АЦН





Рис. 5.3.2. Агрегат цементировочный





Рис. 5.3.3. Агрегат кислотный
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Рис. 5.3.4. Агрегат для депарафинизации
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Рис. 5.3.5. Установка смесительная








Рис. 8.1.2. Схема расстановки                 техники и оборудования





10 м











Cхема расстановки техники и оборудования при закачке растворов кислот в скважину
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Технологическая емкость





Рис. 8.1.1. Изменение давления в окрестности скважины





Схема расстановки спец. техники при закачке хим реагентов в скважину





Рис. 8.1.3. Проведение кислотной обработки ПЗП
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2%р-р ПАВ 50м3
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3%р-р ПАВ 50м3
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3%р-р ПАВ 50м3
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2%р-р ПАВ 50м3





СКО 0,5м3/м
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Рис. 8.1.5. Цистерка - кисловоз – внешний вид






































Область загрязнения





Скважина после ГРП линейный приток





Скважина до ГРП. Радиальный приток





Билинейный приток , низкая проницаемость





Рис. 8.2.1. Характер притока жидкости из пласта





Рис. 8.2.2. Технология концевого 


экранирования
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Эффективный радиус скважины





Рис. 8.2.3. Проводимость трещины
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C = (W * k prop) / (x * k form ) 





Вертикальная трещина    F1 > F2 > F3                 Горизонтальная трещина    F2  > F1 > F3 











Рис. 8.2.4. Направление трещины при ГРП





Перемычки





Рис. 8.2.5. Направление трещины при ГРП в реальных условиях





Рис. 8.2.6.  Формирование барьеров при ГРП
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Рис.8.2.7. Развитие трещины





Рис. 8.2.8. «Емкости» для хранения проппанта








Рис. 8.3.1. Преимущества проводки боковых стволов





Преимущества проводки боковых стволов





Решаются проблемы:


аварийный забой;


проблемы с колонной (негерметичность);


обводненная продукция;


выработаны запасы;


разработка небольших локальных залежей;


разработка низкопродуктивных пластов











Подведены:


дорога;


линии электропередач;


промысловые коллектора;


Установлены:


замерная установка;


наземное электрооборудование;


Подготовлена: 


площадка для оборудования;


хранения материалов








Используется:


кондуктор;


часть эксплуатационной колонны; 


геофизическая информация 











Рис.8.3.2. Виды боковых стволов





Виды боковых стволов





Боковой разветвленный ствол позволяет увеличить эффективность разработки залежи





Боковой горизонтальный  ствол позволяет получить 3-4 кратное увеличение дебита





Боковой ствол позволяет вскрыть неразработанную зону























Рис. 9.1.2. Схема расстановки оборудования при РИР
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Рис. 8.3.4. Процесс зарезки бокового ствола, вырезание участка в обсадной колонне





Рис. 8.3.5. Процесс зарезки бокового ствола, вырезание «окна» в обсадной колонне





Рис. 8.3.6. КНДК для бурения бокового ствола





Рис. 8.3.7. Внешний вид  установки с гибкой трубой





Рис. 8.3.9. Вырезание колонны и бурение бокового ствола с цементного моста





Рис. 8.3.8. Заканчивание бокового ствола





Рис. 8.3.10. Вырезание окна в обсадной колонне с клина и набор параметров кривизны





            а)                                                б)                                            в) 





Рис. 8.3.10 Возможные варианты профиля дополнительного ствола,


проектируемого из интервала стабилизации зенитного угла основного: 


а) криволинейный дополнительный ствол; б) комбинированный, криволинейный и прямолинейный; в) комбинированный, криволинейный с разными радиусами искривления





       А             Б             В              Г             Д





Рис. 9.1.1. Последовательность операций «ДОРНА»: А, Б, В – спуск «ДОРНА» к месту повреждения и начало работы гидроцилинтра,                       Г, Д – продолжение работы, осуществляется               при помощи НКТ





Рис. 9.2.5. Труболовки





Рис. 9.1.3. Тампонирование под давлением через обсадную колонну





Рис.9.1.4. Тампонирование под давлением через НКТ





Рис. 9.1.5. Тампонирование под давлением с непрерывной прокачкой         тампонирующей смеси.по затрубному пространству








*** Примечание. Видов аварийного инструмента множество. Практически для каждой скважины изготавливается свой комплект инструментов или сочетаний.





Рис. 9.2.1. Классификация аварий, допущенных в процессе эксплуатации скважин





Рис. 9.2.2. Овершоты типа ОВ и ОВТ





Рис. 9.2.3. Овершоты типа ОШ





Рис. 9.2.4. Овершоты типа ОК и ОКТ








Рис. 9.2.6. Колокола ловильные сквозные типов ЛКС и КС. Ловильные работы осуществляются за муфты труб или за  высадку, при этом сломанная или нарушенная верхняя часть трубы пропускается через колокол





Рис. 9.2.7.  Колокола ловильные типов ЛК и К





Рис. 9.2.8.  Метчики ловильные типов ЛМ и МБУ
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Рис. 9.2.9.  Устройства для очистке стволов скважин, внешний вид








Рис. 9.2.10. Желонка гидростатическая ЖКГ











Рис. 10.1.1 Компоновка


 спускаемого УЭЦН





� EMBED PBrush  ���





                 УЭЦН








НКТ 73 мм – 2 трубы 








Обратный клапан








НКТ  73 мм – 1 труба 


73 мм – 1 труба








Сливной клапан





Переводник 60/73 











Подвеска НКТ – 60 мм 











Рис. 6.3.1. Внешний вид шарошечного долота
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