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ГЛАВА 1

ГАЗ, НЕФТЬ, ВОДА, ИХ СОСТАВ 
И ФИЗИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА

Процесс эксплуатации нефтяных и газовых скважин требует вы
полнения ряда расчетов физических свойств добываемых компонентов, 
существенно зависящих от термобарических условий, при которых они 
находятся.

В целях сопоставления и анализа различных процессов, сопрово
ждающих эксплуатацию нефтяных и газовых скважин и связанных с 
изменяющимися в зависимости от давления и температуры свойствами 
газа, нефти и воды, принято рассматривать эти свойства при нормаль
ных или стандартных условиях.

Нормальными условиями принято считать такие условия, при ко
торых давлениер  = р0 = 0,101325 МПа (~ 0,1 МПа), а температура Т=Та 
=273,15 К (0°С).

Стандартными условиями принято считать такие условия, при ко
торых давление р = р С1 = 0,101325 МПа (~ 0,1 МПа), а температура Т = 
Тег = 293,15 К (20 °С). В США и некоторых других странах стандартная 
температура -  это температура Гст = 288,75 К (15,6 °С).

1.1. РАСЧЕТ МОЛЕКУЛЯРНОЙ МАССЫ 
И ПЛОТНОСТИ ГАЗА 
ОДНОКРАТНОГО РАЗГАЗИРОВАНИЯ

Задача 1.1. В результате однократного разгазировапия пластовой 
нефти Северо-Красноярского месторождения Оренбургской области [1] 
и хроматографического исследования выделившегося нефтяного газа 
установлен следующий его состав (в процентах по объему): \

СН4 С2н6 CJI* С4н 10 с 5н |2+
высшие с о 2 H2S

31.2 1 16,5 19.1 8,4 2,2 1,4 1,4 V]ш .



Экспериментально определенное значение плотности выделивше
гося газа рг ст = U325 кг/м3 (при стандартных условиях).

Требуется рассчитать молекулярную массу газа и его плотность.

Решение. Молекулярная масса газа Мг с учетом его объемного со
става вычисляется по следующей формуле:

М, = £ ( у (Л/,)/100 (1.1)

где yt -  объемная доля i-ro компонента в смеси газов,%; М. -  молеку
лярная масса i-ro компонента; п -  число компонентов в смеси газов.

Рассчитываем предварительно молекулярную массу каждого из 
компонентов нефтяного газа, учитывая, что атомная масса углерода С = 
12,01115; водорода Н = 1,00797; кислорода О = 15,9994; серы S = 32,064 
и азота N = 14,007. Молекулярные массы составляют:

метана М С1и = 12,01115 + 1,00797 • 4= 16,043; 

этана Л/СзНб= 12.01115 * 2+  1,00797 - 6 = 30,07; 

пропана Мс<н = 12,01115*3 + 1,00797 - 8 = 44,097; 

бутана Л/ада = 12,01115 4 + 1,00797 • 10 = 58,124; 

пентанаMCilHiJ=: 12,01115 *5 + 1,00797* 12 = 72,151; 

диоксида углерода Мс а  = 12,01115+ 15,9994 • 2 = 44,010; 

сероводорода МНз5 = 1,00797 • 2 + 32,064 = 34, 080; 

азота MN, = 14,007 • 2 = 28,014.

Вычисляем молекулярную массу данного газа: Л/г= 31,5.

В соответствии с законом Авогадро 1 кмоль любого газа при нор
мальных условиях занимает объем 22,414 м3, а при стандартных услови- 
я х -  24,05 м3.

Плотность газа р, при известной молекулярной массе вычисляется



при нормальных условиях
!>,. = А/г /22,414 = 31.5/22,414 = 1,405 кг/м3; (1.2)

при стандартных условиях
р, cr= Мг /24.05 = 31,5/24.05 = 1,31 кг/м3. (1.3)

Ошибка расчетного определения плотности составляет 1,325-1,31 v
1,325 v

1,3%, что подтверждает достаточно высокую точность расчета.
Для расчета относительной плотности газа q по воздуху исполь

зуется следующая формула:

Ь = М Г1 28,98, (1.4)
где 28,98 -  молекулярная масса воздуха.

Таким образом, относительная плотность газа = 31,5 / 28,98 = 
= 1,087.

Относительную плотность т а  можно рассчитать и по следующей 
формуле:

I1-5)
где рвот -  плотность воздуха, кг/м3.

При расчетах следует помнить, что плотность воздуха при нор
мальных условиях рВ01 о = 1,293 кг/м3, а при стандартных условиях рвотст 
= 1,205 кг/м3.

Относительная плотность газа, рассчитанная но формуле (1.5) 
1,325/1,205 = 1,099.

Ошибка в расчете относительной плотности газа по формулам
( 1.4) и (1.5) составляет:
1,099-1,087 _- 100% = 1,1% 

1,099
о вполне допустимо.



1.2. РАСЧЕТ КОЭФФИЦИЕНТА 
СВЕРХСЖИМАЕМОСТИ ГАЗА,
ЕГ О ПЛОТНОСТИ И ОБЪЕМА 
ПРИ ЗАДАННЫХ ДАВЛЕНИИ И ТЕМПЕРАТУРЕ

Состояние реальных газов при различных термобарических усло
виях описывается следующим уравнением:

pV = zGRTt (1.6)
где р, Т -  текущие значения давления (Па) и температуры (К); V -  объем 
газа, м3 ; G -  масса газа, кг; R -  удельная газовая постоянная, Дж/(кг-К); 
Z -  коэффициент сверхсжимаемости реального газа.

Удельная газовая постоянная R определяется отношением газовой 
постоянной R к молекулярной массе т а  А/, .

R - R /  М г . (1.7)

Газовая постоянная при нормальных условиях R = 8,314 х 103 
Дж/(моль*К).

Коэффициент сверхсжимаемости газа z учитывает отклонение ре
альных газов от идеальных и зависит от давления р , температуры Т и 
состава газа.

Если газ -  однокомпонентный, то коэффициент его свсрхсжимас- 
мости зависит от критических давления рк0 и температуры Гкр. Данные о 
критических давлениях и температурах различных компонентов пред
ставлены ниже.

Параметры С<НП СбНи С02 H2S n2
ркп. МПа 3,4 3.1 7,4 9 3,4
ги,к 470,4 508,0 304,2 373,6 126,2

Для смеси газов вводят понятия пссвдокритичсских давления рпко 
и температуры Тпкт>ч которые вычисляются при известном компонентном 
составе газа по формулам:



1̂1 кр =

(1.8)

где )’, -  объемное содержание i-го компонента газа в смеси, доли едини-

Если состав газа неизвестен, то для приближенной оценки пссв- 
докритических давления (в МПа) и температуры (в К) можно воспользо
ваться следующими формулами А.З. Истомина:

где ft -  относительная (по воздуху) плотность нефтяного газа.

По вычисленным значениям лсевдокритических давления и тем
пературы определяют соответствующие приведенные давление р11Р и 
температуру Тпр

где р , Т -  текущие значения давления и температуры, для которых необ
ходимо рассчитать коэффициент свсрхсжимасмости.

Приведенные давления и температуры для смеси углеводородных 
и небольшого (до 5%) количества нсуглсводородных газов (без азота) 
можно рассчитать по формулам Г1.Д. Ляпкова:

где -  относительная но воздуху плотность смеси газов (кроме азота)

А,„=(4,937 -  0,464р.)/| 
7’,,^=  171,5р.+97. J (1.9)

(1.10)

A , =/>106/ [l05 (46 ,9  -  2 ,0 6 ^ ) ] , ]  

ГП(,= Г / (9 7  + 172р;у), J (1.11)
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р „ = (р ,- -р .л ) /(1- л ) .  О-12)
f t  -  относительная плотность i-аза при стандартных условиях; ft -  от

носительная по воздуху плотность азота ( f t  = 0 ,97 );% - объемная доля 
азота в составе газа, доли единицы.

Коэффициент сверхсжимаемости смсси нефтяных газов, содер
жащих азот, вычисляют по следующей формуле:

Z = Zv(l-%) + Va> (113)

где Zy, Za -  соответственно коэффициенты сверхсжимаемости углеводо
родной части газа и азота.

Коэффициент сверхсжимаемости zy по известным рпр и Гпр опре
деляется по графикам Брауна и Катца, а коэффициент сверхсжимаемо
сти азота za -  по графику, представленному на рис. 1.

В условиях интенсивного внедрения ЭВМ во все сферы деятель
ности человека предпочтительно аналитическое представление имею
щихся графических зависимостей. Именно поэтому ниже даны аппрок
симирующие известные графики аналитические зависимости для расче
та коэффициента свсрхсжимаемости.

При изменении 0 < р П1>< 3 и 1,3 < Гпо< 1,9 можно пользоваться 
следующей формулой:
z = 1 -  1<Г2(0 ,767£  - 9 ,3 6 Г пр + 1 3)(8 - рпр)р пр, (1.14)

Рис. 1.
Зависимость коэффициента 
сверхсжимаемости азота 
от давления и температуры



Для смеси газов, не содержащих азота, в интервалах 0 < р  < 20 
МПа и 273 < Т <  355 К можно рекомендовать следующие формулы:

при 0 <Рпр< 3,8 и 1,17 < Гпр< 2

Z y = l-p ,9 • (0,1 -  0.73) -0,135] +0,016 p l f / T ^  ; (1.15)

при 0 <р„. < 1,45 и 1,05 < Тт < 1,17

г,- = 1 -0,23р„р-(1,88 -  1,6Гц,) р^,; (1.16)

при 1,45<^то< 4и  1,05< Гпо< 1Л7 !

гу = 0 ,13^  + (6,05 7'1ф-6,26) T J  р*щ \ (1.17)

Для азота в интервале 0 < р < 20 МПа и 280 < Т <  380 К

г, = 1 + 0,564 • Ю‘|0(7’ -  273)1,71 p "-v '!Yzm. (1.18)

Зависимости для расчета плотности и объема реальных тазов при 
заданных давлении р  и температуре Т имеют вид

Pr (р> Т) = рг стрТст AzpuТ), (1.19)

V(p, Т) -zVcrPoTЛрТст), (1.20)

где с̂т-  объем газа при стандартных условиях, м\

Задача 1.2. Рассчитать коэффициент свсрхсжимаемости, плотность и 
объем газа, добываемого с каждым кубометром нефти при абсолютном 
давлении р  = 1,65 МПа и температуре Г -  301 К. Использовать данные за
дачи 1.1, считая, что газовый фактор С = 21,6 м3/м3 (газовый фактор приве
ден к стандартным условиям).

Решение. Вычисляем псевдокритические давление и температуру: по 
формуле (1.8), используя компонентный состав газа



plt „  = 0,312 • 4,7 + 0,165 • 4,9+ 0,191 • 4,3+ 0,084 • 3,8 + 0,022 • 3,4 + + 
0,014 - 7,4+0,014-9+0,198- 3,4 = 4,393 МПа;

7» кр = 0,312 • 190,7 +0,165 - 306,2+0,191 -369,8 + 0,084 - 425,2 + 0,022 - 
- 470,4 + 0,014 - 304,2 + 0,014 • 373,6+0,193 • 126,2= 261,18 К,

no формуле (1.9)

p„ = 4,937 -  0,464 - 1,087 = 4,43 МПа;

7'11(Ф = 97 + 171,5- 1,087 = 283,42 К.

Рассчитываем приведенные давление и температуру по формуле
( 1.10):
с учетом компонентного состава газа
Рир = 1,65/4,393 = 0,375, Тпо = 301/261,18 = 1,152;

с учетом расчетов, выполненных по формуле (1.9):
/?пр = 1,65/4,43 = 0,372, Тпр = 301/283,42 = 1,062.

По данным значениям /?пр и Тпр и графикам можно определить 
z ( г = 0,904).

Оценим коэффициент сверхсжимаемости по формуле (1.14): 
z = l -  10'2 (0,76 • 1,0623 -  9,36 • 1,062+ 13)(8-0 .372).0 ,372  = 0,887.

Рассчитаем z по формулам (1.15) -  (1.18). Для этого предвари
тельно вычисляем по формуле ( 1. 12) ргу : 

р1у = = (1,087-0,970 - 0,198)/(1 -0 ,198)=  1,116.

По формуле (1.11) определяем рпо и Тир
p m = 1,65 • 106 / [ 10s (46,9 -  2,06 • 1,1162) ] = 0,372,
Г„0 = 301/(97+ 172 -  1.1162) =0,967.

По формуле (1.16) вычисляем zv:
zv = 1 -  0,23 - 0,372 -  (1,88 -  1,6-0,967) 0,3722 = 0,868;

по формуле (1.18) га: 
za = 1 +0,564 - Ю',0(301 -  273)3-л 1,65,4-7/̂ 0,-2?3 * 1.

Определяем коэффициент свсрхсжимаемости z по формуле (1.13):
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z = 0,868 (1 -  0,198) + 1 0,198 = 0,894.

Рассчитаем, используя формулы (1.19) и (1.20), плотность газа и 
объем его р  = 1,65 МПа и Т = 301 К:

по коэффициенту сверхсжимасмости, вычисленному по компонентному 
составу газа

рг = 1,325 • 1,65 • 293/(0,904 0,1 • 301) =23,54 кг/м3,
Со =0,904 -21,6 0,1 • 301/(1,65 -293) = 1,215 м3/м3;

по коэффициенту сверхсжимаемости, вычисленному по формулам А.З. 
Истомина

рг = 1,325 • 1,65 • 293/(0,887 • 0,1 • 301) = 23,99 кг/м3,
Со =0,887 . 21,6 - 0,1 • 301/(1,65-293)= 1,192 м3/м3;

по коэффициенту сверхсжимаемости, вычисленному по формулам Г1.Д. 
Ляпкова

рг = 1,325 • 1,65 - 293/(0,894.0,1 - 301) = 23,80 кг/м3,
С0 =0,894 . 21,6 • 0,1 • 301/(1,65-293)= 1,202м3/м3.
Таким образом, все рассмотренные зависимости можно применять 

для расчета г, р, и С .

1.3. РАСЧЕТ ДАВЛЕНИЯ НАСЫЩЕНИЯ НЕФТИ 
ГАЗОМ ПРИ/</„л

Как правило, эксплуатация добывающих скважин связана с изме
нением температуры в процессе подъема продукции как вследствие теп
лообмена с окружающими горными породами, так и вследствие работы 
отдельных элементов погружного оборудования, например, наружного 
электродвигателя в установке погружного центробежного электронасо
са. Учет влияния температуры на давление насыщения (рнас) позволяет 
существенно повысить точность расчета технологических процессов 
добычи нефти, особенно при решении оптимизационных задач.

Расчет давления насыщения в зависимости от температуры (р 11ас,) 
при постоянном количестве растворенного в нефти газа можно выпол
нить по формуле М.Д. Штофа, Ю.И. Белова и В.П. Прончука, если из
вестно содержание в растворенном газе метана и азота:



(1.21)

где р няс -  давление насыщения пластовой нефти газом при пласто
вой температуре /пл, МПа; / -  текущая температура, °С; Гом -  газонасы- 
щенность пластовой нефти, характеризующаяся отношением объема 
1аза (приведенного к нормальным условиям), растворенного в нефти, к 
массе дегазированной нефти, м3/т; уш ул -  соответственно содержание 
метана и азота в газе однократного разгазирования пластовой нефти в 
стандартных условиях, доли единицы.

Задача 1.3. Рассчитать давление насыщения нефти горизонта Б 
Правдинского месторождения f 1 ] при 50 °С, если:

пластовая температура t„„ = 82 °С; давление насыщения при пла
стовой температуре р нас = 11,2 МПа; газосодержаиие пластовой нефти 
Go =78,5м3/м3 (объем газа приведен к стандартным условиям); плотность 
дегазированной нефти р„д = 854 кг/м3 (при стандартных условиях); со
держание метана в газе однократного разгазирования при стандартных 
условиях уы = 0,622, а азота % = 0,027.

Решение. Предварительно необходимо привести размерность га- 
зосодержания пластовой нефти G0 к размерности формулы (1.21). Для 
этого воспользуемся следующей зависимостью:

10 'G0
рЛ / г 0

где 103 -  коэффициент перевода плотности, выраженной в кг/м3, в плот
ность, выраженную в т/м3.

Рассчитываем гаэонасыщенность:

 85,6 mj / t . 
(293,15/273)854



Вычисляем давление насыщения нефти газом при температуре 50 °С:

85,6(0,622-0,8-0,027)
Таким образом, давление насыщения при температуре 50 °С состав

и в  МПа.

1.4. РАСЧЕТ КРИВОЙ ОДНОКРАТНОГО 
КОНТАКТНОГО РАЗГАЗИРОВАНИЯ НЕФТИ

Основная цель расчета -  получение кривой разгазирования Go =Яр)-

Разгазирование при / =20° С
Количество выделяющегося газа при изменении давления от р  до 

Рньс при температуре 20 °С можно определить по формуле М.Д. Штофа, 
записанной в следующем виде:

С о м ^ Г о м Л .^ .а + а д -Ц  (1-23)
где Gomi -  объем выделившегося из нефти газа при изотермическом (при 20 
°С) однократном се разгазировании и снижении давления от р няс 20 до р„ 
отнесенный к массе дегазированной нефти после снижения давления до 
0,1 МПа, м3/т (объем газа приведен к нормальным условиям); Г0м -  га- 
зонасыщенность пластовой нефти, м3/т (объем газа приведен к нормаль
ным условиям)

*, = Ig/l/lgOOpnacJO). (1.24)

^=р,7 риас2оПри/?||ЭС2о>Я/>0,1 МПа; (1.25)

D, =4,06 (рад рг -  1,045), (1.26)

-  относительная плотность дегазированной нефти (вычисляется как 
отношение плотности нефти при 20 °С и 0,1 МПа к плотности воды при 
4 °С и 0,1 МПа, равной 1000 кг/м3); pt -  относительная плотность газа 
(вычисляется как отношение плотности газа при 20 °С и 0,1 МПа к 
плотности воздуха при 0 °С и 0,1 МПа, равной 1,293 кг/м ).



При расчетах разгазирования нефти рекомендуется следующий 
ряд значений л,:

л, = (1; 0,75; 0,5; 0,25; 0,1; 0,05; 0,1/рнаС2о). (1.27)

Значение #  вычисляется по формуле (1.25) с учетом (1.27).

Задача 1.4. Рассчитать кривую разгазирования нефти живетского 
яруса Усинского месторождения [1] при следующих исходных данных: 

газонасыщенность нефти Гом = 64,9 м3/т; давление насыщения 
при пластовой температуре tM = 73 °С риас =8 МПа; плотность дегазиро
ванной нефти = 845 кг/м3; плотность газа рг = 1,304 кг/м3; содержа
ние в газе метана ум = 0,492; содержание в газе азота уг = 0,025.

Решение. Предварительно по формуле (1.21) вычисляем давление 
насыщения при t = 20 °С:
-   (20~ 73> =

64,9(0,492 - 0 ,8 0,025)

По формуле (1.25) с учетом (1.27) рассчитываем ряд значений 
давлений#:
#  = 6,35, #  = 4,76,р 3 = 3,325,#= 1,587,# = 0,635,# = 0,318,# = 0,1 МПа.

По формуле (1.26) определяем коэффициент Du предварительно 
рассчитав относительную плотность дегазированной нефти и газа рнд = 

= 845/1000 = 0,845; рг = 1,304/1,293 = 1,008; D\ = 4,06 (0,845 • 1,008 -  
1,045) = -0,7845.

Пусть л( = 1, тогда по формуле (1.23) получаем Gom/= 0, т.е. при л, 
= 1 р\ = 6,35 (давление равно давлению насыщения и количество выде
лившегося газа равно 0).

Пусть л, = 0,75, тогда по формуле (1.23) получаем



Аналогично проводим расчеты для последующих значений п Ре
зультаты расчетов представлены ниже.

МПа

Разгазирование при 20 < t<  Г11Л

Первый метод базируется на результатах исследований МИНГ им. 
И.М. Губкина. По этому методу зависимость изменения газосодержания 
в функции давления при температуре 1 задана в виде

где pi -  текущее абсолютное давление, МПа; / -  показатель степени; при 
однократном разгазировании

У = 0.32+1/(jk, 2 + 1,567), (1.29)
у* -  содержание азота в газед.

Второй метод расчета количества выделившегося газа при кон
тактном однократном разгазировании при температуре t базируется на
уравнении К.Б. Аширова и В.И. Данилова:

Go,,= Г0 Ш ,Я ,, [Du (i +/?,,)-1], (1.30)
где Ш, -  коэффициент, определяемый по формуле

Ш, = 1 + 0,029 (f -  20) ( рг -  0,7966), (1.31)

K ^ lg M g O O / w ), (1.32)

п, = p i/р 1ас, при рше t>Pi>0,1, (1.33)

/),, = piu pf [4,5 -  0,00305 (t -  20)] -  4,785, (1.34)

Задача 1.5. Рассчитать кривую разгазирования нефти Бондюжского 
месторождения [1] при пластовой температуре по двум методам и сопоста



вить результаты расчета с экспериментальными данными для следующих 
условий:

давление насыщения рпас = 10 МПа; пластовая температура t = 35 
°С; газонасыщенностъ нефти Гом =35 м /т; плотность дегазированной 
нефти р„д = 873 кг/м3; плотность газа рг = 1,55 кг/м3; содержание в газе 
азота ул = 23,5%.

Решение. В соответствии с рекомендациями (1.27) по формуле 
(1.25) рассчитаем соответствующие давления:

рх = 10; />2 = 7,5;рз = 5; = 2,5;/?5 = 1;^б = 0,5;^ 7 = 0,1 МПа.
Воспользуемся первым методом (методом МИНГ им. И.М. Губ

кина). Предварительно вычислим показатель степени/*

/ = 0 ,32+ ------5—---------= 0,3218.
23,5J + 1,567

При щ = 1 р\ = 10 и в соответствии с формулой (1.28), Сом/ 
Пусть и, = 0,75 рг = 7,5 МПа. Рассчитываем по формуле (1.28) Gom 2-

7 ,5 -0 ,1  Y  ~
= 3,15 м3/т.

Проводим аналогичные расчеты для других значений и, и р ь Ре
зультаты расчетов приводятся ниже.

Проведем расчет кривой разгазирования вторым методом. Пред
варительно рассчитываем рм и рг :

рад = рад /рв = 873/1000 = 0,873; рг = рг /р™ = 1,55/1,293=1,199, 
где рв, Рвоз -  соответственно плотность воды при 4°С и 0,1 МПа 

(1000 кг/ м3) и плотность воздуха при 0 °С и 0,1 МПа (1,293 кг/м3).
Затем рассчитываем коэффициенты LUt и D\

Шг = 1 + 0,029 (35 -  20) (0,873 • 1,199 -  0,7966) = 1,109;

£>{ , = 0,873 -1,199 [4,5 -  0,00305 (35 -  20)) -  4,785 = -0,1226. 

При ^  = 1 р\ = 10 и Gqm 1 = 0. При л, = 0.75 р 2 = 7,5,

igio ioL I  igio ioj J



Проводим аналогичные расчеты для следующих значений л, и 
также приводим их результаты. Там же представляем результаты экспе
риментального определения Сом •

р„ Mila 10 7,5 5 2,5 1 0,5 0,1
CoMiV/i 0 3,15 7,1 12,8 18,8 22,6 35

GoMiV/T 
(2 метод) 0 2,7 6,5 12,7 19,4 26,3 35

Gom/.mVt
(эксперимент) 0 4,2 8,5 13,8 21,3 27,6 35

На рис. 2 показаны расчетные и экспериментальная кривые разга
зирования нефти. В данном случае расчетные зависимости практически 
одинаковы и лежат несколько ниже экспериментальной. При этом не 
следует забывать, что объем газа приведен к нормальным условиям.

i\•К
ч
ичч

Рис. 2.
Кривые разгазирования нефти 
Бондюжского месторождения:
1 -  расчетная по первому методу;
2 -  расчетная по второму методу;

0 2 4 6 />, МПа

Щ  1 и  2 g  з



1.5. РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ ГАЗА,
ВЫДЕЛЯЮЩЕГОСЯ ИЗ НЕФТИ 
В ПРОЦЕССЕ ОДНОКРАТНОГО РАЗГАЗИРОВАНИЯ

Расчет плотности выделяющегося из нефти газа при однократном 
разгазировании ее выполняется по следующей формуле:

p,tJ. = Ш„ [рг -0,0036(1  + Я ,)(105,7 + У,Я ,)]р„, (1.35)

где Шхи U\ -  коэффициенты, определяемые по формулам:

= 1+ 0,0054(г -  20), (1.36)

(1.37)
Рво, -  плотность воздуха при нормальных условиях (р*п= 1,293 кг/м3); /?, 
рассчитывается по формуле (1.32).

При pi = 0,1 МПа плотность газа

Задача 1.6. Для условий предыдущей задачи рассчитать зависи
мость плотности выделяющегося газа от давления при температуре I -  
20 °С и пластовой температуре tivt -  35 °С. Содержание в газе метана 
составляет -  27,1 %.

Решение. Проводим расчет при t = 20 °С. Предварительно вычис
ляем коэффициенты по формулам (1.36) и (1.37):

Шт, = 1 + 0,0054 (20 -  20) = 1 ,6/, = 0,873 • 35 -  186 = -155,445, 
а так же р нк 20 по формуле ( 1.21):

Ь и = Ш гД р„,. (1.38)

9.157 + ----------------:-------------
35(0.271-0.8 0,235)

= 9.94МПа

Вычисляем р,,| для значения Л| = 1 (р\ = 9,94):

= — — ± ------  1.293 =
lg(l0 0.94)JJi)}

= 1,058 кг/м'

J8



Проводим аналогичные расчеты для значений л, = 0,75; 0,5; 0,25; 
0,1; 0,05 и 0,1/риас 20» что соответствует давлениям 7,455; 4,97; 2,485; 
0,994; 0,497 и 0,1 МПа.

Проводим расчет при /11Л = 35 °С. Коэффициент LUft = 1 + 0,0054 • 
(35 - 2 0 )  = 1,081.

Значения давлений, при которых рассчитывается р„; следующие: 
10; 7,5; 5; 2,5; 1; 0,5 и 0,1 МПа.

Вычисляем р,ц при пх =1 (р{ =10 МПа):

р„, =1,081 1,199 - 0 . 003б( 1 + - ^ - | [  105 ,7-155 ,445—! ^ - 1  1.293 =
L I  ig 100 A  ig io o j j

= 1,144 кг/м3.

Рис. 3.
Расчетные зависимости плотно- 
сти выделяющегося из нефти

1 -  при I = 20 °С;
2 -  при I = 35 °С

Проводим аналогичные расчеты для последующих значений л,. 
Получаем следующие результаты расчетов:

Л, 1 0,75 0,5 0,25 0,1 0,05
р{ МПа 9.94 7,46 4,97 2,48 0,99 0,5 0,1
рг/кг/м3 

(при / = 204} 1,058 1,047 1,055 1,055 1,124 1,215 1,55



pi МПа 10 7,5 5 2,5 1 0,5 0,1
рпкг/м3 

(при = 35 °С)
1,144 1,131 1,124 1,139 1,215 1,311 1,676

На рис. 3 представлены расчетные зависимости плотности выде
лившегося из нефти газа при температурах 20 и 35 С. Из рисунка видно, 
что температура значительно влияет на плотность выделяющегося газа, 
и это необходимо учитывать в расчетах при эксплуатации скважин.

1.6. РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ ГАЗА,
ОСТАЮЩЕГОСЯ В НЕФТИ 
В РАСТВОРЕННОМ СОСТОЯНИИ

Для изотермического процесса однократного разгазирования неф
ти с учетом материального баланса массы газа имеем

С 39)

где РгрМ -  плотность газа, оставшегося в нефти в растворенном состоя
нии в процессе однократного разгазирования при температуре t от дав
ления р„ас, до давления />, кг/м3; Ft -  коэффициент, характеризующий 
отношение выделившегося объема газа к объему газа, оставшегося в 
растворенном состоянии

F, = l - f l  + — ^ — Y ,- D i . — — — \  (140)
I  |g(io p .« )A  ' 'g d °p ^ )J

D\, t -  коэффициент, рассчитываемый по формуле (1.34); Шг, -  коэффи
циент, определяемый по формуле (1.36).

Задача 1.7. Вычислить плотность газа, оставшегося в растворен
ном состоянии в нефти Бондюжского месторождения при давлении р  = 
2,5МПа (rtj = 0,25). Использовать данные задачи 1.5.

Решение. По условиям решения задачи 1.5 коэффициент D\ , = 
-0,1226.

Рассчитываем коэффициент Шт1:

20



UIrt = i + 0,0054 (35 -  20) = 1,081, 
а также коэффициент F{:

Плотность растворенного газа

Prp,J " i - 0  3 27С’ 199' 1,081-1' 139' 0 ,327) - 1,775 КГ/м5'
Плотность выделившегося газа при пластовой температуре взята 

по результатам расчета задачи 1.6 при п\ = 0,25 (р^ , = 1,139 кг/м3).

1.7. РАСЧЕТ ОБЪЕМНОГО КОЭФФИЦИЕНТА НЕФТИ

Определение объемного коэффициента нефти при различных тер
мобарических условиях необходимо не только для выполнения расчетов 
в процессе эксплуатации скважин, но также для расчетов запасов нефти. 
Точность вычисления объемного коэффициента нефти определяет и 
точность расчета ее плотности при различных условиях.

Установлена тесная статистическая связь между газонасыщенно- 
стью нефти, определяемой при контактном однократном изотермиче
ском разгазировании (при Г = 20 °С), и ее объемным коэффициентом Ьи:

где Г0 -  газонасыщенность пластовой нефти, m'Vm3 (объем газа приведен 
к стандартным условиям).

Формулы (1.41) рекомендуются для проверки экспериментально 
определенных значений объемного коэффициента пластовых нефтей. 
Если ошибка превышает 10%, то достоверность экспериментального оп
ределения объемного коэффициента вызывает сомнение и указывает на 
необходимость повторных исследований.

Объемный коэффициент нефти можно рассчитать по следующей 
формуле:

b„ = l + 3 ,0 5 1 0 'J r o при Г0 < 400м3/м3 ]

bH = 1 + 3 ,6 3 1 0 ’ (Г, -58 ) при Г , > 400м3 /м\]

= 1 + V o  + _ 20) -  Р„ р„„ (1.42)



где Ло -  эмпирический коэффициент, определяемый следующим обра-

Л0 = 1 (Г ’ [4,3 + 0,858рг + 5,2(1- l , 5-10-Jr o)-10-5r o- 3,54pM], (1.43) 

рг -  плотность выделившегося газа при 20 °С и 0,1 МПа, кг/м}; -
относительная плотность дегазированной нефти при 20 °С и 0,1 МПа; а„ 
-  коэффициент термического расширения дегазированной нефти

_3 Г2,638(1,169 -  ) при 0,78 < рнд <0,861

_1°  |],9 7 5 ( 1 , 2 7 2 - при0,86< рнл <0,96 ,}

Р„ -  коэффициент сжимаемости дегазированной нефти. 1/МПа; -  
пластовое давление, МПа.

Задача 1.8. Для условий задачи 1.4 рассчитать объемный коэффи
циент нефти при / = 20 °С и г11Л =35 °С, оценив предварительно вероят
ность правильности экспериментального определения объемного коэф
фициента нефти (при г = 20 °С) Ьн= 1, 1. Дополнительные исходные дан
ные следующие:
коэффициент сжимаемости дегазированной нефти Р„ = 5,6 • Ю*4 1/ МПа, 
пластовое давление рпл = 17 МПа.

Решение. В соответствии с размерностью газонасышснпости Го, 
используемой в формулах (1.41), (1.42) и (1.43) (м3/м3 при стандартных 
условиях), пересчитаем экспериментальное значение Го по формуле
( 1.22):О 1 а Р ^ . 1 = 3 5 Г О .2 9 3 ,  

’  ЮГ. 10-273

Таким образом, газонасыщенность пластовой нефти Го = Go = 32,8
mV .

Оцениваем объемный коэффициент нефти по формуле (1.41):
Ь„= 1 + 3,05 .10 '3 .32 ,8=  1,1.
Экспериментально определенный объемный коэффициент нефти 

равен также 1,1.
Рассчитываем по формуле (1.42) объемный коэффициент, предва

рительно, вычисляя по формулам (1.44) и (1.43) коэффициенты а к и А<>: 
а„ = 1,975 • 10'3 (1,272 -  0,873) = 0,788 • Ю’3,



0,873] = 2,7017* 10\
Объемный коэффициент нефти при температуре / = 20 °С bM = 1 + 2,7017 
• Ю'3 • 32,8 + 0,788 • 10‘3 (20 -  20) -  5,6 • К Л П  -  1,08, т.е. ошибка экспе- 
риментального и расчетного определения составляет всего

Объемный коэффициент нефти при пластовой температуре = 
35 °С Ь„ = 1 + 2,7017 . 103 • 32,8 + 0.788 • 103 (35 -  20) -  5.6 • 10"* • 17= 
1,091.

1.8. РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ 
ГАЗОНАСЫЩЕННОЙ НЕФТИ

Методика расчета плотности газонасыщенной нефти р„„ основана 
на взаимосвязи плотностей газонасыщенной и дегазированной нефти, 
плотности выделившегося при контактном однократном разгазирова- 
нии нефти газа и объемного коэффициента. Основным уравнением для 
расчета является уравнение следующего вида:

РШ1=^(Р*+Р,Го)- О-45)

Задача 1.9. Рассчитать плотность пластовой нефти Бондюжского 
месторождения при следующих параметрах: 
объемный коэффициент нефти Ьи = 1,1 (задача 1.8); платность 
дегазированной нефти Рид = 873 кг/м1, плотность выделившегося газа рг 
= 1,55 кг/м3, газонасыщенность нефти Го= 32,8 м3/м3 (задача 1.8).

Решение. В соответствии с формулой (1.45) получаем

Р,щ = -1  (873 + 1.55 • 32,8) =839,9 кг/м3.
1,1

Экспериментально определенная плотность пластовой нефти со
ставляет 839 кг/м3. Таким образом, расчетное значение плотности пла
стовой нефти практически равно экспериментально определенному.



1.9. РАСЧЕТ ВЯЗКОСТИ НЕФТИ

1.9.1. Расчет вязкости дегазированной нефти при / = 2 0 ° С

В практике добычи нефти встречаются случаи отсутствия доста
точной информации о некоторых свойствах нефти, например, о вязкости 
Цн. Для оценки вязкости нефти при 20 °С и атмосферном давлении мож
но использовать формулы И.И. Дунюшкина [21:

где p eJa-  относительная динамическая (по воде) вязкость дегазирован
ной нефти при 20 °С и атмосферном давлении. Вязкость воды при 20 °С 
и атмосферном давлении рн 20 =1 мПа • с.

Задача 1.10. Рассчитать вязкость дегазированной нефти Бондюж- 
ского месторождения, если = 0,873.

Решение. Воспользуемся формулой (1.46):

Таким образом, вязкость дегазированной нефти при 20 °С 
Й.20 — Ми>оМл20 = 16,39 1 = 16,39 мПа с.

(1-46)



1.9.2. Расчет вязкости дегазированной нефти 
при лю бой температуре

Зависимость вязкости дегазированной нефти от температуры вы
ражается формулой И.И. Дунюшкина (2J:

(1-47)

где -  относительная (по воде) динамическая вязкость дегазированной 
нефти при искомой температуре /; Дн/| -  относительная (по воде) дина
мическая вязкость дегазированной нефти при известной температуре t\\ 
а -  коэффициент, определяемый по уравнению:

а:------------- !------ — , (1.48)
1 + b(t — f,) 1g(c//ti)

b, с -  коэффициенты, зависящие от вязкости дегазированной нефти и
вычисляемые по следующим зависимостям:

Ь = 2,52 lO'T/0 С,с = 10 приД, > 1000; (1.49)

Ь = 1 ,4410-Т/0 С,с  = 100 при 10< Д, > 1000; (1.50)

Ь = 0,76- 10-Т/" С .с = 100 при Д, < 10. (1.51)

Задача 1.11. Рассчитать вязкость дегазированной нефти Бондюж- 
екого месторождения, если t nn = 35 °С.

Решение. Из решения предыдущей задачи известно, что Дх2(( = 
16,39. Предварительно рассчитываем коэффициент а  по формуле (1.48), 
принимая коэффициенты Ь н с  в соответствии с (1.50):

а ~ 1 = l,44.10'3(35-20)lg(l00-16,39) ~ ° ’935'

Вычисляем по (1.47) относительную вязкость дегазированной 
нефти ^ M-_ L (io o .i6 l39)e'9M = Ю,13 или вязкость дегазированной неф

ти при /а7 = 35 °С рн 35 = 10,13 • 1 мПа • с = 10,13 мПа • с.

25 ~



1.9.3. Расчет вязкости газонасыщ енной нефти 
при пластовой температуре

Расчет вязкости газонасыщенной нефти при пластовой темпера
туре в зависимости от изменения газонасыщснности нефти и вязкости 
дегазированной нефти при пластовой температуре и атмосферном дав
лении ведется по формуле:

Д.,г = АМш- (1.52)
где -  относительная вязкость газонасыщенной нефги при темпера

туре tnл и давлении насыщения; Jiw -  относительная вязкость дегазиро
ванной нефти при температуре ( и атмосферном давлении; А, В -  корре
ляционные коэффициенты, зависящие от количества растворенного в 
нефти газа:

А = ехр[-87,24'10"‘Г'+12,9-10'6(Г‘ )! ] , ^

В = ехр[-47,11 • 10"1 Г* +8,3 • 1 O'* (Г*)2 ] ,

Г* -  газонасыщенность нефти (объем газа приведен к 15 °С и атмосфер
ному давлению), м3/м3

Г*= 0,983(1 +5 а„) Г», (1.54)

Г0 -  газонасыщенность нефти (объем газа приведен к 20 °С и атмосфер
ному давлению) м3/м\ а н -  коэффициент, определяемый по (1.44).

Задача 1.12. Рассчитать вязкость газонасыщенной нефти Бон- 
дюжского месторождения при tlvl = 35 °С, если газонасыщенность ее при 
пластовых условиях составляет Г0 = 32,8 м3/м3 (задача 1.8), а относи
тельная вязкость дегазированной нефти при /11Л = 35 °С равна 10,13 (за
дача 1.11).

Решение. Вычисляем газонасыщенность Г*, предварительно рас
считывая по (1.44) а„ (р ад = 0,873):

а„ = 1,975 (1,272 -  0,873) Ю'3 = 0,788 . 10'3; 
г ’ = 0,983 (1 + 5 • 0,788 • 103) 32,8 = 32,37 mV .



Рассчитываем коэффициенты А и В:
А = ехр [-87,24 • 10 4 32.37 + 12,9 • 10* (32,27)2] = 1/1,3085 = 0,764, 
В = ехр [-47,11 • 10"* 32,37 + 8,3 • 10* (32.37)2] = 1/1,165 = 0,858. 
Вычисляем относительную вязкость нефти в пластовых условиях 

Д |Г = 0,764 • 10,130,858 = 5,57.
Таким образом, вязкость газонасыщенной нефти в пластовых ус

ловиях /7НГ = Днг 20 = 5,57 • 1 мПа • с = 5,57 мПа • с.
Экспериментально определенное значение этого параметра 11] 5,6 

мПа • с, т.е. ошибка расчета составляет всего:

1.10. МЕТОДИКА1 РАСЧЕТА ФИЗИЧЕСКИХ СВОЙСТВ 
НЕФТИ В ПРОЦЕССЕ ЕЕ ОДНОКРАТНОГО 
КОНТАКТНОГО РАЗГАЗИРОВАНИЯ

Исходные данные для расчета:
пластовое давление р,и МПа; пластовая температура °С; дав

ление насыщения нефти при пластовой температуре рН9С. МПа; относи
тельная (по воде) плотность дегазированной нефти при 20 °С и давлении 
0,1 МПа рад ; газонасыщенность пластовой нефти Г<Л1 (объем газа при
веден к нормальным условиям), м3/т; относительная (по воздуху) плот
ность выделившегося газа рго ; содержание в газе соответственно азота 
и метана ую уы,%.

Расчет проводится в соответствии с работой [2].

1.10.1. Расчет свойств нефти при t = 20 °С

5 ,6 -5 ,5 7
5,6

•100% = 0,5%.

Пс

701,8 (1.55)

1 Методика разработана в МИНГ км. И.М. Губкина



давление насыщения 

9,157+/ш'
(1.56)

Задаются рядом значений и;:

ni = p fp .aci0 = 0 ;  °>75; 0.5; 0,1; 0,05; О Л /^ ^ ) .  (1.57)

Далее вычисляют: 
давления, соответствующие н,
P i - niPmc^

вспомогательные коэффициенты, зависящие от давления 
^  = Ig«//lg(10p(lK2o); d-59)

вспомогательные коэффициенты, не зависящие от давления
Z), = 4 , 0 6 ^ ^  -1,045), (1.60)

^1=ДняГом-186 ; (1.61)

объем выделившегося газа (м3/т)
[D, (1+Д,) - 1]; (1.62)

относительную (по воздуху) плотность выделившегося газа
р т1 = Д о- 0,0036(1 + Я, )(Ю5,7 +  {/,/?,); (1.63)

газонасыщенность пластовой нефти
Го*,, = Г ом -  GOMi; (1.64)

относительную (по воздуху) плотность газа, остающегося в растворен
ном состоянии в нефти

(1-65)



Отметим, что при р { -  0,1 МПа Гом / = 0, поэтому пользоваться 
формулой (1.65) нельзя. Величину рф1 при Pi = 0,1 МПа можно найти 
графической экстраполяцией (рис. 4);

2,0 'ч

ч ~ г
4 rr- -  у
- ——0

^ .. 0
-- - - " F  =

0
= =  = 0

.- S *“30 -У
/ I.

, - 101р s f?

Расчетные зависимости основ
ных свойств нефти Богород
ского месторождения при тем
пературе 20 °С

параметр
Л, = 3,54(1,2147 -  Д , ) +1,0337Др, + 5 ,581 Д , • 

(I -1 ,61 Д л 10"3 / V  )10"3 Г 0М1;

объемный коэффициент нефти
Ьш = ^Ь О Т З З Д Д Ю '3̂ , .  - 6 ,5 1 0 - р , ;  

относительную плотность газонасыщениой нефти 

<1 +1 ,293^гр, I О 3 ̂ ).

По вычисленным значениям строят графические зависимости.

Задача 1.13. Рассчитать физические свойства нефти Богородского 
месторождения Куйбышевской области при г„л = 20 °С в процессе ее 
однократного контактного разгазирования от давления насыщения до 
атмосферного давления (р0 =0.1 МПа).



Исходные данные:
Pla =26,8МПа; tm = 66°С; = 0,8707; Гом = 49м3/т; у, = 7,55%; ун ■

0,8%; fto = 1,105; рм  -  7,85 МПа.

Решение. По формуле (1.55) вычисляют;

----- таи----
“ 49(0,408- 0,8-0.0755)

а по (1.56) -  давление насыщения при I = 20°С:

= 7,85 + (2°  ^  = 6,94МПа.
9,157 + 41,204

Затем последовательно рассчитывают параметры по формулам 
(1.57) -  (1.68), получают следующие результаты:

1 0,75 0.5 0,25 0,1 0,05 0,1фнк2О
р, МПа 6,94 5.2 3,47 1,74 0,69 0,35 0,1

Ъ 0 -0,0679 -0,163 -0,327 -0,543 -0,707 -I
G0M, м3/т а 4,37 10,24 19,65 30,7 38,06 49

Рг/ 0,725 0,718 0,716 0,736 0,803 0,887 1,105

Гом,м3/т 49 44,63 38,76 29,35 18,3 10,94 0

ЙР1 1,105 1,1429 1,2078 1,352 1,616 1,8634 2,4*

X, 2,5909 2,6109 2,6517 2.7577 2,9739 3,1985
ь„ 1,114 1,106 1,094 1,075 1.05 1,033 1,00

ftri 0,836 0,84 0,844 0,852 0,861 0,866

Ъ ,  = -03365; | U, = -143,3



1. 10.2. Расчет свойств нефти при 2 0 ° C < t<

1. Задаются рядом значений л,.

л, = —  = (1; 0,75; 0,5; 0,25; 0,1; 0,05;0,1/рж ).

2. Последовательно рассчитывают: 

давления

Pi =П<Риас1

вспомогательные коэффициенты, зависящие от давления

вспомогательные коэффициенты, не зависящие от давления 
Я/ = ДиАЛ4’5 - ° . 00305(гпл -2 0 )] -4 ,7 8 5 ;

Ш, = 1+0,029(/вд -2 O )(£ j0 ro -0 ,7966 );

Ш п =1 + 0 ,0054(/пл -  20);

^ = £ „ 1 ^ - 1 8 6 ;

Л 2 ,683(1,169- Д м)гтри 0,78 <Д11Д <0,86,1 

а * " 1 (1,975(1,272- Дад)при0,86<рнд <0,96, }

объем выделившегося газа (м3/г)
= Г„.Я/Д [D M(l+ tf ,) -l ] ;

относительную плотность выделившегося газа 
= Ш„ [рт -0 ,0036 (1+  Д, ){Ю 5,7 + £/,)?.)];

газонасыщенность пласговой нефти 
Г^М= Г  таШ ,-С „ м;

31

(1.69)

(1.70)

(1.71)

(172)

(1.73)

(1.74)

(1.75)

(1.76)

(1.77)

(1.78)

(1.79)



относительную плотность газа, остающегося в нефти в растворенном 
состоянии

К -  = - Д „  ^ ) .  (1.80)

При р  = 0,1 МПа ргр,■ находится графической экстраполяцией; 

параметр

Ли  = 3 ,5 4 (1 ,2 1 4 7 -^ )  + ̂ ! ^

+5,581(1-Ь б ^ Ю 'Т ^ .О Ю - Т ^

объемный коэффициент нефти

K i  = , + a j t w -  20) - 6 ,5 1 0 “' (182)

относительную плотность газонасыщенной нефти

г - , - ^ Т П Т 7 г Ы * ' * - *

По вычисленным значениям строят графические зависимости.

Задача 1.14. Для условий задачи 1.13 рассчитать физические 
свойства нефти Богородского месторождения в процессе разгазирования 
при пластовой температуре 66 °С.

Решение. В соответствии с вышеприведенным алгоритмом в 
полнены расчеты. Получены следующие результаты.

Л, 1 0,75 0,5 0,25 0,1 0,05 0,1/рнас20
Pi. МПа 7,85 5,89 3,93 1,% 0,79 0,39 0,1

0 -0,0659 -0,1589 -0,3177 -0,5277 -0,6866 -1
Сомг.;М3/т 0 6,12 14,23 26,66 40,37 48,67 59,82

ъ» 0,9049 0,8965 0,8942 0,916 0,9948 1,0921 1,3795

гом/.;М?/т 59,82 53,7 45,59 33,16 19,45 11.15 0
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р„, 1,3795 1,4345 1,5309 1,7521 2,1779 2.6338 4*

Kj 2,6263 2,6469 2,6928 2,8222 3,113 3,4443
1,1516 1,1414 1,1279 1,1068 1,0823 1,0656 1,0364

рнг„ 0,809 0,813 0,818 0,825 0,833 0,837 0,84

Dx ,= -0,5904; Ш( = 1,2208; Щ ,= 1,2484;
Ux = -143,34; 0Ch = 0,7926 - 10'3 1/°C

Графические зависимости расчетных свойств нефти при пласто
вой температуре представлены на рис. 5.

Сопоставление аналогичных зависимостей, представленных на 
рис. 4 и 5, показывает, что температура оказывает существенное влия
ние на количественные характеристики рассматриваемых параметров. 
Это необходимо учитывать в процессе добычи нефти.

Рис. 5.
Расчетные зависимости 
основных свойств нефти 
Богородского месторождения 
при температуре 66 °С

1 2 3 4 5 р, МПа



1.11. РАСЧЕТ ФИЗИЧЕСКИХ СВОЙСТВ 
ПЛАСТОВОЙ ВОДЫ2

При выполнении технологических расчетов процесса добычи 
нефти требуется знание не только свойств нефтей, но и свойств добы
ваемой воды (объемного коэффициента, газонасыщенности, плотности, 
вязкости и других характеристик).

Исходными данными для расчета физических свойств воды явля
ются давление, температура и концентрация растворенных в воде солей. 

Последовательность расчета физических свойств воды следующая.
1. По известной концентрации растворенных в воде солей рассчи

тывают массовое их содержание:

С  = 100С7(1000+С'Х (1.84)
где С -  массовое содержание солей в воде,% (отношение числа граммов 
соли, растворенной в 100 г воды); С  -  концентрация растворенных со
лей, г/л (число граммов соли, растворенной в 1 л воды).

2. Газонасы(ценность соленой воды вычисляют по следующей 
корреляционной зависимости:

Г . ^ . / Г ^ Ю / И У " '0 , (1.85)

где Гв -  относительная газонасыщенность соленой воды; Гее, Гга -  соответ
ственно газонасыщенности соленой и пресной вод, м /м3 (при неизвестном 
газовом факторе пластовой воды следует принимать приближенное значе
ние коэффициента растворимости газа в воде ос, = 0,15м3/(м3* МПа) ; а г -  
температурный коэффициент

о , = 0,048/(Г- гтз)0™6, (1.86)
Т -  текущая температура, К.

3. Для расчета объемного коэффициента соленой воды Ьь исполь
зуются следующие зависимости:
при р<Рнгс и Т< Тпп

Ь4 =1 + Д ^ П  + Д/КГ.Н Д&(/>), (1-87)



где АЬ (Т ) -  изменение объемного коэффициента при изменении темпе
ратуры от стандартной 7СТ = 293 К до 7  < 7|1Л при атмосферном давле
нии; АЪ (Гв) -  изменение объемного коэффициента вследствие раство
римости газа в воде с растворенными в ней солями при заданных давле
нии и температуре; Аb (р) -  изменение объемного коэффициента 
вследствие сжимаемости воды при изменении давления от стандартного 
р ст = 0,1 МПа до текущего давления р < р ^  при заданной температуре 
Т< 7ПЛ.

Указанные поправки вычисляются по следующим зависимостям;

АЬ{Т) = а в(7 )(7 -293 ), (1.88)

где а 9(Т ) -  объемный коэффициент теплового расширения воды (в 1/К) 
при Т < Гпд

а в (7) = а  в (7 „ ) + О Л 8 • 10~Ч7 -  273)°6746; (1.89)
а,(Т СТ) -  объемный коэффициент теплового расширения воды при 7СТ = 
293 К, равный 1,8 • 104 1/К

ЬЬ(Гш) = Т ,ф „ „ -Ь ш), (1.90)

где Ьпвт, bm -  соответственно объемные коэффициенты пресной воды, 
насыщенной газом, и пресной воды без газа,

А^(Г.) = 10-'4 [1,8829+0,0102( Т - 273)] рГ,, (1.91)

Щ р )  = -0 .(Т )Р, (1.92)

где рв (Т) -  коэффициент сжимаемости пресной воды при заданной тем
пературе 7 , 1/МПа

А  (Г )= А  (Г'ст) + (7" -  293)[3 ,125 • 10"* х(Г -  293) -  2,5 • I0*2 ]  10-*, (1.93)

Рв(7ст) -  коэффициент сжимаемости пресной воды при 7СТ = 293 К, рав
ный 4,7 • 104 1/МПа; р -  давление, МПа;

при р > р нас и 7=  7а1



(1-94)

где Ья (ришс, Гпл) -  объемный коэффициент пластовой воды при р  = р ж  и 
Т -  Т’пл; Р*г ( Тал) -  коэффициент сжимаемости воды с растворенным в

Аг (Гм) = Д  (rM) + (1 + 0 ,05Г ,), (1.95)
Г. -  газонасыщенность пластовой воды (в м3/м3), ориентировочно рас
считываемая так:

при отсутствии растворенных солей
Г .= ^ г(Ряас"^ оХ  0.96)

при наличии растворенных солей

(197>
а г =0,15 м3/(м’ МПа).

4. Пренебрегая массой растворенного газа, плотность пластовой 
воды рассчитывают по формуле:

где рв ст -  плотность воды в стандартных условиях (в кг/мэ), 
от массового содержания растворенных солей С (%):

0< С< 12 ^  = 1000 + 6,590,
12 < С < 20 = 1010,5 + 6,080,
20 < О < 26 р9СТ = 1027,15 + 5,250.

5. Вязкость пластовой воды р* (в мПа • с) вычисляют, учитывая 
влияние температуры и наличие растворенных солей:

//. = [ l14 + 3 ,8 1 0 - V KT-1 0 0 0 )]/ [l0 ooco5<r-ra’] . (1.100)

6. Ориентировочное значение поверхностного натяжения пласто- 
во воды на границе с газом аЕГ рассчитывают по формуле



а ж = 103/10U9t° 01̂ ,
где/? -  текущее давление, МПа.

(1.101)

Задача 1.15. Рассчитать основные физические свойства пластовой 
воды для следующих исходных данных: 

пластовое давление р пл = 12 МПа; 
пластовая температура = 298 К; 
давление насыщения воды газом/?** = 5 МПа; 
концентрация растворенных солей С ’ = 212 г/л.

Решение. По формуле (1.84) вычисляем массовое содержание рас
творенных в воде солей:

С= 100-212/(1000 + 212)= 17,5%.
Предварительно по формуле (1.86) рассчитываем температурный 

коэффициент ос? = 0,048/(298 -  273)°2096 = 2,444 • 10‘2, а затем по форму
ле (1.85) -  относительную газонасыщенность пластовой воды 

Г, =1/102-444,о'!|,’5 = 0,3734 .

По формулам (1.89), (1.88), (1.91), (1.93) и (1.92) рассчитываем 
поправки к объемному коэффициенту:
a . (Г„,) = 1,8 • КГ* + 0,18 • 104 (298 -  293) °'6746 = 2,333* 104 1/К,
ДЬ (Гм) = 2,333 • 104 (298 -  293) = 1,1665 • 10 3,
ЫЬ (Г.) = 104 (1,8829+0,0102 (298-273)] 5 * 0,3734 = 3,99 • 104,
Р. (Тт) = 4,7* 104+ (298-293) [3,125*104(298-293)*2,5'2]104 =4,583*104 1/МПа,
ДЪ ( fw ) = -4,583 • 104 *5 = -2,292 • 10'3,

затем по формуле (1.87) -  объемный коэффициент
Ь ,  = 1 + 1,1665* 10'3 +3,93 * Ю4 -  2,292 * 10 3 = 0,9987.

По формуле (1.94) вычисляем объемный коэффициент воды при 
пластовом давлении, определив предварительно.по формуле (1.97) газо
насыщенность, а также коэффициент (Г,*,) по (1.95):
Г . = 0 ,1 5 (5 -0 , D/IO2444101'7-5 = 0 ,2 7 5 м 3/м3,
3., = 4,583 * 104 (1 + 0,05 * 0,275) = 4,646 • 104 1/МПа,
b.„„ = 0,9987 [1 -  4,646 • 104 (12-5)] = 0,9954.

По формуле (1.99) рассчитываем р „  
р. „ =  1010,5 + 6,08* 17,5= 1116,9 кг/м3,



а затем по формуле (1.98) -  плотность пластовой воды 
Р. ш. = 1116,9/0,9954 = 1122,06 кг/м3.

По формуле (1.100) находим вязкость воды в пластовых условиях: 
ц, = [1,4 + 3,8.10° (1116,9 -  1000)] /ю0’" * 3*298- 273’ = 1,27 мПа-с.

Рассчитываем поверхностное натяжение по формуле (1.101) 
а,г =103/10и * Л от= 48,98 мН/м.

1.12. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ТИПА 
И СТРУКТУРЫ ВОДОНЕФТЯНОЙ СМЕСИ.
РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ И КАЖУЩЕЙСЯ ВЯЗКОСТИ

В процессе добычи нефти часто требуется знание различных фи
зических свойств как нефти и газа, так и водонефтяных смесей. На их 
свойства влияют не только изменяющиеся термобарические условия, но 
также и гидродинамические особенности, расходные характеристики 
воды и нефти, типы и структуры образующихся водонефтяных смесей.

Прежде, чем определять структуру водонефтяной смеси и ее тип, 
необходимо рассчитать следующие характеристики смсси: 
объемное расходное водосодержание в стандартных условиях

где СвстэСиспСжсг -  соответственно объемные расходы воды, нефти и 
жидкости в стандартных условиях, м3/с;
взаимосвязь объемного расходного и массового водосодержаний в стан
дартных условиях

*  .  (Lr = g , ,  ~Q „ (1.102)

(1.103)

Вш (1.104)

где п.ст -  массовое водосодержание в стандартных условиях; р, С1, р.,, -  
соответственно плотность воды в стандартных условиях (р. „ = 1000



кг/м3) и дегазированной нефти в стандартных условиях, кг/м3; объемные 
расходы воды Q b и нефти Q и при заданных р  и Т:

= (1.105)

п-106)
где Ь л, Ь н -  соответственно объемные коэффициенты воды и нефти при 
заданных р  и Г;
объемное расходное водосодержание В при заданных р  и Т

(1.107)

^G . + fi.)/^ (1108)
где F  -  площадь поперечного сечения канала, м2.

1. Определение структуры потока.
Выделяют две структуры потока водонефтяной смеси: капельную 

и эмульсионную. Их область существования оценивается по критиче
ской скорости смеси w см ко (в м/с):

=0,487VPZT, (1.109)

где £>г -  гидравлический диаметр капала (в м), определяемый по форму-

DT= 4 F /n \
* Дм круглой трубы О, =Dm.

где П -  смоченный периметр поперечного сечения канала, м. Если

то водонефтяной поток имеет капельную структуру: внутренняя диспер
гированная фаза в виде капель диаметром 0,5 -  2 см распределена во 
внешней непрерывной фазе. Если



(1-П2)
то водонефтяной поток имеет эмульсионную структуру: диспергирован
ная внутренняя фаза представлена сферическими каплями диаметром 
10'J -  10'5 см.

2. Определение типа водонефтяной смеси.
Для капельной структуры потока тип смеси определяется по рас

ходному объемному водосодержанию:
если В < 0,5, то смесь будет типа вода в нефти (В/Н) -  дискретной 

внутренней фазой служит вода, а непрерывной внешней фазой -  нефть;
если В > 0,5, то смесь будет типа нефть в воде (Н/В) -  дискретной 

внутренней фазой является нефть, а непрерывной внешней фазой -  вода.
Для эмульсионной структуры потока тип смеси определяется не 

только В, но и критической скоростью эмульсии w экр вычисляемой 
так: ___

w „ = 0 ,064-56* JHDt . (1.113)
Если В < 0,5 и w см к0 > w з кр — эмульсии типа В/Н; если В < 0,5 и 

We кр < W э кр или В > 0,5 -  эмульсия типа Н/В.

3. Расчет плотности и кажущейся вязкости.

Капельная структура

Рассчитывается поверхностное натяжение нефти на границе с во
дой

(1.114)
где анг, а»г- поверхностное натяжение на границе "нефть-газ” и "вода- 
газ", мН/м.

Поверхностное натяжение овг -  определяется по формуле (1.101), 
а стнг -  по следующей формуле:

<гиг =10, /10,se+005/’ - 7 2 1 0 - 3(Г -3 0 5 ) . (1.115)

Рассчитываются истинные объемные доли фаз в погоке. Для сме
си В/Н истинная объемная доля воды
<P. = wm >{'v«.v -(.0A 25-O ,m w „n I^ D t)x[4 ff„g{p .-pm) /p l J '2,Y О-116)



wBlip= Q J F ,  (1.117)

где w . ,ф -  приведенная скорость воды, м/с; рв, р„ -  соответствен
но плотности воды и нефти при заданных р  и Г, кг/м3 • Истинная объем
ная доля внешней фазы (нефти)

Для смеси Н/В истинная объемная доля нефти

WHlfp= Q J F t (1.120)
где w „ ,ф-  приведенная скорость нефти, м/с.

Истинная объемная доля внешней фазы (воды) 
f t = l - ^ H. (1.121)

Рассчитывается плотность водонефтяиой смеси р »н 
Рши -РгЯ>ш +Ри<Ри‘ (1.122)

Динамическая вязкость водонефтяной смеси капельной структуры 
принимается равной динамической вязкости внешней фазы: 

для смеси В/Н р,„ = р „, 
для смеси Н/В р „„ = р *

Р Р » -  соответственно вязкости нефти и воды при данных р и Г,
мПа • с.

Эмульсионная структура

Вычисляются истинные объемные доли фаз в эмульсии. Прини
мая во внимание, что эмульсии характеризуются высокой степенью дис
персности фаз, относительное движение между ними не учитывается, а 
истинные объемные доли принимаются равными объемным расходным 
содержаниям:

Определяется плотность водонефтяной эмульсии



А . = А (1 - * ) + Р Л  (1-124)
Рассчитывается кажущаяся вязкость водонефтяной эмульсии г\э. 

Для эмульсии В/Н:
Ъ = Я ( 1  + 2 ,9Я )/ (1 -Я ), (1.125)
где D -  коэффициент, определяемый следующим образом:

п р и А <  1 D = //H, (1.126)
л/?мЛ>1 0  = АртУ (1.127)
Л -  параметр, учитывающий влияние скорости сдвига на вязкость:

Л ^ О  + гОД2) / ^ 48*, (1.128)
И'сд -  скорость сдвига водонефтяной эмульсии при данных р н Т ,  1/с:

где W-, щ> -  приведенная скорость эмульсии, определяемая по формуле 
(1.108), м/с; D г -  гидравлический диаметр канала, м. Для эмульсии Н/В 
кажущаяся вязкость

Задача 1.16. Вычислить плотность и динамическую вязкость во
донефтяной смеси в подъемнике фонтанной скважины при заданных

10 МПа < р нис и температуре Г = 310 К. Дебит жидкости в 
стандартных условиях Q жст = 86,4 м7сут; массовое водосодержание плст

0,38; диаметр подъемника DT = 0,0635 м; плотность дегазированной 
нефти р„д = 852 кг/м3, а ее плотность при заданных р  и Г0 р„ = 805 кг/м3, 
плотность воды ра =1100 кг/м3; вязкость нефти при заданных р  и Т 
=3,2 мПа • с; объемный коэффициент нефти при заданных р  и Т Ьн -  
1,18, а во ды -£ ,=  1.

Решение. Рассчитываем объемное расходное водосодержание при 
стандартных условиях но формуле (1.104):

1100/852-0,38(1100/852-1)



Далее последовательно определяем: 
объемные расходы воды и нефти при заданных р  и Т по формулам
(1.105), (1106):

Q, = 86 4 • 1 • 0,322/86400 = 0,322 • 10 3 м3/с;
£„ =86,4 • 1,18 (I -  0,322)/86400 = 0,8 • 10° м3/с; 

объемное расходное водосодержание при данных р  и Г по формуле
(1.107)

В = 0,322 • 1/ [0,322. 1 + (1 -  0,322) 1,18]= 0,287; 
приведенную скорость водонефтяной смеси при данных р  и Т по форму
ле (1.108)

4W  = 4(0.322.10'3+0.8-10э)/(3,14-0.0635г) =0,355 м/с; 
критическую скорость смеси по формуле (1.109) 

и'с, кр = 0,487 ^/9,81 0 ,0635 = 0,384 м/с; 
структуру потока. Выполняется условие (1.111), поэтому водонефтяной 
поток имеет капельную структуру;

тип водонефтяпой смеси. Так как В = 0,287 < 0,5, то смесь будет 
типа вода в нефти (В/Н):

поверхностное натяжение а по формуле ( 1.101)
(ТВГ = Ю'/Ю1^ ’0110 = 51,28 мН/м; 
поверхностное натяжение онг по формуле (1.115) 
о„г = 103/юМ8<° 0510 -  72 • 10‘3(310 -  305) = 7,96 мН/м; 
поверхностное натяжение а„в по формуле (1.114) 
стив = 51,28 -  7,96 = 43,32 мН/м; 
приведенную скорость воды по формуле (1.117) 
w .np = 4 -0,322 - 10'3/(3,14 -0.06353) = 0,1017 м/с; 
истинную объемную долю воды по формуле (1.116)
<р.= 0,1017/[ 0,355 -(0,425 -  0,827 . 0 ,355/^ 9,81 0 ,0 6 3 5 ) • [4 - 

43,32 - 9,81 (110 -  805)/8052]0'23] = 0,333;
истинную объемную долю нефти по формуле (1.118) 
фи= 1 -0 ,333  = 0,667;
плотность водонефтяной смеси по формуле ( 1.122) 
рвн = 1100 • 0,333 + 805 • 0,667 = 903,23 кг/м3.
Так как внешней фазой является нефть (смесь В/Н), то динамиче

ская вязкость водонефтяной смеси равна вязкости нефти p* = 3,2 
мПа*с.

Задача 1.17. Рассчитать плотность и кажущуюся вязкость эмуль
сии для условий предыдущего примера, если дебит скважины по жидко
сти в стандартных условиях Сжст = 172,8 м3/сут.

43



Решение. Объемное расходное водосодержание при стандартных 
условиях В ь = 0,322. Далее последовательно определяем: 

е . =  172,8.1 • 0,322/86400 = 0,644. 103 i^/c;

172,8- 1,18 - 0,678/86400 = 1 .6-10 3 м3/с;
В , = 0,287;
н-смор = 4 (0,644 • 10°+ 1,6 • 10'3)/(3,14 • 0.06355) = 0,71 м/с; 
hYm «> = 0,384 м/с.
Так как и/смпр = 0,71 > wQMKD = 0,384, то водонефтяной поток имеет 

эмульсионную структуру. Тип водонефтяной эмульсии вода в нефти 
(В/Н), так как В = 0,287 < 0,5.

По формуле (1.113) вычисляем критическую скорость эмульсии 
W, ц, = 0,064 • 560-2*7 V 9,81 0,0635 = 0,16 м/с. Так как В  = 0,287 < 0,5 и 
wCM „р = 0,384 > w3 .ф = 0,16, то эмульсия типа В/Н.

По формуле (1.124) с учетом (1.123) рассчитываем плотность во
донефтяной эмульсии ррн = 805 (1 -  0,287) + 1100 • 0,287 = 889,66 кг/м3. 

По формуле (1.129) определяем скорость сдвига, принимая 
w, „0 = wc* 11Р = 0,71 м/с; w w = 8 • 0,71/0,0635 = 89,45 1/с.
По формуле (1.128) рассчитываем параметр А = (1 + 20 • 0,2872) / 

89,450,48 0Д7в = 1,398. Так как А = 1,398 > 1, то вычисляем коэффициент D 
по (1.127) D=l,398 • 3,2 = 4,474.

По формуле (1.125) находим кажущуюся вязкость эмульсии типа
В/Н:

ть = 4,474 (1 + 2,9 • 0,287) / ( I -  0,287) = 11,5мПас.



ГЛАВА 2

ФИЗИЧЕСКИЕ ОСНОВЫ 
ДОБЫЧИ НЕФТИ И ГАЗА

Как было показано в предыдущем разделе, термобарические усло
вия, при которых находятся флюиды, существенным образом влияют на 
их физические характеристики. Следовательно, в процессе эксплуатации 
скважин для выполнения расчеюв по подбору оборудования и оптими
зации его работы, по исследованию скважин, по расчету их дебита, под
счету запасов и т.д. обязательно знание не только давления, но и темпе
ратуры. При этом необходимо уметь рассчитывать названные параметры 
в любой момент времени, начиная с момента ввода залежи в разработку 
до момента окончания разработки.

Точных аналитических методов расчета давления и температуры в 
работающих скважинах на настоящее время не имеется, поэтому расче
ты как давления, так и температуры базируются на различных полуэм- 
пирических зависимостях.

2.1. РАСПРЕДЕЛЕНИЕ ТЕМПЕРАТУРЫ 
ПО ГЛУБИНЕ ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЫ

Распределение температуры по глубине добывающей скважины 
зависит от способа эксплуатации, дебита скважины, диаметра скважины 
или насосно-компрессорных труб, обводненности продукции и других 
параметров.

В общем случае распределение температуры можно рассчитать, 
используя уравнение теплопроводности, записанное в следующем виде:

t(h) = 11Л-ш Ь  + 1 -е х р (-  )1 , (2.1)
K7ld |_ 2c p q  J

где t (h) -  температура на глубине А, отсчитываемой от забоя скважины, 
°С; б -  температура на забое скважины (принимается равной пласто
вой температуре t^  С; ш -  геотермический градиент, град/м; с -  удель



ная теплоемкость жидкости, Дж/(кг • пзад); р -  плотность жидкости, 
кг/м3; q -  объемный расход жидкости, м /с; К  -  коэффициент теплопере
дачи через стенку трубы, Вт/(м2 • град); d -  внутренний диаметр подъ
емника скважины, м.

Наиболее трудно определяется коэффициент теплопередачи. 
Обобщение температурных режимов работы добывающих скважин и 
использование уравнения (2.1) позволяют записать следующие выраже
ния для расчета температуры по глубине добывающей скважины:

при расчете от забоя скважины

,(* )  = ,M( l - S t^ c o s a ) ,  (2.2)

при расчете от устья скважины

l(H ) = t ( l + — — S tc o sa ) ,  (2.3)К d
где Гм, rv -  соответственно температура пластовая и на устье скважины, 
°С; Л -  высота, отсчитываемая от забоя, м; Н  -  глубина, отсчитываемая 
от устья, м; St -  безразмерный критерий Стантона; а  -  угол отклонения 
скважины от вертикали, градус.

Зависимость критерия Стантона от массового дебита скважины 
можно записать в следующем виде (рис. 6):

!, 763-КГ1
- 0 , 202-КГ4,

In(QM+40) 
ic Gm -  массовый дебит скважины, т/сут.

2.5 

2
1.5 

I
0.5
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S

Рис* 6.
Зависимость критерия 
Стантона
от массового дебита 
скважины
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Для критерия представленная зависимость справедлива в преде
лах изменения дебита от 15 до 800 т/сут при диаметрах подъемника 
0,062; 0,0503 и 0,0403 м, т.е. справедлива только для колонн насосно
компрессорных труб и не может быть использована при расчетах темпе
ратуры в обсадных колоннах.

Критерий Стантона можно записать так:

Распределение температуры по глубине скважины можно устано
вить и по следующему выражению

где Гпл -  пластовая температура, К; Нк„ -  глубина кровли пласта, м; И  -  
текущая глубина, отсчитываемая от устья скважины, м; q -  дебит жид
кости, приведенный к стандартным условиям, м3/с; d -  диаметр скважи
ны (подъемника), м. Геотермический градиент

где Г„с -температура нейтрального слоя. К; Я„с -  глубина нейтрального

Температура нейтрального слоя для некоторых нефтяных рай
онов: Республика Коми -  277 К; Западная Сибирь -  278 К; Урало- 
Поволжье -279 К; Белоруссия и Украина -  282 К; Краснодарский край, 
Чечня и Ингушетия -  286,5 К; Азербайджан, Казахстан и Средняя Азия 
-289 К. Глубина нейтрального слоя от поверхности земли изменяется в 
разных районах от 20 до 40 м и может быть принята, в среднем равной 
30 м.

При известном массовом дебите скважины Qu и известной плот
ности нефти в стандартных условиях рнд дебит жидкости q рассчитыва
ется так:

(2.5)

Т(И ) = ТМ -  (Нп -  Н) -
0 ,0034 + 0 ,79o/cos а  

1 к г'*"™
(2.6)

ты-т ж (2.7)
(Нкп - H J c o s a

q ,= Q u№ A p J , (2.8)



где q  -  дебит жидкости, м3/с; QH -  массовый дебит жидкости, т/сут; рнд 
плотность нефти в стандартных условиях,кг/м3.

Задача 2.1. Рассчитать распределение температуры по глубине 
фонтанной добывающей скважины Туймазинского нефтяного месторо
ждения для следующих условий:

глубина кровли пласта 1700 м; пластовая температура 29 °С; диа
метр подъемника dbH = 0,0403 м (подъемник спущен до кровли продук
тивного горизонта); скважина работает с массовым дебитом См = 51 
т/суг, обводненность продукции В=0, плотность нефти в стандартных 
условиях 852,5 кг/м3 , скважина вертикальная.

Решение. Определяем распределение температуры по зависимости 
(2.2) с шагом h = 200 м. Предварительно рассчитаем по формуле (2.4) 
критерий Стантона:

St = 1,763 • 10"Vln(51 +40) -  0,202 • КГ1 = 1,889 • Ю'\
По рис. 6 St = 1,9*105.
Для h = 200 м

Аналогичные расчеты проводим для следующих значений h .

200 400 600 800 1000 1200 1400 1600 1700
26,3 23,6 20,85 18,12 15,4 12,7 10 7,28 5,9

Вычисляем распределение температуры по формуле (2.6). Пред
варительно рассчитываем геотермический градиент для следующих ус
ловий:

Тт =302 К, Гнс =279 К, # К1| = 1700 м, # 1|с= 30 м,
<х = 0°.
В соответствии с формулой (2.7): 

302-  279 = 0,0141 градус/м.

Чтобы установить распределение температуры по (2.6), рассчиты
ваем предварительно q  по (2.8):



-  = 6 ,9 2 4 .10-4 м/с.
86,4-852,5

Вычисляем по формуле (2.6) температуру на глубине Н = 200 м от

. 0,0034 + 0,79 0,01411

Проводим аналогичные расчеты для следующих значений Н:

Д м  200 400 600 800 1000 1200 1400 1600 1700
°С 14,7 16,6 18,5 20,4 22,3 24,2 26,14 28,05 29

Ниже представлены результаты экспериментальных замеров 
температуры по глубине этой скважины

11,8 13,3 16,3 17,8 19,9
900 1050 1600

Для сопоставления расчетного распределения температуры с экс
периментальным приводится рис. 7.

Таким образом, в данной скважине расчет по (2.2) практически 
совпадает с экспериментальными замерами, а расчет по (2.6) дает суще
ственно завышенные температуры.

Задача 2.2. Вертикальная скважина эксплуатируется установкой 
погружного центробежного электронасоса (ПЦЭН), спущенной па глу
бину Нсп = 1100 м. Массовый дебит скважины Qu = 131 т/сут.

Диаметр подъемника dw= 0,0503 м. Диаметр скважины DM = 0,168 
м. Глубина скважины # с= 2700 м. Пластовая температура 38 °С, обвод
ненность продукции В =0,1. Температура на устье скважины /у=20 °С.

Требуется рассчитать температуру жидкости перед установкой 
ПЦЭН гпр, на выходе из насоса а также подогрев жидкости за счет ра
боты установки Д/.

Решение. Для расчета распределения температуры в обсадной ко
лонне ниже установки ПЦЭН используем следующую зависимость:



'(A) = f„ j l 544(623,

где h -  высота, отсчитываемая от забоя скважины, м.

(2.9)

я ,»

д
,2

д 
-  ^ х =

-  V

Рис. 7.

экспериментального распреде
лений температуры: I -  рас
чет по формуле (2.2); 2 -  расчет 
по формуле (2.6) : 3 -  экспери
ментальные данные

Распределение температуры в колонне насосно-компрессорных 
труб при расчете ее от устья устанавливается по зависимости (2.3):

Так как температура на устье 20°С учитывает подогрев продукции 
за счет работы установки ЭЦН на величину Аг, оценим предварительно 
это повышение температуры по формуле:
А/ = 1400/£). (2.10)
где Q -  массовый дебет скважины т/сут.

Таким образом, А г= 1400/131 = 10,7 °С.
Удельная теплоемкость продукции скважины 

с = с„(1-Д )  + свЯ, (2.11)
где с„, с%-  соответственно, удельная теплоемкость нефти (с„ = 2100 
Дж/(кг*градус) и воды (сш = 4186 Дж/(кг • градус); В -  обводненность 
продукции.

Для условий задачи удельная теплоемкость жидкости 
с = 2100(1 -  0,1) + 41,86 • 0,9 = 2308,6 Дж/ (кмрадус).



Рассчитываем по формуле (2.9) температуру жидкости перед ус
тановкой ПЦЭН /пр на глубине от устья скважины Ясп = 1100 м, т.е. на 
высоте от забоя h:

Л = 2700-1100= 1600м

Таким образом, температура жидкости перед установкой ПЦЭН 
равна 18 °С.

Температуру жидкости на выкиде насоса в подъемнике /в вычис
ляем по (2.3), определив предварительно по рис. 6 критерий Стантона 
для =131 т/сут: St = 1,37 • 10*5. Расчет ведем для Нсп = 1100 м, при 
этом фактическая температура на этой глубине с учетом подогрева про
дукции составляет /по + А* = 18 + 10,7 = 28,7 °С.

Рассчитаем температуру на выкиде насоса /в пс 

» р 2 0 ( 1 + ^ - ^ -  1,37 10-5) = 28,6°С.
20 0,0503

Принимаем температуру жидкости на выкиде насоса средней:
U = (28,7 + 28,6)72 = 28,65 °С.
Подогрев жидкости за счет работы установки ПЦЭН составляет:
Л/ = /в — г„р =28,65 -  18 = 10,65 °С.
Таким образом, температура жидкости перед установкой ПЦЭН 

/рр =18 °С; температура жидкости на выходе из установки /в = 28,65 °С, а 
подогрев жидкости за счет работы установки Дt = 10,65 °С.

2.2. РАСЧЕТ ПЛАСТОВОГО ДАВЛЕНИЯ 
В ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЕ

Под пластовым давлением будем понимать давление на забое ос
тановленной на определенный период времени скважины. Методы рас
чета пластового давления различны для различных категорий скважин 
по обводненности и базируются на использовании ряда показателей 
скважин, получаемых в процессе ее эксплуатации.

По обводненности скважины делятся на безводные и обводнен
ные. К безводным будем относить только те скважины, в продукции ко
торых полностью отсутствует вода и скважины при проведении подзем



ного ремонта не были заглушены водой (или вся вода глушения вынесе
на на поверхность).

К обводненным будем относить все скважины, в продукции кото
рых содержится вода при стационарном режиме их работы независимо 
от места рассмотрения продукции (на поверхности, в подъемнике, в ин
тервале "забой-прием"). Таким образом, скважину, в продукции которой 
на поверхности вода отсутствует, но которая была заглушена водой и в 
интервале "забой -  прием" имеется вода при стационарной ее работе, 
будем считать обводненной.

Для безводной скважины пластовое давление рассчитывают по 
формуле:

Рт =КР..8Ю*. (2.12)
где h -  высота столба нефти в скважине, отсчитываемая от забоя сква
жины, м; р п -  средняя плотность нефти в остановленной скважине, 
кг/м3.

Высота столба нефти 
hia = Lc - H „ . (2.13)
где U -  глубина скважины, м; -  статический уровень жидкости, м. 
Если при остановке скважины давление на устье больше атмосферного, 
то пластовое давление

Pm = h A s W *  + Py. (214)
где ру -  давление на устье остановленной скважины, МПа.

Среднюю плотность нефти можно рассчитывать, принимая ли
нейный закон ее распределения в функции давления:

А  = ( А .+ Д * )/ 2 . (2.15)
В обводненной скважине, которая не глушилась водой (или дру

гой жидкостью глушения) при эксплуатации, возможны следующие ус
ловия: вся вода, поступающая из пласта с продукцией, выносится на 
дневную поверхность и не накапливается в интервале "забой -  прием"; 
поступающая из пласта с нефтью вода частично выносится на дневную 
поверхность, а частично накапливается в интервале "забой -  прием".

В этих условиях проверяется возможность накопления воды в ин
тервале "забой -  прием" в процессе эксплуатации скважины.



Условия полного выноса накопленной в интервале "забой -  при
ем" воды, поступающей с продукцией из пласта, следующие:

Re. > R e^  = 1600 (2.16)

Re < Re =1600, 1
/ . , , Г (217)н сп > //', = /(d ; + d l  ),J

где ReH -  приведенное число Рейнольдса по нефти; Re„ щ, -  предельное 
приведенное число Рейнольдса по нефти, равное 1600 и при котором вся 
вода, поступающая из пласта, выносится с интервала "забой -  прием" 
(накопления воды в этом интервале при эксплуатации скважины не про
исходит); #сп -  глубина спуска подъемника или насоса, м; D,K -  внут
ренний диаметр эксплуатационной колонны, м; dM -  внутренний диа
метр НКТ, м.

Приведенное число Рейнольдса по нефти 
ReH = 1,21AQJbu /(86400Г>жvH), ’ (2.18)
где (2нд -  дебит скважины по дегазированной нефти, м3/сут; bн -  объем
ный коэффициент нефти; v„ -  кинематическая вязкость нефти в пласто
вых условиях, м2/с.

При соблюдении условий (2.16) или (2.17) плотность водонеф
тяной смеси р'шн в интервале "забой -  прием” рассчитывают по формуле

р 1 = А + ( А - Д , ) А  (2-19)
где р* -  плотность воды, кг/м3; В -  обводненность продукции. В данном 
случае пластовое давление

Р|у, = 10  ̂[ ( L, -  //„ )//g + ( Я„ -  ) рлх8 + (//„- Я„ )p lg ] , (2.20)
где Ялин -  динамический уровень в скважине, м.

Условие неполного выноса накопленной в интервале "забой -  
прием" воды следующее:



R e .< R e mp=1600, |

Ha ,< K =  k Dl  W l  + dL )J
(2.21)

В условиях неполного выноса поступающей из пласта воды (вода 
накапливается в интервале "забой -  прием") плотность водонефтяной

где p w -  плотность водонефтяной смеси при условии полного выноса 
воды рассчитываемая по (2.19), кг/м3.

Если скважина в процессе эксплуатации дает безводную продук
цию, но при текущем ремонте она была заглушена водой, то возможны 
также два условия: в процессе эксплуатации происходит полный вынос 
воды глушения; в процессе эксплуатации воды глушения частично оста
ется в интервале "забой -  прием".

Условия полного выноса вода глушения следующие:

Re„ c R e HlB) =850,
(2.24)

где -  глубина спуска подъемника (насоса), при которой возможен 
полный вынос воды, рассчитываемая по (2.17), м.

При соблюдении условий (2.23) или (2.24) пластовое давление оп
ределяют по формуле (2.12) или (2.14).

Условие неполного выноса воды глушения следующее:

(2.22)

ReH> R eMnp=850 (2.23)

или

(2.25)

При соблюдении условия (2.25) плотность водонефтяной смеси в 
интервале "забой -  прием"



Р»  = P. -  9 , (А  -  А . )• (2-26)
где рв -  плотность воды глушения, кг/м3; р„п -  плотность пластовой 
нефти, кг/м3; ф„ -  истинное нефтесодержание в интервале "забой -  при-

Истинное нефтесодержание зависит от ReH и может быть рассчи
тано по следующим формулам:

при 0 < ReB < 400 <рн = 0,0024 • Re„; (2.27)

при 400 < Re„ < 850 <рщ = 0,915 +10^ Re„. (2.28)

При соблюдении условия (2.25) пластовое давление

рш = 10"6 [ {L  -  H j p „ g + ( H m -  Hm ) p „ g + ( H m - H J p mg].(2.29)

Задача 2.3. Рассчитать пластовое давление в безводной останов
ленной скважине для следующих условий:

глубина скважины 1870 м; измеренный статический уровень 37 м; 
плотность дегазированной нефти 870 кг/м3; плотность пластовой нефти 
805 кг/м3; скважина эксплуатировалась при забойном давлении, боль
шем давления насыщения.

Решение. Так как скважина безводная, то после остановки она за
полнена только нефтью. Рассчитываем высоту столба нефти по формуле 
(2.13):

Лк= 1870-37 = 1833 м.
Вычисляем по формуле (2.15) среднюю плотность нефти: 
р ы = (805 + 870) /2 = 837,5 кг/м3.
Пластовое давление в соответствии с формулой (2.12) 
рШ1 = 1833 • 837,5 • 9,81 • 10* = 15,06 МПа.

Задача 2.4. Определить пластовое давление в остановленной без
водной фонтанной скважине для следующих условий:

глубина скважины 2650 м; статический уровень на устье; давле
ния на устье остановленной скважины p s = 8 МПа; скважина эксплуати
ровалась при забойном давлении, равном давлению насыщения р ншс = 12 
МПа; замеренная температура на устье остановленной скважины rv = 20 
°С: пластовая температура /пл =70 °С.
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Зависимости плотности нефти от давления и температуры пред
ставлены на рис. 8.

Решение. Для расчета пластового давления в данном случае необ
ходимо использовать формулу (2.14).

Средняя плотность нефти в скважине р н зависит от давления и 
температуры.

По существу, решение данной задачи сводится к расчету р н (р, /). 
Принимая линейный закон распределения температуры по глубина ос
тановленной скважины, рассчитаем среднюю температуру t = (20 + 
70)/2=45°С.

Р.,

О 2 4 6 8 р, МПа

Рис* 8.
Зависимости плотности 
нефти от давления и тем- 
пературы:
1 -  при / -20°С;
2 -  при t=  70 °С;
3 -  при I -  45 °С.

Используя графические зависимости р„ = / (р, t) на рис. 8 и при
нимая линейное изменение плотности нефти от температуры, путем ин
терполяции строим зависимость плотности нефти при / = 45 °С (кривая 
3). Полученную кривую можно использовать для расчета средней плот
ности нефти в скважине при изменении давления от р у до р мс. По кри
вой 3 находим среднюю плотность нефти в интервале давлений от ру =8 
МПа до /7нас = 11,3 МПа: р„ =775 кг/м3.

По формуле (2.14) рассчитываем пластовое давление: 
рт = 2650 >775 -9,81 . 10-6 + 8 = 28,15 МПа.
При решении принято, что средняя плотность нефти при / = 45 °С 

в области давлений от p Hac = 11,3 МПа до рпп -  28,15 МПа постоянна и 
равна 775 кг/м3. Фактически, в этой области давлений плотность нефти 
линейно увеличивается за счет сжимаемости. Рассчитаем плотность 
нефти при рт, = 28,15 МПа, если плотность нефти при р мс = 11,3 МПа 
равна 772,5 кг/м3 (см. кривую 3 на рис. 8).



Коэффициент сжимаемости нефти рн принимаем равным 6,5*10“* 
i/МПа. Таким образом, плотность нефти при пластовом давлении

я * — . = А о.^и.з.Ф -Д ДРпл - Р » * ) ]  (2.30)

ИЛИ
772.5

р  = ----------------------------------=781,1 кг/м.
1 -  6,5 • 10"1 (28,15-11,3)

Средняя плотность нефти в интервале давлений от рw  до р„л

рнср = (772,5 + 781,1)/2 = 776,9 кг/м3.

Таким образом, средние плотности нефти в интервалах давлений 
от Риас = 8 МПа до риас = 11,3 МПа и от р„ас = 11,3 МПа до рип = 28,15 
МПа соответственно равны 775 и 776,9 кг/м3. Для данных условий не
трудно рассчитать и среднюю плотность нефти в интервале от p s = 8 
МПа до p ttn = 28,15 МПа, которая равна 776,5 кг/м3.

Вычисляем пластовое давление с учетом изменения плотности 
нефти при р  > р нас'

р 11Я = 2650 • 776,5 • 9,81 • 10'6 + 8 = 28,19 МПа.
Оценим ошибку б, вносимую в расчет пластового давления, 

пренебрежением влияния давления на плотность нефти в области р  >
р»эс:

28,19

Таким образом, ошибка составляет всего 0,15%, поэтому в практи
ческих расчетах можно пренебрегать влиянием изменения плотности 
нефти за счет ее сжимаемости в области давлений от р до р нас•

Задача 2.5. Вычислить пластовое давление в скважине, эксплуати 
ровавшсйся скважинным штанговым насосом при следующих условиях:

глубина скважины 1000 м; внутренний диаметр эксплуатационной 
колонны 0,1302 м; глубина спуска насоса 850 м; внутренний диаметр 
НКТ 0,062 м; дебит скважины по дегазированной нефти 50 м3/сут; объ
емный коэффициент нефги 1,06; плотность пластовой нефти 853 кг/м3;
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плотность дегазированной нефти 880 кг/м3; кинематическая вязкость 
пластовой нефти 1*10'5 м2/с; обводненность продукции 0,2; плотность 
воды 1100 кг/м3; динамический уровень 650 м; статический уровень 150

При предыдущем текущем ремонте скважина не была заглушена
водой.

Решение. Так как скважина обводненная, проверяем возможность 
накопления воды, поступающей из пласта, в интервале "забой -  прием 
насоса". Рассчитываем сначала приведенное число Рейнольдса по нефти 
по формуле (2.18):

Re„ = 1,274 - 50 -1,06/(86400 • 0,1302 . 1 . Ю'5) -  600.
В данном случае Re„ = 600 < ReH П1> = 1600, поэтому условие (2.16) 

не выполняется. Проверяем выполнение условия (2.17), для чего рассчи
тываем

Н'щ = 1000(0,1302)2/[ (0,1302)2 + (0,062)2] =. 815 м.
Таким образом условие (2.17) выполняется и поэтому вся посту

пающая из пласта вода выносится с интервала "забой -  прием насоса".
Рассчитываем по (2.19) плотность водонефтяной смеси на данном 

интервале, предварительно вычисляя по (2.15) среднюю плотность неф
ти:

Рнср = (853 + 880) /2 = 866,5 кг/м3,
Рен = 866,5+ (1100 -  866,5) 0,2 = 913,2 кг/м3.
Пластовое давление определяем по формуле (2.20):
р т = 10 6 [(1000 -  850). 913,2 • 9.81 + (850 -  650)880 • 9,81 +
+ (650- 150) 913,2 • 9.81] = (1,344 + 1,726 + 4,479) -  7,55 МПа.

Задача 2.6. Вычислить пластовое давление в безводной скважине, 
эксплуатировавшейся установкой погружного центробежного электро
насоса при следующих условиях:

глубина скважины 1700 м; дебит дегазированной нефти 100 
м3/сут; внутренний диаметр эксплуатационной колонны 0,1503 м; внут
ренний диаметр НКТ 0,0503 м; плотность дегазированной нефти 810 
кг/м3; плотность пластовой нефти 778 кг/м3; объемный коэффициент 
нефти 1, 12; кинематическая вязкость пластовой нефти 2 • 10'5 м /с; глу
бина спуска насоса 1100 м; динамический уровень при атмосферном 
затрубном давлении 600 м; статический уровень 95 м.

При предыдущем подземном текущем ремонте скважина была за-



Для решения этой задачи проверяются условия (2.23), (2.24) или
(2.25). При соблюдении того или иного условия выбираются соответст
вующие формулы для расчета пластового давления.

23. ПРИВЕДЕННОЕ ПЛАСТОВОЕ ДАВЛЕНИЕ

Под приведенным пластовым давлением понимают такое расчет
ное давление, которое отнесено (приведено) к какой-либо фиксирован
ной для данного месторождения глубине. Для месторождений с водона
порным режимом удобно приводить фактически замеренное в скважи
нах пластовое давление к плоскости первоначального водонефтя-ного 
контакта. Знание приведенного пластового давления необходимо не 
только для научно обоснованного регулирования процесса разработки 
месторождения, но также при решении многих вопросов рациональной 
эксплуатации скважин с учетом реального изменения в процессе экс
плуатации энергетического состояния залежи в окрестности добываю
щих и нагнетательных скважин. Из условий проявления водонапорного 
режима следует, что р „  > / w

Введем следующие обозначения: //8НК -  расстояние от устья сква
жины до первоначального положения водонефтяного контакта (ВНК), 
Ямм -  расстояние от устья скважины до точки замера давления рэам 
(МПа), м; рШ11П> -  приведенное к плоскости первоначального ВНК пла
стовое давление, МПа.

Если текущее пластовое давление изменяется даже в 2 раза по 
сравнению с первоначальным, то плотность нефти меняется не более 
чем на 3% (при плотности р„„ = 750 кг/м3). При большей плотности неф
ти (ркп > 750 кг/м3) разница за счет изменения пластового давления ста
новится меньше 3%. Поэтому при расчетах в области давления р  > ртс 
можно использовать постоянное значение плотности пластовой нефти 
Рн».

В зависимости от конструкции скважин и их местоположения на 
структуре возможны следующие варианты:

Я1И <Яш иЯмн >ЯВНК

В первом случае приведенное пластовое давление

+ (Я 1НК -  Л *. )A n*10“*. <2-31)

во втором случае



A™, =Рш .~  ( Д .  ~ (2.32)

Задача 2.7. Рассчитать приведенные пластовые давления в сква
жинах, данные о соответствующих замерах в которых представлены 
ниже

Скважина 1 2 3 4 5
Параметры;
Я«пс,М 1750 1640 1780 1820 1680

Hw  м 1610 1670 1865 1740 1620
Ртми, МПа 15 14,3 13,7 16,2 13,1
рн,„ кг/м3 805 803 810 812 807

Решение. Приведенные пластовые давления в данных скважинах, 
составляют:

Рил"Г| = 15 + (1750- 1610)805-9.81- 10^=16.1 МПа;
Р.» пр2 = 14.3 -  (1670 -  1640)803-9,81 - L0-6 = 14,06МПа;
Яплпр, = 1 3 ,7 -(1865 - 1780)810 - 9,81 • 10^=13,03 МПа;
/>ллпр4 =16.2 + (1820- 1740)812-9,вЬЮ-6 =16,84 МПа:
Рплпр, =13,1 + (1680-1620)807 - 9,81 • 10*= 13,58 МПа.

Задача 2.8. Для условий предыдущей задачи оценить влияние из
менения плотности пластовой нефти на приведенные пластовые давле
ния, если во всех указанных скважинах замеренное давление возросло и 
составляет: в скв. 1-1,3 рмм; в скв. 2 -  1,45рмм; в скв. 3 -  1,6/7мм; в скв. 4 -  
11 Ряшы\ в скв.5 -  1,2раы.

Указание для решения задачи. На первом этапе рассчитать 
приведенные пластовые давления /?пл пр, используя плотности пластовой 
нефти (р„п). указанные выше в задаче 2.7, а замеренные давления р ^ 
рассчитать по условию задачи.

На втором этапе вычислить новые значения плотности пластовой 
нефти рш с учетом изменения замеренного давления по следующей 
формуле

p 'u, = p J V - P . ( p L - p ™ )1  (2-33)
где р„п -  плотность пластовой нефти, кг/м3 (берется из задачи 2.7); Р„ -  
коэффициент сжимаемости нефти, 1/МГ1а (принимается равным L • I0*3



1/МПа); р \̂  -  рассчитанное по условию задачи 2.8 давление, МПа; рпм 
-  замеренное давление, МПа (берется из задачи 2.7).

На третьем этапе определить приведенные пластовые давления 
Р~щ • используя величины Ньт и //мм из задачи 2.7 и рассчитанные для 

соответствующих скважин рмм и р„„.
На последнем этапе сравнить приведенные пластовые давления, 

рассчитанные на первом и третьем этапах, и вычислить относительную 
ошибку б:

5  = Р""г - - - - - ■ 100%. (2.34)

Таким образом, изменение плотности пластовой нефти при изме
нении пластового давления влияет на приведенное пластовое давление.

2.4. РАСЧЕТ РАСПРЕДЕЛЕНИЯ ДАВЛЕНИЯ 
В ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЕ

Решение большинства задач при добыче нефти из скважин связа
но со знанием характера распределения давления по длине подъемника 
р  = / (И). Существует много методов расчета кривых распределения 
давления, но каждый из них можно применять только для определенных 
эксплуатационных условий. В настоящее время наиболее универсаль
ный метод расчета распределения давления -  метод В.Г. Трона, апроби
рованный в широком диапазоне эксплуатационных условий и физико
химических свойств добываемой продукции. Метод учитывает не толь
ко влияние изменяющейся по длине подъемника температуры, но и фа
зовые переходы в движущемся при пузырьковой и пробковой структу
рам потоке смеси.

Сущность метода заключается в расчете суммарного градиента 
давления потока газожидкостной смеси (dp/dH ) (в предположении пре
небрежимо малой составляющей инерционных потерь):

(d p /d H )  = 1()■*/>«* cos a  + (dp /dH )ir< (2.35)
где (dp /  dH) -  суммарный (общий) градиент давления при движении 
газожидкостной смеси в подъемнике, МПа/м; рсм -  плотность газожид
костной смеси, кг/м3; а  -  угол отклонения скважины от вертикали, гра



дус; (dp/dH)^ -  градиент потерь на трение, МПа/м. Плотность газожид
костной смеси

Рсы = Рж 0  “  <РТ) + P M . (2.36)
где рж, рг -  соответственно плотность жидкой и газовой фаз при соот
ветствующих термодинамических условиях рассматриваемого сечения 
потока смеси, кг/м3; <рг -  истинное газосодержание в потоке смеся (объ
емная доля газа в смеси), которое рассчитывается по следующему ана
литическому выражению

<РГ = firwot/w n = fir (С, + C2fr ĉ 5), (2.37)

где рг -  объемное расходное газосодержание в потоке смеси, вычисляе
мое так;

А = К /< С в + К ), (2.38)
Qm-  соответственно объемный расход газовой и жидкой фаз при со

ответствующих термодинамических условиях, м3/с; wCM -  соответст
венно средняя истинная скорость газовой фазы и средняя приведенная 
скорость движения смеси, м/с; Сь Сг -  безразмерны корреляционные 
коэффициенты, учитывающие гидродинамические особенности потока 
смеси и физические свойства фаз; FrC4 -  критерия Фруда, зависящий от 
скорости смеси wCM:

/ («О * (2.39)

= 4(СЖ + Vr) ! {n d l ), (2.40)
dm -  внутренний диаметр колонны НКТ, по которой движется газожид
костная смесь, м.

Для расчета корреляционных коэффициентов используются сле
дующие зависимости:

Cl "0,015)’ (24,)

Сг = Т + и о о г Т ™ ^  “ [6-707 “  0> 168(^ « " 1)1 xW“ - ° ’015)’ <242)



где //ж -  относительная вязкость жидкости, равная отношению вязкости 
движущейся в подъемнике при известных термодинамических условиях 
жидкости (в мПа*с) к вязкости воды при стандартных условиях (р** = 1 
мПа*с)

(2-43)
0,5447, 6,707 и 0,168 -  числовые коэффициенты, имеющие размерность 
1/м.

Зависимость (2.41) справедлива при следующих соотношениях 
внутренних диаметров труб и диапазонов изменения относительной вяз
кости жидкости:

dw -  0,0381м 

dm = 0,0508м 

dm = 0,0635м 

d m = 0 ,0762м

Выражение (2.42) справедливо в интервале 1 < /7Ж < 40. Если Дж 
> 40, то корреляционный коэффициент

С, = (1 + О, I082eoow?- )/(1 +1,1 0 0 2 е ° ^ ). (2.45)

Градиент потерь на трение 
(dp /dH )"  = Л и /(2dK ), (2.46)

где Я -  коэффициент гидравлического сопротивления для жидкой фазы, 
движущейся со скоростью смеси и рассчитываемый в зависимости от 
числа Рейнольдса по жидкой фазе

Re* = К Л н Р ж  ! Мж (2ЛТ>

по следующей формуле:

1</7ж < 1500 

1<ДЖ<750 

1<Дм < 450 

1<Дж <300



где е -  абсолютная шероховатость внутренней поверхности труб (для 
труб нефтяного сортамента, не загрязненных отложениями солей, смол 
и парафина, е = 1,4 • 105 м), м.

Следует указать, что зависимости (2.41), (2.42) и (2.45) можно ис
пользовать при внутренних диаметрах подъемника 0,015 м < dM< 0,0762

Алгоритм расчет а кривой распределения давления  
в добы ваю щ ей с кваж и не

1. Подготавливают исходные данные: 0 ЖСТ (£>нд) -  дебит жидкости 
при стандартных условиях (дебит дегазированной нефти). м3/сут; Вя ст -  
объемная обводненность жидкости при стандартных условиях; ру -  дав
ление на устье скважины (при этом расчет ведется "сверху вниз") или 
p-аб забойное давление (при этом расчет ведется "снизу-вверх"), МПа; 
Тпп -  пластовая температура. К; L* -  глубина скважины, м; Н€П -  глубина 
спуска колонны НКТ или насоса, м; L», -  глубина точки ввода газа при 
газлифтной эксплуатации, м; а  -  угол отклонения скважины от вертика
ли, градус; /?о -  удельный расход газа при газлифтной эксплуатации, 
приведенный к нормальным условиям, м7м3; dbH -  внутренний диаметр 
НКТ, м; D3K -  внутренний диаметр эксплуатационной колонны, м; рнд -  
плотность дегазированной нефти при стандартных условиях, кг/м ; -
динамическая вязкость дегазированной нефти, мГ1а*с; р ж  -  давление 
насыщения при пластовой температуре, МПа; Go -  гаэосодсржанис пла
стовой нефти (газовый фактор), м3/м3; р*) -  плотность газа, выделяюще
гося из нефти при однократном разгаэировании при нормальных усло
виях, кг/м3; уЛч ум -  молярные доли азота и метана в газе однократного 
разгазирования; р ^  -  плотность воды при стандартных условиях, кг/м3; 
С  -  концентрация солей, растворенных в воде, г/л.

При расчете распределения давления газосодержание пластовой 
нефти (газовый фактор) необходимо привести к нормальным условиям, 
используя следующую формулу:

Г0 = С ^ ,  (2.49)

где Го- газовый фактор при нормальных условиях, м3/м3; Go- газовый 
фактор при стандартных условиях, м3/м3.



2. Рассчитывают ряд последовательных значений давления, соот
ветствующих определенным глубинам. Для этого общий диапазон изме
нения давления (ркон -  Рмч) разбивают на интервалы с шагом

Ар = 0Д/?кон, (2.50)
здесь р кон -  конечное давление, МПа; ртч -  начальное давление, МПа.

Число интервалов

Соответственно рассчитанные давления 

Р ,в Рш.± £ лР1. (2-52)

а ряд их последовательных значений

n = N + l.  (2.53)

В формуле (2.52) знак плюс следует брать при расчете ’’сверху 
вниз”, знак минус -  при расчете "снизу вверх”.

3. При известной пластовой температуре по формуле (2.9) вычис
ляют температуру на высоте ( -  ЯСц ) Uu - //с»)- Затем от этой высоты 
расчет ведут до устья по следующей формуле:

/(Л) = j l  -  а|о,5 4 4 (6 2 3 ,7 -^ - + (2.54)

При этом высота (Цп -  Ясп) принимается за начало отсчета, т.е. И

Если известна устьевая температура, то расчет ///сп ведут по фор
муле (2.3) до глубины Я  = Ясп ,принимая d = d При глубинах, боль-



При этом глубина Ит принимается за начало отсчета, т.е. Н = 0. 
Таким образом рассчитывают Ту или .

4. Вычисляют температуры потока в скважине при соответст
вующих давлениях рг.

Т, = 7 ' ,+ [<г » - 7’,Х Л - ^ ) ]/ (Р .И( - . , - Р ,) .  (2-56)

где Рпл(иб)- пластовое или забойное давление, МПа.
5. Используя исходные данные по свойствам флюидов, рассчиты

вают физические свойства нефти, газа, воды или водонефтяной смеси 
при соответствующих термодинамических условиях (р„ Tj). Для этого 
пользуются зависимостями, приведенными в первом разделе. В частно
сти, рассчитывают г, [формулы (1.13) -  (1.18)]; плотности газа д., (1.38), 
воды р, i (1.98), нефти р„ ,• (1.45) и водонефтяной смеси (жидкости) р,„ i 
(рж) (1.122); объемные расходные водосодержания Bt (1.107); объемные 
коэффициенты нефти Ьи, (1.41); вязкости нефти р„ j (1.52) или жидкости 
(1.125), (1.130), а также объемы выделнюшегося из нефти газа Got (1.62).

6. Рассчитывают объемные расходные параметры газожидкостно
го потока Qm i и VTi при соответствующих термобарических условиях:

0 *  = 2 ^ 0 “ * , + О .Л .  • <257>

К  + (2.58)
где Rr> 0  при газлифтной эксплуатации и Rr = 0 при фонтанной и насос
ной эксплуатации.

7. Определяют объемные расходные газосодержания 0, ,• (2.38); 
приведенные скорости смеси wCM,• (2.40); числа Фруда смеси FrCM, (2.39); 
корреляционные коэффициенты С\ / и С2 , (2.41), (2.42) и (2.45); истин
ные газосодержания (рг , (2.37); плотности газожидкостной смеси рс„ , 
(2.36); числа Рейнольдса по жидкости Re™ (2.47) коэффициенты гидрав
лического сопротивления X, (2.48).

8. Вычисляют градиент давления по (2.35) для сечения, соответст
вующего началу отсчета. При расчете "сверху вниз" таким сечением яв
ляется устье скважины (Н = О, Т = Гу, р  = ру). Затем рассчитывают гра
диенты давления в соответствующих сечениях потока с параметрами Т, 
и А-

9. Рассчитывают величины, обратные градиенту давления 
(dH/dp)h
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10. Вычисляют длину участков подъемника, по которым движется 
газожидкостная смесь в диапазоне изменения давления от р, до р„*. 
Численное интегрирование величин (dH/dp)i ведут по формуле трапеций

(2.59)

т.е. расчетная длина подъемника, соответствующая давлению р„ равна 
сумме приращений Л//;, пропорциональных интервалам Ар, в рассмат- 
пиваемом диапазоне давлений от pv до р ^ .  Расчетная длина Я,- =

ся газожидкостная смесь (участок двухфазного потока), т.е. Н1= Н ТЖ
11. По результатам расчета Я,- строят кривую распределения дав

ления в подъемнике p = f ( H )  на участке двухфазного потока.
12. Если глубина спуска подъемника Ясп больше Я гжс, то на уча

стке (Нси -  Я г же) движется однофазный поток (жидкость). Гидравличе- 
ский расчет движения однофазного потока осуществляется по уравне
нию:

где >уж -  скорость движения жидкости, м/с.
Коэффициент гидравлического сопротивления А. рассчитывают по 

формуле (2.48), а Яеж -  по (2.47), подставляя вместо wcu скорость жид-

Задача 2.9. Рассчитать кривую распределения давления и сопос
тавить вычисленное забойное давление с замеренным для газлифтной 
скважины, работающей со следующими параметрами:

глубина скважины U  = 2550 м; диаметр эксплуатационной колон
ны D,* = 0,146 м; пластовое давление р™ = 13 МПа; забойное давление 
(измеренное) pai6 = 12,3 МПа; дебит жидкости Сж=12 м3/сут; обвод
ненность продукции В = 0,92; газовый фактор Go -  111,8 м3/м3; удель
ный расход газа (измеренный) /?о =245 м /м3; пластовая температура Гм 
= 350 К; температура на устье Ту = 282,2 К; диаметр подъемника dUH 
=0,0635 м, давление на устье ру= 0,8 МПа.

при pi = рнас определяет длину подъемника, по которой движет-

dp /dH  = W * p ,g  c o s a  + X w lp JV *  H l d J , (2.60)



Скважина эксплуатируется на месторождении Песчаный-море 
(Азербайджан). Основные физико-химические характеристики флюидов 
следующие:

давление насыщения рншс = 20,65 МПа; плотность дегазированной 
нефти рнд = 820,8 кг/м3 ; плотность пластовой нефти рнп = 726,1 кг/м3; 
объемный коэффициент нефти Ьн = 1,329; вязкость дегазированной неф
ти при 20 °С ц„д =11,55 мПа*с; вязкость пластовой нефти р„п = 2,86 
мПа«с; плотность газа при нормальных условиях р^ = 1,314 кг/м3; плот
ность воды в стандартных условиях рв = 1042 кг/м; вязкость воды в 
стандартных условиях р, = 1 мПа*с, объемное содержание метана в газе 
У» = 0,518.

Решение. Расчеты выполнены на ЭВМ по вышеприведенному aj 
горитму, а результаты представлены ниже.

р, МПа

р% МПа

Сопоставление расчетного р ^  = 12,8 МПа с замеренным р иб =
12,3 МПа говорит о хорошей сходимости (ошибка составляет 4%),что 
допустимо при таких расчетах.

2.5. РАСЧЕТ ДЕБИТА НЕФТЯНОЙ СКВАЖИНЫ

Общее уравнение притока жидкости в скважину имеет вид

Q = k {P„ - p * ) \  (2.61)

где Q -  дебит скважины; к -  размерный коэффициент пропорционально
сти; п -  показатель степени, характеризующий режим движения жидко
сти (фильтрации).

При п = 1 выражение (2.61) записывается так:

= <2-62>
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где Knv -  коэффициент продуктивности скважины, т/(сут*МПа) (стан
дартные условия).

Дебит несовершенной скважины в условиях плоскорадиапьного 
притока в соответствии с формулой Дюпюи

g  2 xkh (pm - p ^ )

где к -  проницаемость пласта (призабойной зоны скважины), м; h -  тол
щина пласта (работающая), м; рип -  вязкость нефти в пластовых услови
ях, мПа»с; гпр -  приведенный радиус скважины, м; /?„ -  радиус контура 
питания, м.

Из сопоставления (2.62) и (2.63) получаем

khpM

МтЬн\п —

где Ьн -  объемный коэффициент нефти; р„п -  плотность нефти в пласто
вых условиях, кг/м3.

В соответствии с (2.64) дебит скважины в стандартных условиях, 
замеряемый в т/сут, можно рассчитать по следующей формуле:

Задача 2.10. Вычислить дебит нефтяной скважины при забойном 
давлении, равном давлению насыщения, для следующих условий:

проницаемость призабойной зоны 0,25 мкм2 ; толщина пласта 5 м; 
плотность нефти в пластовых условиях 805 кг/м3; вязкость нефти в пла
стовых условиях 2 мПа*с; плотность дегазированной нефти 862 кг/м3; 
радиус контура питания 300 м; приведенный радиус скважины 0,01 м; 
пластовое давление 25 МПа; газосодержание (газонасыщенность) пла
стовой нефти (объем газа приведен к стандартным условиям) Go (Го) =
78,5 м3/м3, давление насыщения при t = 20 °С р НК 20 = 8,48 МПа; пласто



вая температура 82 °С; содержание метана в газе однократного разгази
рования при стандартных условиях уи = 0,622, а азота уж = 0,027.

Решение. Прежде всего рассчитываем по (1.41) объемный коэф
фициент нефти

Ьк = 1+3,05-Ю’3- 78,5 = 1,24.
Затем определяем давление насыщения при пластовой температу

ре, так как в исходных данных оно дано при стандартной температуре. 
Для этого воспользуемся формулой (1.21), переписав ее следующим об
разом:

9,157------------ + -!--------
гом0\.-°.8* )

Приводим заданное газосодержание Go пластовой нефти к раз
мерности Гом в вышеприведенном уравнении. Для этого пользуемся 
( 1.22):

lt f -7 8 ,5
(293,15/273)862

= 84,8 м5/т.

Таким образом, давление насыщения при /пл

= 8 .4 8 --------------------- — ~ S . l ------------- = 11,18МПа.
9,157---------------------- + -— ------

84,8(0,622 -  0,8 0,027)

[О (2.65) дебит 
0,54287 • 0,25 ♦ 5»805 • (25 -11,18)

= 295,3 т/суг. 
2*1,24-1п(300/001)

Расчетный дебит скважины в стандартных условиях составляет
295,3 т/суг.



2.6. РАСЧЕТ ДЕБИТА ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ

Общее уравнение притока газа в скважину 

p l - p L  = aVt + bV 2 (2.66)

(МПа)2 • сут
где а, b -  числовые коэффициенты, соответственно, ;------- и

(МПа)2 суг3
Ут -  дебит газа, приведенный к нормальным условиям,

м3/суг.
Давление на забое скважины

Р « = Р у е (2.67)

где p s -  измеренное в межтрубном пространстве давление на устье сква
жины, МПа; Lc -  глубина скважины, м; р г -  относительная плотность 
газа в скважине; /с -  средняя температура в скважине, °С.

Числовые коэффициенты уравнения (2.66) рассчитывают методом 
наименьших квадратов по следующим формулам:

ь - К У / ч )

* 1 x 4 1 0 ’ ’
(2.69)

где Др2 = р2пл -  р2мв; У г -  дебиты газа по отдельным замерам, м3/сут, N -
число замеров.

Задача 2.11. | дебит для следующих
условий:



глубина скважины 2500 м; плотность газа в скважине 1,06 кг/м3, 
средняя температура в скважине 47 °С.

Расчет дебита провести для давления р ^ =  0,9 рпя- 
Результаты исследования представлены ниже.

Режим замера 1 2 3 4 5
Параметры: 

давление /\, МПа 32 32,8 33,5 34Д 34,6
установившийся 
дебит газа при 
нормальных 

ловиях м3/сут

\*\(f 0,8-Ю6 0.6.106 0,37*10^ 0

Решение.Рассчитываем забойные давления, соответствующие ре
жимам замеров.

Режим 1.

= 32 е ' 2W>1-WJ’ m“7 = 32 е 0,224 = 40,11 МПа.

Режим 2.
Рмб2 = 32,8 е 0,226 г  41,11 МПа.

Л * ,  = 33,5 е °’226 = 33,5 • 1,25358-42 МПа.

Режим 4.
= 34,1 • 1,25358 = 42,75 МПа.

Определяем пластовое давление р л„ = 34,6 • 1,25358 -  43,37 МПа. 
Число замеров в процессе исследования скважины N = 4. Рассчитываем
V ; ,
Режим I V i  = (43,37) 2 -  (40.11Г = 1880,98 -  1608,81 = 272,15;
Ремсим 2 Др22 = 1880,96 -  (41,11)2= 1880,96- 1690,03 = 190,93;
Резким 3 V з  = 1880,96 -  (42)2 = 1880,96 -  1764 = 116,96;
Резким 4 Ар\ = 1880,96- (42.75)2 = 1880,96 -  1827,56 = 53,4.

Вычисляем коэффициент а:



4-2,1369 1012 -7 ,6729 -1012

а также коэффициент b:
, 4 • 635,44 -  2,77 • 10° • 850, 06 - Ю-*

Рассчитываем забойное давление для заданного условия риб = 0,9

рмб = 0,9 • 43,37 = 39,03 МПа,

а также
p L - p L = (43’3?) 2 “ <39’03) 2 = 1880,9569 -  1523,5750 = 357,3819.

Из уравнения (2.66)___________
- а  + ^ а Ч 4 » г (р пгп- / 4 )

-0,6439-10"* + -у/о,4146-Ю'||+4-2,13910~1П357,3819 _ 

2 -2 ,139-10''°

4,278-10"

Таким образом, дебит скважины при рМб = 0,9 р M составит 1,15 • 
106 м3/сут.

2.7* ГИДРОДИНАМИЧЕСКОЕ 
СОВЕРШЕНСТВО СКВАЖИН

Скважина, вскрывшая пласт на полную его толщину и имеющая 
открытый забой (отсутствует обсадная колонна, цементное кольцо и 
перфорационные каналы), называется гидродинамически совершенной
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скважиной. В практике разработки месторождений такие скважины 
встречаются редко.

Скважина, вскрывшая пласт не на полную его толщину, но имя 
ющая открытый забой, называется несовершенной по степени вскрытия 
Дополнительные фильтрационные сопротивления при движении про
дукции к такой скважине учитывается введением в расчетную формулу 
дебита коэффициента С\. Данный коэффициент зависит от относитель
ного вскрытия пласта и безразмерной толщины пласта.

Обозначим h -  толщина пласта, м; b -  толщина пласта, вскрытая 
скважиной, м; Dc -  диаметр скважины по долоту, м; 5 -  относительное 
вскрытие; а  -  безразмерная толщина пласта. С учетом принятых обозна
чений имеем:

5 = b/h; (2.70)

a = h/Da (2.71)

Ci =/(5, а). (2.72)

Коэффициент несовершенства по степени вскрытия Ci определя
ется по графику В.И. Щурова [3].

Если скважина вскрывает пласт на всю его толщину, но обсажена 
колонной, зацементирована и проперфорирована, то такая скважина на
зывается несовершенной по характеру вскрытия. Дополнительные 
фильтрационные сопротивления для такой скважины учитываются вве
дением в расчетную формулу дебита коэффициента Съ Данный коэф
фициент зависит от плотности перфорации, безразмерной длины перфо
рационных каналов и их безразмерного диаметра. Обозначим п -  плот
ность перфорационных отверстий, приходящаяся на 1м толщины вскры
той части пласта, отв/м; /' -  средняя длина перфорационного отверстия, 
м; d ’ -  диаметр перфорационного отверстия, м; / -  безразмерная длина 
перфорационного канала; d  -  безразмерный диаметр перфорационного 
отверстия.

С учетом принятых обозначений имеем
лЦ,
/ = / 7  Dc, (2.73)

d = d 7DC. (2.74)



Тогда
C2=/(*Dc,/,d). (2.75)

Коэффициент Ci определяется также по графикам В.И. Щурова 
[3]. Если скважина несовершенна по степени и характеру вскрытия, то 
дополнительные фильтрационные сопротивления учитываются коэффи
циентом С, рассчитываемым по следующей формуле:

Коэффициент гидродинамического совершенства <р определяется 
отношением дебита несовершенной скважины Qu к дебиту совершенной 
скважины Qc:

где RK -  радиус контура питания, м.

Приведенный радиус скважины 
гто = гс/ес, (2.79)
где гс -  радиус скважины по долоту, м.

Задача 2.12. Рассчитать приведенный радиус, дебит несовершен
ной по степени и характеру скважины и коэффициент гидродинамиче
ского совершенства ее для следующих условий:

дебит совершенной скважины Qc = 100м3/сут; радиус контур пи
тания R% = 400 м; толщина пласта Л = 5 м; толщина вскрытой части пла
ста Ь = 3,5 м; диаметр скважины по долоту £>с = 0,25 м; плотность пер
форации п = 8 отв/м; длина перфорационного канала /' = 0,0625 м; диа
метр перфорационного отверстия d  ’ = 0,015 м.

Решение. Вычисляем по формулам (2.70) и (2.71) соответствую
щие параметры:

8 = 3,5/5 = 0,7; а  = 5/0,25 = 20.
По графику Ci =/(8, а )  [3] определяем С|: С| = 8,6.
Рассчитываем nDc, I и d:

(2.76)

(2.77)

ф,  И У О
1п(Лк /гс) + С

(2.78)
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nDc = 8 • 0,25 = 2;
/ = 0,0625/0,25 = 0,25; 
d = 0,015/0,25 = 0,06:
По графику Ci = /(nD c  /» d) (3] определяем C2: C2 = 3,4. По фор

муле (2.76):
С =1,61 (1 -  0,7)/(0,7) + 8,6 + 3,4 . 1/(0,7) = 14,15. Рассчитываем

гпр = 0,125/е,4Л5- 8,95-10‘8 м.
Определяем по формуле (2.78) коэффициент гидродинамического 

совершенства:
1п(400/0,125) 8,071 Л

<р = —  --------------  = ------------— 0,363.
In (400/0,125)+ 14,15 22,221

По формуле (2.77) рассчитываем дебит несовершенной скважины 
QH = 100 • 0,363 = 36,3 м3/сут.

Таким образом, дебит несовершенной скважины составляет 36,3 
м3/сут, ее приведенный радиус -  8,95 -Ю'8 м, а коэффициент гидродина
мического совершенства -  0,363.

2.8. ПОДСЧЕТ ЗАПАСОВ НЕФТЯНОЙ ЗАЛЕЖИ

Запасы нефти подразделяются на балансовые (геологические) и 
извлекаемые (промышленные).

Наиболее распространенный способ подсчета запасов при любых 
режимах дренирования залежи -  объемный метод.

Расчет балансовых запасов ведется по следующей формуле (при 
пластовых условиях):

Q»c,=FhmsH рнп 10‘3, (2.80)
где Сиб -  балансовые запасы нефти, т; F  -  площадь нефтеносности зале
жи, м2; h -  средняя исфтенасыщенная толщина пласта, м; т -  средний 
коэффициент открытой пористости нефтенасыщенных пород; sH -  сред
няя нефтенасыщенность пласта; рнп -  плотность нефти в пластовых ус
ловиях, кг/м3.

Балансовые запасы нефти, приведенныек стандартным условиям, 
рассчитывают по формуле

Q' нб = FhmsH р„д 10'3/ />„,



где С' иб -  балансовые запасы при стандартных условиях, т; р ,̂ -  плот
ность дегазированной нефти, кг/м3 ; Ьн -  объемный коэффициент нефти 
при пластовых условиях.

Извлекаемые запасы нефти зависят от достижимого коэффициен
та нефтеотдачи т) и рассчитываются так:

0нн = е»бЛ, (2.81)

б'и^С'нбЛ. (2.82)
где (?ни. Й'ни -  соответственно извлекаемые запасы при пластовых и 
стандартных условиях, т.

Задача 2.13. Вычислить балансовые запасы нефтяной залежи кру
говой формы при следующих исходных данных:

радиус залежи = 4,75 км; средняя нефтенасыщенная толщина 
пласта 7 м; средний коэффициент открытой пористости 0,27; средняя 
нефтенасыщенность пласта 0,7; плотность дегазированной нефти 808 
кг/м2; газонасыщснностъ пластовой нефти Го = 149м3/м3; плотность газа 
при стандартных условиях 1,165 кг/м ; пластовая температура 72 °С; 
пластовое давление 23,3 МПа.

Решение. Рассчитываем площадь нефтеносности круговой залежи

F=я Я32 =3,14159(4,75 • 103)2 г  70,882 • I04 м2.
Чтобы воспользоваться формулой (2.80), необходимо предвари

тельно определить рнп. Плотность пластовой нефти рассчитывают по 
(1.45), для чего необходимо сначала вычислить объемный коэффициент 
нефти hH.

Расчет объемного коэффициента ведем в соответствии с изложен
ным в разделе 1.7. Рассчитываем относительную плотность дегазиро
ванной нефти:

А* = Рнд/Р* = 808/1000 = 0,808.
Находим значение коэффициента Ао по (1.43):
Ао = 10* 14,3+ 0,858 • 1,165 + 5,2 • 103 (1 -  1,5 • 10* • 149) 149 -  

3,54 • 0,808] = 0,00304. Рассчитываем по (1.44) а„:

а„ = 10’3 • 2,638 ( 1,169 -  0,808) = 0,952 • 103



Принимая Р„ = 5,6 • 10*4 1/МПа, вычисляем по (1.42) объемный ко
эффициент нефти:

К  = 1 + 0,00304 • 149 + 0,952 • КГ3 (72 -  20) -  6,5 • 1<Г* • 23,3 = 1,487.
Таким образом, объемный коэффициент нефти Ьн = 1,487. Опре

деляем по (1.45) плотность нефти в пластовых условиях:

р„п = (808 + 1,165 • 149) = ббОкг/м3.

Балансовые запасы по (2.80)
б нб = 70,882 • 106 • 7 • 0,27 • 0,7 • 660 • 10 3= 61892744 т.
Балансовые запасы по (2.81)

Q\в = 70,882 • 106 • 7 • 0,27 • 0,7 • 808 - 10‘3 — —  = 50956101 т 
1,487

Совершенно очевидно, что разница Q «б -  Q' нб составляет массу 
растворенного в нефти при пластовых условиях газа Q * которая в на
шем случае равна 10936643 т.

2.9. ПОДСЧЕТ ЗАПАСОВ ГАЗОВОЙ ЗАЛЕЖИ

Для новых месторождений (залежей) или для залежей, из которых 
отобрано значительное количество газа, рекомендуется объемный ме
тод подсчета запасов газа.

Балансовые запасы газа в залежи, приведенные к стандартным ус
ловиям, рассчитывают по следующей формуле:

Уг = FhmSt Р""Тс' , (2.83)
P j mz

где Vr -  балансовые запасы газа, приведенные к стандартным условиям, 
м3; sr -  средняя газонасыщенность пласта; р Ш1, ро -  соответственно пла
стовое и нормальное давление, МПа; Т„„, 7^ -  соответственно пластовая 
и стандартная температура, К; z -  коэффициент сверхсжимаемости ре
ального газа.

Иногда вместо газонасыщснности пласта задают содержание в 
порах связанной воды 5В. В этом случае газонасыщенность

(2.84)



Задача 2.14. Определить балансовые запасы газа в залежи, 
имеющей следующую характеристику:

площадь продуктивной части пласта 7,15 • 108 м2 ; средняя газона
сыщенная толщина пласта 9,72 м; средний коэффициент открытой по
ристости 0,28; содержание в порах связанной воды 0,33; пластовое дав
ление 31,6 МПа; пластовая температура 76 °С; коэффициент сверхсжи
маемости газа, вычисленный по его компонентному составу 0,913.

Решение. Рассчитываем газонасыщенность по формуле (2.84) 
sr = 1 -0 ,33  = 0,67.

Подставляем исходные и вычисленные параметры в (2.83):

V' = 7,15 • 10е . 9,72 .0 ,28 • 0,67 — 31-6 ' 2?.3— = 3788,4678 • 10* 
0,1-349 0,913

м3 =378,85 млрд. м3.
Таким образом, балансовые запасы залежи составляют 378,85 

млрд. м3 газа.

2.10. РАСЧЕТ ВРЕМЕНИ РАЗРАБОТКИ 
НЕФТЯНОЙ ЗАЛЕЖИ

В настоящее время заводнение -  один из основных методов, при
меняемых при разработке нефтяных месторождений. Существуют раз
личные системы заводнения, но каждая из них имеет как преимущества, 
так и недостатки. Выбор системы заводнения на стадии проектирования 
всецело определяется строением залежи.

Рассмотрим способ расчета времени разработки залежи при пло
щадном заводнении по пятиточечной системе.

Для этой системы соотношение добывающих и нагнетательных 
скважин составляет 1:1; коэффициент заводнения (коэффициент охвата 
по площади процессом заводнения однородного пласта) -  0,723; рас
стояния между нагнетательными и расстояния между добывающими 
скважинами одинаковы и равны у /Т  (здесь F  -  площадь элемента сис
темы, м2).

При данной системе дебит добывающей скважины дд равен деби
ту нагнетательной скважины qH и определяется так:



где рм6 р«б д -  соответственно забойные давления в нагнетательной и 
добывающей скважинах, МПа; Ьи -  объемный коэффициент нефти; /?к -  
радиус контура питания -  расстояние от добывающей до нагнетательной 
скважины, м; -  вязкость пластовой нефти, Па*с.
Период безводной добычи

где su -  средняя насыщенность породы связанной водой; А -  коэффици
ент заводнения (для иятиточечной системы А = 0,723); Tii -  коэффициент 
нефтеотдачи к моменту прорыва воды в добывающие скважины (коэф
фициент нефтеотдачи за безводный период); -  коэффициент конечной 
нефтеотдачи к моменту прекращения процесса; W -  средний удельный

В -  конечная обводненность продукции добывающих скважин.
Зависимости T|i = /(Mm Ми, К , а )  приведены на рис. 9 (здесь а - 

расстояние от линии нагнетательных скважин до линии добывающих 
скважин). Зависимости т\ = / ((ц„, |Д*, Ьи, В) представлены на рис. 10. 
Для данных зависимостей параметр

_ Fhm {\- sn - sH + A s. д  )
(2.86)

а период прогрессирующего обводнения

 ̂ _ FhmAsa(i\-i\l )W
(2.87)

расход воды в период прогрессирующего обводнения, м3/м.

(2.88)

М = М . /(Ми « .  (2.89)
где р. -  вязкость воды, МПа*с; Ьь -  объемный коэффициент воды.



Рис. 9.
Зависимости коэффициента 
конечной нефтеотдачи 
от расстояния линии добывающих 
скважин до линии нагнетательных 
скважин при различных значениях 
параметра М

Рис. 10.
Зависимости коэффициента 
конечной нефтеотдачи 
от обводненности и параметра М

Задача 2.15. Рассчитать время разработки залежи при пятиточеч
ной системе заводнения для следующих условий:

конечная обводненность продукции В = 0,99; площадь элемента 
системы F  = 6,25 • 104 м2; радиус скважины гс =0,14 м; проницаемость 
пласта к = 0,125 мкм2; толщина пласта h -  5,5 м; вязкость нефти рм = 5,5 
мПа-c, объемный коэффициент нефти Ьн = 1,16; вязкость воды ри = 1 
МПа*с; объемный коэффициент воды bu = 1; средний коэффициент по
ристости т = 0,18; средняя насыщенность породы, связанной водой, sb = 
0,1; средняя насыщенность породы нефтью к моменту начала заводне
ния sH =0,8; соответственно, забойные давления в добывающих и нагне
тательных скважинах /?мбд = 15 МПа и р ^  * = 35 МПа.

Решение. Для пятиточечной системы заводнения F  = 4а , где а  -  
расстояние между добывающими и нагнетательными скважинами; на
ходим 2 о:
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2 а  = >/6,25 104 = 250 м.
Вычисляем расстояние от линии нагнетательных скважин до л 

и добывающих:

д = 2а/2 = 250/2 = 125 м.
Рассчитываем радиус контура питания /?к (расстояние от добы

вающей до нагнетательной скважины):
Лх = ст/cos 45 = 125/0,707 -  176,8 м.

По формуле (2.85) определяем = <

3,14 ■ 0,125 ■ 10 12 • 5,5 • 106 (35 -1 5 )

1,16-5,510‘ 3f l n ^ ^ - l n 2 l  I  0,14 J
-  1,05 • 10 м/с

Яд = Я» =90,7м'Я/сут.
Прежде, чем рассчитать период безводной добычи вычисляем 

о формуле (2.89) М:

М =  1 • 1/(5,5 -1,16) = 0,157,
а по рис. 9 для а  = 125 и М = 0,157 находим коэффициент нефте

отдаче Tii (за безводный период): Tit -  0*42 (используется линейная ин
терполяция).

По формуле (2.86) рассчитываем

6,25*10 - 5 ,5 -0 ,1 8 (1 -0 ,1 -0 ,8  + 0 ,723-0 ,8-0 ,42)
t. = ---------------------------*------------------------------------ !— }-  = 84,8 сут.

90,7

По формуле (2.88) определяем

W = (2 -  0,99)/(2 -  2 • 0,99) = 1,01/0,02 = 50,5 м3/м3.
По известным М и В, используя рис. 10 Г| = 0,68. Вычисляем по 

(2.87) период обводнения



6,25• 10 -5,5• 0,18• 0 ,8 (0 ,6 8 -0 ,4 2 )
/, =  ------------:---------------i----------------= 7165,8 сут.
1 90,7

Таким образом, общий срок разработки залежи 
T =ti + t2 =84,8 + 7165,8 = 7250,6 сут = 20 лет.

2.11. РАСЧЕТ КОЭФФИЦИЕНТА СЕПАРАЦИИ 
СВОБОДНОГО ГАЗА У ПРИЕМА 
ПОГРУЖНОГО ОБОРУДОВАНИЯ

Под коэффициентом сепарации свободного газа понимается от
ношение объема газа, уходящего в затрубное пространство, к общему 
объему свободного газа у приема погружного оборудования. Таким об
разом, сепарация снижает объем свободного газа, поступающего в насос 
или башмак подъемника, что необходимо учитывать при дальнейшем 
рассмотрении работы как насоса, так и подъемника.

На основании теоретических и экспериментальных исследований 
получены следующие расчетные формулы для коэффицие1гга сепарации а: 
для башмака фонтанного лифта

аф= сг0/[1 + 0,7 q j{w 0 /Ч)]; (2.90)

для приема скважинного штангового насоса

ош= о0/[1 + 1,05 q j(w 0 FM) 1; (2.91)

для приема погружного центробежного электронасоса

сти= 1 /[1 + 0,75 q j ( w * m  (292)
где Go -  коэффициент сепарации свободного т а  на режиме нулевой по
дачи

a0= \ -{d w / D j 1; (2.93)
Лнар -  наружный диаметр НКТ, м; Д *  -  внутренний диаметр эксплуата
ционной колонны, м; <уж-  объемный расход жидкости в условиях приема 
оборудования, м3/с; w0 -  относительная скорость газовых пузырьков, 
м/с. Относительная скорость газовых пузырьков зависит от обводненно
сти продукции: при В < 0,5 и'0 = 0,02 м/с; при В > 0,5 w0 =0,17 м/с; Fw -
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площадь поперечного сечения эксплуатационной колонны, м“; f\  -  пло
щадь кольцевого зазора между эксплуатационной колонной и погруж- 
ным насосом, м

(2.94)
dH -  диаметр погружного насоса, м.

2.12. ВЛИЯНИЕ СЕПАРАЦИИ СВОБОДНОГО ГАЗА 
НА ФИЗИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТИ

Основное влияние сепарация свободного газа на приеме погруж
ного оборудования оказывает на газовый фактор продукции, поступив
шей в насос (башмак лифта), и на давление насыщения. Изменение газо
вого фактора и давления насыщения приводит к соответствующему из
менению физических свойств нефти, освещенных в первом разделе.

При частичной сепарации свободного газа у приема погружного 
оборудования (при содержании азота в нефтяном газе до 40%) фактиче
ский газовый фактор Go фаКт рассчитывают по зависимости:

где Go -  газовый фактор, приведенный к стандартным условиям м3/м3; 
рпр -  давление у приема погружного оборудования, МПа; риас -  давле
ние насыщения при Go и температуре /пр на приеме погружного обору
дования, МПа; уа -  содержание азота в газе, ст -  коэффициент сепара
ции.

Давление насыщения р'нас, соответствующее фактическому газо
вому фактору при температуре на приеме, находят из следующей зави
симости:



Таким образом, в общем виде алгоритм расчета р'ж  и Go Факт сво
дится к следующему:

1. По соответствующим зависимостям, изложенным в раз
дет 2.1, рассчитывается температура у приема погружно
го оборудования t

2. По зависимости (1.21) определяется давление насыщения 
при Гпр.

3. По соответствующим зависимостям (2.90) -  (2.92) рассчи- 
тывется коэффициент сепарации а.

4. В соответствии с изложенным в разделе 2.4 строится кри
вая распределения давления в скважине и определяется 
давление на приеме погружного оборудования рщ,

5. По формуле (2.95) находится фактический газовый фактор 
Go факт •

6. По формуле (2.96) вычисляется соответственное Go факт 
давление насыщения р'иас.



ГЛАВА 3

ОСВОЕНИЕ СКВАЖИН

Под освоением скважин понимаются процессы снижения противо 
давления на пласт, создания депрессии и вызова притока. Основные рас
считываемые параметры -  забойное давление, давление закачки, объем 
закачиваемого флюида и продолжительность закачки.

3.1. МЕТОД ЗАМЕНЫ ЖИДКОСТИ

Закачка жидкости может быть прямой (жидкость закачки подается 
в колонну насосно-компрессорных труб) и обратной (жидкость закачки 
подается в кольцевой зазор между НКТ и обсадной колонной). При этом 
для каждого вида закачки необходимо уметь рассчитывать потери на 
трение.

Прямая закачка
1. Ньютоновские жидкости.
Потери на трение в трубах Д/>т вычисляются по формуле Дарси- 

Вейсбаха:

где Н -  длина трубы (путь движения), м; Q -  объемный расход жидко
сти, м3/с; рж -  плотность ньютоновской жидкости, кг/м3; dtH -  внутрен
ний диаметр трубы, м; X -  коэффициент гидравлического сопротивле
ния, который рассчитывается в зависимости от числа Рейнольдса Rer по 
следующим формулам:

bpT=OMAHQzp K/ d l . (3.1)

при ReT<232(U = 64/ReT, 

при Ret > 2320Л =0,3164/^/1^.

Число Рейнольдса

(3.2)

(3-3)

ReT = wdMp ,  ///*, (3.4)



где w -  скорость движения жидкости» м/с; ц* -  вязкость ньютоновской 
жидкости» Па • с.

При Rej > 100000 коэффициент гидравлического сопротивления 
рассчитывают по формуле Г.К. Филоненко:

Л = 1/(1,82 lg ReT- l ,6 4 ) 2. (3.5)

2. Вязкопластичные жидкости.
Эти жидкости характеризуются пластической вязкостью и пре

дельным (динамическим) напряжением сдвига, которые можно опреде
лить по следующим формулам:

^ = 0,033 10“> жи-0 ,0 2 2 , (3.6)

ro = 8 ,5-10’V „ - 7 ,  (3.7)
где рж„ -  плотность неньютоновской (вязкопластичной) жидкости, кг/м3 ; 
Г| -  пластическая вязкость. Па*с; То -  предельное (динамическое) напря
жение сдвига, Па.

Критерий ламинарного (структурного) и турбулентного режимов 
-  критическая скорость в трубе W& (в м/с):

> % = 25 -JtJ p Z . (3-8)

Рнс. I I .
Зависимость коэффициента Р 
от параметра Сен-Венана-Ильюшина Sen 
I —для круглого сечения; 2 -  для кольцевого се



При w< Wn режим движения ламинарный (структурный) и потери 
на трение рассчитываются по формуле

Дрт = 4 г 0Я/(Д</,н), (3.9)
где Рг -  коэффициент для труб, зависящий от параметра Сен-Венана- 
Ильюшина Sen (рис. 11):

Sen т = TQdw KfiW). (3.10)
При w > режим движения турбулентный и потери на трение рассчи
тываются по формуле
Д/7Т = 0,012/?жн#и'2 / dM. (3.11)

Обратная закачка.
1. Ньютоновские жидкости. Потери на трение в кольцевом зазоре

Др„ = АНы2р ж/ [ ( £ )„ - ^ > 2 ] ,

где Dw -  внутренний диаметр наружной колонны труб (обсадной колон
ны), м; dMр-  наружный диаметр внутренней колонны труб (НКТ),м.

Число Рейнольдса
= " Ф т - d „ p)px ! р х. (3.13)
Коэффициент гидравлического сопротивления рассчитывается по 

одной из формул (3.2), (3.3) или (3.5).

2. Вязкопластичные жидкости.
Критическая скорость 

'v4> = '7Rew,/[/0„(O„-rf14,)], (3.14)
где Re^H -  критическое число Рейнольдса вязкопластичной жид

кости, характеризующее смену режима ее течения:

Ке̂ ж = 2100+7,ЗНе°58, (3.15)
Нс -  параметр Хедстрема:

He = Re„Senlo. (3.16)
Параметр Сен-Венана-Ильюшина для кольцевого зазора записы

вается в виде



(3.17)

а параметр Рейнольдса 
ReD = w(DK - </„p)/>„ /t]. (3.18)

Подставляя (3.17) и (3.18) в (3.16), получаем 
Не= T ^ i D ^ - d ^ f l r f . (3.19)

Режим движения жидкости в кольцевом зазоре ламинарный 
(структурный), если Re*, < RKPH (wkw^) и потери на трение рассчитыва
ют по формуле

где Д 3 -  коэффициент для кольцевого зазора, зависящий от параметра Sen 
(см. рис. 11).

Параметр Сен-Венана-Ильюшина определяют по формуле (3.17). 
Режим движения в кольцевом зазоре турбулентный, если Re« > 

К™ (w > wцр) и потери на трение рассчитывают по формуле

В данном расчете не учитывается влияние коэффициента местных 
сопротивлений за счет муфтовых соединений. При учете муфт потери на 
трение увеличиваются на 1 -  5%.

Задача 3.1. Рассчитать основные параметры процесса освоения 
скважины для следующих условий: глубина скважины Ц  = 3200 м, глу
бина спуска колонны НКТ // = 3200 м, пластовое давление р пп = = 35 
МПа. Скважина обсажена 168-мм обсадной колонной с внутренним 
диаметром DM = 0,1503 м и полностью заполнена глинистым раствором 
плотностью ргл = 1150 кг/м3. Наружный диаметр НКТ d„ap = = 0,089 м, 
внутренний диаметр d9H = 0,076 м. Необходимо рассчитать давление 
закачки р.*, объем жидкости закачки V3 и продолжительность закачки Т3 
при прямой (жидкость подается в колонну НКТ) и обратной (жидкость 
подается в кольцевой зазор между трубами) закачках. Жидкость закачки 
-  вода (плотность р3 = 1000 кг/м3, вязкость |!3 = 0,001 Паю. Закачка ве
дется агрегатом 4 АН-700 (УН1-630х700А).

(3.20)

(3.21)



Решение 1. Прямая закачка.
Так как закачка ведется агрегатом 4АН-700, выбирают, например, 

третью скорость при диаметре плунжера 100 мм (подача 0  = 0,012 м3/с, 
давление р  -  37,4 МПа).

Рассчитывают высоту от забоя х, на которую должна подняться 
жидкость закачки в кольцевом зазоре для случая, когда р с = Р -  Забойное 
давление в этом случае

= р ш = p eng (H  -  х) + p t fx  + Д р ^  + Дрг„ , (3.22)
где рг* Pi -  соответственно плотности жидкости глушения и закачки
кг/м3 ; Дро гл -  потери давления на трение при движении жидкости глу
шения в кольцевом зазоре на расстоянии (Н -х ), Па; Др„э потери давле
ния на трение при движении жидкости закачки в кольцевом зазоре на 
расстоянии Па.

Обозначим градиенты потерь давления на трение при движени 
жидкостей глушения и закачки в кольцевом зазоре соответственно Акз гл 
и А „3:

^  _| 4го/[ А ,( ° -  - < * „ ) ] -  ламинарный режим,

[o,012pMw2/(£)M -турбулентныйрежим

= Aw V ,  /[(£>„ -  d m ) 2 ] . (3.24)

Скорость движения жидкости в трубах

w=4 Q K ndl), (3.25)

а в кольцевом зазоре

w=4Q/[*££-</^,)], 
где Q -  расход жидкости, м3/с.

С учетом формул (3.23) и (3.24) из (3.22) определяем

H (pr,g  + A , „ ) - p n.

S(Pn - p j )  + ^ - A , n) ’
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При ря^=рпл давление закачки

Р. = (Рг« - Pi )8 (# -  х) + Др„ + Лретл + Д
где Др„ -  потери давления на трение при движении жидкости закачки в 
трубах на расстоянии Я, Па.

Объем закачиваемой в

V, = n [ d l H  + (D;H -</^р)дс]/4.

Максимальный объем жидкости закачки

Vmor = + d ;H - d ^ ) / 4 .

4 Продолжительность закачки

T ,= V J Q .

= v3max/G.

р,т, = g H (p „ - р г) +Aot„ +Дриг. +Др„, (3.33)
где Дрт гл, Дрт, -  соответственно потери давления на трение при движе
нии в трубах жидкости глушения и жидкости закачки на расстоянии Я, 
Па; Др„ гл -  потери давления на трение при движении жидкости глуше
ния в кольцевом зазоре на расстоянии Я. Па;

4Р«,И "  А™ ,#- (3.34)
Рассчитываем по (3.6) и (3.7) т| и Tq:

Л = 0,033 • 103 • 1150 -  0,022 = 1,595 • 10'2,



То =8,5 - 10‘3 • 1150 -  7 =2,775 Па.
По (3.26) вычисляем скорость движения жидкости в кольцевом за

зоре
и- = 4 «0,012/[3,14(0,15032 -  0.0892)] =1,042 м/с.

Рассчитываем по (3.13) число Рейнольдса для воды
R e = 1,042 (0,1503 -  0,089) 1000/0,001 = 63874,6.

Так как Re ^  = 63874,6 > 2320, то режим турбулентный и коэф
фициент гидравлического сопротивления определяем по (3.3):

Х = 0,3164/</63874,6 =0,0199.
Градиент потерь давления на трение при движении воды находим 

по (3.24):

Ага = 0,0199 (1,042)2. 1000/[2 (0,1503-0,089)] = 176,24 Па/м.

Рассчитываем по (3.19) параметр Хедстрема:

Не = 2,775 • 1150 • (0,1503 -  0,089)2/( 1,595 • 10*2)2 =47136,7,

а затем по формуле (3.15) -  критическое число Рейнольдса

Rewu = 2100 + 7,3 (47136,7)°^ = 5848,6.

Определим по (3.14) критическую скорость

kv,  = 1,595 • 10'2 • 5848,6/[1150 (0,1503 -  0,089)] = 1,323 м/с, а так
же по (3.18) -  число Рейнольдса

Reorn = 1,042(0,1503-0,089). 1150/(1,595 • 10 2) =4605,4.
Так как Re*,™ = 4605,4 < Re*™ = 5848,6 (w = 1,042 < и/„,= 1,323), 

то режим движения ламинарный и градиент потерь давления на трение 
необходимо рассчитывать по (3.23), предварительно определяя по рис. 
11 коэффициент рю. Для этого вычисляем по (3.17) параметр Сен- 
Венана-Илыошина: Sen„ * 2,775(0,1503 -  0,089)/( 1,595 • 10'2 • 1,042) = 
10,235.

Таким образом, ркз = 0,4 (рис. И, кривая 2). По формуле (3.23) 
рассчитываем:

А„ гл = 4 • 2,775/ [0,4 (0,1503 -  0,089)] = 452,69 Па/м.
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Определяем по (3.27) высоту х от забоя скважины:

3200( 1150 -  9,81 + 452,69) -  35 • 106 Ы 585м
Х ’  9,81 (1150 -  1000) + (452,69 -  176,24) ~

В соответствии с (3.29) объем жидкости закачки

V3=3,14 [0.0762 • 3200 + (0,15032 -  0,0892) 1458,5] /4 = 31,3 м3. 
Максимальный объем жидкости закачки рассчитываем по (3.30):

V) a a = 3,14 - 3200(0,15032+0,0762 -  0,0892)/4 = 51,36 м3.

Продолжительность закачки в соответствии с (3.31)

7з = 31,3/0,012 = 2608,3 с = 43,5 мин, 
а максимальное время закачки

ТУтях =51,36/0,012 = 4280 с = 71,3 мин.
Вычисляем по (3.33) максимальное давление закачки. Для этого 

предварительно определяем скорость движения жидкости в трубе по
(3.25):

w =4 • 0,012/(3,14 • 0,0762) = 2,646 м/с, число Рейнольдса для воды 
по (3.4):

Re,, = 2,646 • 0,076-1000/0,001 = 201096.

Так как Rera = 201096 > Rex = 100000, то коэффициент X вычисля
ем по (3.5):

X = 1/( 1,82 • lg 201096- 1,64)2 =0,0156.

По формуле (3.1) рассчитываем:
Да ,  = 0,81.0,0156• 3200• 0.0122 -1000/(0,076)5 = 2,296-Ю6 Па = 2,3 МПа.
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По формуле (3.8)
=25-у/2,775/1150 =1,228 м/с.

Так как w -  2,646 > 1,228, режим движения турбулентный и
Дргл рассчитываем по (3.11):
Ар™ = 0,012 .1150 • 3200 (2,646)2 /0,076 = 4068135 Па = 4,07 МПа.

По формуле (3.34) находим
гд = 452,69 * 3200 = 1448608 Па -  1,45 МПа.

Выше уже определена Дрп = 2,3 МПа и Лк„ = 176,23 Па/м, вычис
ляем:

Дро, = Aa J1 =  176,24 - 3200 • 10'6 =0,56 МПа.

Рассчитываем по (3.28) давление закачки:
Pj= (1150 - 1000)9,81 (3200-1458)* КУ6 +2,3+ 1,45+0,56 =
= 2,56 + 2,3+1,45 + 0,56 = 6,87 МПа.

Таким образом, давление закачки равно 6,87 МПа. Рассчитываем 
максимальное давление закачки по (3.33):

p%mu = 9 81 *3200(1150- 1000). 10’6 + 4,07 + 1,45 + 2,3 = 12,53 МПа.

Следовательно, при работе агрегата на третьей скорости макси
мальное давление прямой закачки составляет 12,53 МПа, а насосный 
агрегат развивает давление 37,4 МПа. Имеет смысл повторить расчет с 
целью оценки возможности работы на четвертой скорости.

2. Обратная закачка.
Параметры работы агрегата 4АН-700 остаются теми же, что и при 

прямой закачке. Рассчитывают расстояние от забоя х, на которое должна 
подняться жидкость закачки в колонне НКТдля р^е = Рпл-

В этом случае забойное давление

P *>= P m = Ргл8 (н  -  * )  + Р*8Х + Ьр,п + Ьрп* (3-35>
где Дрт гл, Дрп -  соответственно потери давления на трение при движе
нии в НКТ жидкости глушения на расстоянии ( Н -х )  и жидкости закач
ки на расстоянии х, Па.



Обозначим градиенты потерь на трение при движении жидкости 
глушения и закачки в колонне НКТ соответственно через Вт га и Вп 
(Па/м):

где Дркэт -  потери на трение при движении жидкости закачки в коль
цевом зазоре на расстоянии Н, Па.
Объем закачки

Рассчитываем по (3.37) учитывая, что и>= 2,646 м/с; X = 0,0156 
(решение при прямой закачке):

Вп =0,0156 (2,646)2 .1000/(2-0,076) = 718,556 Па/м.

Для предыдущего случая Дрт гл = 4068135 Па. Рассчитываем гра
диент потерь на трение

Втгл = Дртгл / Н  (3.42)

BJl!t
j4 г0 /(#</.„) -  ламинарный режим, 1

|0,012prn w2 !d w) -  турбулентный режим,]
(3.36)

В^ = Л w2p3 /(2dBH).
С учетом (3.36) и (3.37) из выражения (3.35) получаем

(3.37)

H (prng + Birn) - Pttn
(3.38)

'*(Рп - Р , ) Н В хп- в пУ

При =Рпл давление закачки 

Л  = (Рг. - х )  + Ьрт + Ьрп + , (3.39)

(3.40)

Максимальное давление закачки

Р,ш  = g H ( p „ - p 3) + b p T„+& Pnn,+ b p m . (3.41)
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Дтгл= 4068135/3200= 1271,292 Па/м.

По формуле (3.38) рассчитываем

3200(1150-9,81 + 1271,292)- 35 106 _
х  ---------------------------------------------------------- ■= 2553,52 м.

9,81 (1150 -  1000) + (1271,292 -  718,556)

Объем жидкости закачки по (3.40) V3 = 3,14 [(0,076) 2 • 2553,52 + 
(0,15032 -  0,0892) 3200] /4 = 48,43 м3.

Время закачки
Тъ = 48,43/0,012 = 4035,5 с = 67,26 мин. !

Для случая прямой закачки по формуле (3.24) уже определен гра
диент потерь давления на трение при движении жидкости закачки в 
кольцевом зазоре Аа3 = 176,24 Па/м. Рассчитываем:

Ьркз, = ^кхЛ= 176,24 • 3200 = 563968 Па -  0,56 МПа.

Также вычислен по формуле (3.23) градиент потерь на трение 
Лпгл =452,69 Па/м. Рассчитываем:

гя = 452,69 • 3200 = 1448608 Па -  1,45 МПа.

По выражению (3.39) давление закачки (при Вп = 718,556 Па/м; 
Дртгя = 4,07 МПа):

ръ = (1150 -  1000)9,81 (3200-2553,2) * 106+0,56 + 718,556 * 3200 • 10 6 +
4,07 = 0,95 + 0,56 + 2,3 + 4,07 = 7,88 МПа.

Таким образом, давление закачки равно 7,88 МПа, т.е. почти на 
15% больше значения при прямой закачке.

Рассчитываем максимальное давление закачки по (3.41) (при Дртгп 
= 4,07 МПа):

Рг** =9,81 • 3200(1150 -  1000) 10* +4,07 + 1,45 + 0,56 = 10,79 МПа.



Следовательно, максимальное давление закачки равно 10,79 МПа, 
т.е. на 14% меньше значения при прямой закачке.

Задача 3.2. Для условий предыдущей задачи рассчитать парамет
ры процесса освоения при работе агрегата 4АН-700: 

на первой скорости, 
на второй скорости,
на четвертой скорости при диаметре плунжера 100 м. Сравнить 

полученные параметры.

Задача 3.3. Для условий предыдущей задачи рассчитать парамет
ры процесса освоения агрегатом 4АН-700, если скважина полностью 
задавлена минерализованной водой плотностью рв = 1116 кг/м3 и вязко
стью рв = 1,2 • 10° Па • с. В качестве жидкости закачки используется 
неньютоновская нефть с плотностью рм = 880 кг/м3.

3.2. КОМПРЕССОРНЫЙ МЕТОД

По существу компрессорный метод освоения скважины не отли
чается от метода замены жидкости, только вместо жидкости закачки 
используется газ, а вместо насосного агрегата -  компрессор.

Основная расчетная величина -  предельная глубина спуска баш
мака НКТ (пусковой муфты с отверстиями или пускового клапана) Япр , 
зависящая в основном от давления, создаваемого компрессором р .

1. Прямая закачка (газ закачивается в колонну НКТ).
Предельная глубина оггеснения статического уровня жидкости в

где />к -  давление, создаваемое компрессором, МПа; ру -  давление на 
устье скважины, МПа; рж -  плотность жидкости в скважине (жидкость 
глушения), кг/м3; р, сг -  плотность газа при стандартных условиях, кг/м3; 
Вг -  поправочный коэффициент для газа, вычисляемый по формуле

(р , - р ,)Ы °
(343)

Br = p J CT/(p 0Tz), (3.44)



Т -  средняя температура газа в скважине, К; z -  коэффициент сверхсжи
маемости газа; Лаж -  градиент потерь давления на трение при движении 
жидкости в кольцевом зазоре, Па/м

А™ = Axw 2m p x /[2(£>.„ (3.45)

X* -  коэффициент гидравлических сопротивлений при движении жидко
сти в кольцевом зазоре, вычисляемый в зависимости от числа Rex; wKXK -  
скорость движения жидкости в кольцевом зазоре, м/с; Ап -  п>адиент 
потерь давления на трение при движении газа в трубах, Па/м

A „ = A rw2ry0r / 2 ( 4 J ,  (3.46)
Хг -  коэффициент гидравлических сопротивлений при движении газа в 
трубах; рг -  плотность газа в скважине (при рк и 7), кг/м3; hv -  скорость 
движения газа в трубах, м/с [

w w = 4 q „ /  [60Я1i 2„ B t ] ,  (3.47)

фст- подача компрессора, приведенная к стандартным условиям, м3/мин.

Скорость движения жидкости в кольцевом зазоре

d]n _____ 4q^______
" ( D l  -  ^ ~  60тгВг ( £ £  -  d 2̂ ) '

Объем закачиваемого в скважину газа (при р к и Т) 

Vr = n d \ j i  / 4.

Время (в мин) работы компрессора (время закачки)

T = VrBr / qcT.

2. Обратная закачка (газ закачивается в кольцевой зазор). Пре
дельная глубина оггсснсния уровня в кольцевом зазоре



(Р ,~ Р у )  106
(3.51)

где Лкзг -  соответственно градиенты потерь давления (в Па/м) на 
трение при движении жидкости в трубе и газа в кольцевом зазоре, рас
считываемые по формулам:

X*, Хг -  соответственно коэффициент гидравлических сопротивлений 
при движении жидкости в трубах и газа в кольцевом зазоре; wT ж. -  
соответственно скорость движения жидкости в трубах и газа в кольце
вом зазоре, м/с.

Скорость движения газа в кольцевом зазоре

Время закачки рассчитывают но формуле (3.50).
Градиенты потерь давления на трение газа А„ и Акуг достаточно 

малы, в практических расчетах можно принимать Ajr = AKV =0,2 Па/м.

Задача 3.4. Рассчитать глубину установки муфты с пусковыми 
отверстиями для освоения заглушённой водой фонтанной скважины 
при следующих условиях: внутренний диаметр обсадной колонны DBH = 
0,1503 м; наружный диаметр НКТ d» = 0,06 м; внутренний диаметр НКТ 
dBn = 0,0503 м; глубина скважины U  = 1700 м; пластовое давление рпл =

Д . = ^ < р ж/ 2 К И), (3.52)

(3.53)

(3.54)

а скорость движения жидкости в трубах

(3.55)

Объем закачиваемого в скважину газа (прирхнТ)

Vt = ^ D l - d 2Mf)Hnpl4. (3.56)
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18,5 МПа; скважина до устья заполнена водой плотностью рв = 1100 
кг/м3 и вязкостью рв = 1,5 • 10'3 Па-с. Освоение проводится обратной за
качкой передвижной компрессорной установкой УКП-80 (рабочее дав
ление р к = 8 МПа, подача = 8 м3/мин). Средняя температура в сква
жине Т -  299 К; коэффициент сверхсжимасмости газа z = 0,89; плот
ность газа ргст = 1,1 кг/м3; ц,- -  0,5 • Ю"3 Па»с.

Решение. Так как освоение проводится обратной закачкой, то рас
четы следует вести по формулам (3.51) -  (3.52).

Предварительно рассчитываем по (3.44) коэффициент 
Вг = 8 • 293/ (0,1 • 299 • 0,89) = 88,084.

По формуле (3.55) вычисляем
нч, = 4.8/(60 *3,14.88,084 • 0.05032) = 0,762 м/с.

По формуле (3.54)
,Vnr = 4*8/[603,14.88,084(0,15032 -  0,06г) =0,1015 м/с.

Рассчитываем по (3.4) число Рейнольдса для воды, движущейся в 
трубах:

Rer = 0,762 • 0,0503 -1100/(1.5.10'3) =28108.

Коэффициент К  рассчитываем по (3.3):
Лж = 0,3164 </28108 = 0,0244.

Рассчитываем плотность таза при рк и Т: 
рг = ргст Вг = 1,1 • 88,084 = 96,9 кг/м3.

Определяем число Рейнольдса для газа, движущегося по кольце
вому зазору:

_  ----- ш,j ^  = 0,1015(0,1503 -  0,06)96,9/(0,5 • 10'3)
Иг

= 0,888/(0,5-10'3) =1776.
Так как Rer < 2100, то режим движения ламинарный и 
К  = 64/Re„ г = 64/1776 = 0,036.

Рассчитываем по (3.53) и (3.52) соответственно:
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Лпг = 0,036(0,1()15)296,9/[2(0,1503 -  0,06)] -0 ,2  Па/м,

А „  = 0,0244 (0,762)21100)/ (2 • 0,0503) = 154,92 Па/м.

Вычисляем по формуле (3.51) предельную глубину

 ------
"Р 9,81 (1100-96,9) + 154,92 +0,2

Таким образом, предельная глубина продавки жидкости газом со
ставляет 790,3 м. Муфту с пусковыми отверстиями необходимо устано
вить на глубине 760 м.

Рассчитаем по (3.56) объем закачиваемого в скважину газа при 
продавке уровня:

V' = 3,14 (0,15032 -  0,Об2 ) 790,3/4 = 11,78 м3.

Время закачки (работы компрессора) определяем по (3.50):
Т= 11,78 • 88,084/8 = 129,7 мин.

Следовательно, при освоении скважины компрессором, когда 
уровень жидкости оттесняется до пусковых отверстий, газ прорывается 
через них в НКТ, газирует находящуюся там жидкость, забойное давле
ние снижается ниже пластового давления, и начинается приток жидко
сти из пласта.

Задача 3.5. Рассчитать глубину установки пусковой муфты для 
условий предыдущей задачи при прямой закачке газа.

3.3. МЕТОД ОСВОЕНИЯ СКВАЖИН С ПОМОЩЬЮ ПЕН

При использовании пены для освоения скважин в значительных 
пределах регулируется сс плотность. Это создает благоприятные усло
вия для плавного снижения противодавления на пласт. Двухфазная пена 
представляет собой систему, состоящую из водного раствора ПЛВ и 
воздуха (газа). В качестве ПАВ можно рекомендовать сульфонол 0,1%- 
ной концентрации (на 1 т воды + 1 кг сульфонола).

Для осуществления данного процесса освоения необходим насос
ный агрегат (например, 4АН-700) и компрессор (например УКП-80).



Водный раствор ПАВ в аэраторе смешивается с подаваемым газом, об
разующаяся пена закачивается в скважину.

Основным вопросом при данном процессе остается расчет движе
ния пены в скважине при прямой и обратной закачке.

Введем некоторые параметры, которые характеризуют двухфаз
ную пену. Степенью аэрации а  назовем отношение объемного расхода 
газа, приведенного к стандартным условиям Vr ст, к объемному расходу 
жидкости QM:

Истинное газосодержание пены (р можно рассчитывать по сле
дующей зависимости:

где Р -  объемное расходное газосодержание, рассчитываемое по (2.38).
В формуле (3.58) знак "+" необходимо брать при движении пены 

вниз (нисходящий поток), знак при движении пены вверх (восходя
щий поток).

В соответствии с (2.38), (1.20) и (3.57) объемное расходное газо
содержание

a = Vr„ /Q x. (3.57)

< Р = (1± 0,05)Д (3.58)

(3.59)

С учетом (3.59) выражение для ф (3.58) принимает вид

(3.60)

ap0Tz

Плотность пены рп определяется по формуле 

или с учетом (1.19)

рТ
р п = р я {\-<р )+Р",<р - ^ .

PoTz
(3.61)
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Градиент потерь давления от веса гидростатического столба пены 

= Р п8- (362)

Градиент потерь давления на трение в трубах:

\л = 2  n i b .

в кольцевом зазоре:

(— ) „ „ =  Л  ------, (3.64)
d H 2(D M-</„„)

где X -  коэффициент гидравлических сопротивлений при движении пе
ны. В расчетах при движении пены как в трубах, так и в кольцевом зазо
ре этот коэффициент может быть постоянным и равным X = 0,03; wx ,w n - 
соответствснно скорости движения пены в трубах и кольцевом зазоре,

wT= 4  Q J n d l ,  (3.65)

Wa  = 4  Q„ l \ n { D l (3.66) 

где Qn -  расход пены, (в м3/с), вычисляемый по формуле

а = 0 . ( 1 + ^ ? ) -  о б ?)
Р cm

Давление закачки рассчитывают по следующим фомулам: 

прямая закачка



где -------- ,   -  соответственно градиенты потерь давления
V d H jr ст { d H j n n

от действия гидростатического столба пены в трубах и в кольцевом за
зоре, Па/м; руп, -  соответственно давления на устье скважины в 
кольцевом зазоре и в трубах, МПа; Н -  глубина спуска НКТ, м.

Задача 3.6. Рассчитать давление закачки нены в скважине глуби
ной 1700 м, обсаженной колонной с внутренним диаметром D^ = 0,1503

ся пеной со степенью аэрации а  = 50. В качестве пенообразователя ис
пользуется водный раствор сульфонола 0,1%-ной концентрации (1 кг 
сульфонола + 1000 кг воды). Колонна НКТ спущена до забоя Н  = 1700 м 
dwр = 0,089 м, dbH = 0,076 м). В скважину закачивается двухфазная пена; 
водный раствор сульфонола и газ с плотностью рг ст = 1.205 кг/м3. Мак
симальное давление сжатия газа р  = 8 МПа (УКП-80), средняя темпера
тура в скважине г = 35 X ,  коэффициент сверхсжимаемости газа z = 1, 
расход воды S . = 0,012 м3/с (4АН-700).

Решение. Рассчитываем ф по формуле (3.60):
нисходящий поток

м. Скважина заполнена технической водой (р# = 1000 кг/м3) и осваивает-

У" ~ ]| 8 293
(1+0,05)

50 0.1-308 1 
восходящий поток

Вычисляем по (3.61) плотность пены: нисходящий поток

8-293 ,
рпв = 1000 (1 -  0,377) + 1,205 • 0,377 -------------- = 657,57 кг/м3.

0,1-308-1
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Определяем по (3.67) расход п<

e - » . 0 . 2 ( l « S° ^ ' ' : l 0 8 1 )..,O Z M i/c.
8-293

Рассчитываем по (3.65) и (3.66) скорости: 
ivr = 4 • 0,02/(3,14 • 0,07б2) = 4,41 м/с,

W = 40,02/[3,14. (0.15032 -  0.0892)] =1,74м/с.

Вычисляем по формулам (3.62Н3.64) соответствующие трахеиты 
потерь давления:

в трубах и кольцевом зазоре (нисходящий поток) 

= 622,15-9,81 =6103,29 Па/м,Ш...
в трубах и кольцевом зазоре (восходящий поток):

= 657,57 • 9,81 = 6450,76 Па/м,

в трубах (нисходящий лоток)

| '4 Л  = 0 (0 3 М 1 ! ^ 2 : 15 = 2388.08 Па/м,
K d H L n  2 0,076

в трубах (восходящий поток)

± )  .0 .0 3  4-41 И 7 'ЭТ. 2324.04
\ d H j^ rt 2 0,076

в кольцевом зазоре (нисходящий поток)

-  = 460,92 Па/м,
2 (0,1503-0,089) 

в кольцевом зазоре (восходящий поток)



: 0,03 — -----------------------
2 (0.1503 -  0,089)

= 487,16 Па/м.

В соответствии с (3.68) давление при прямой закачке

]Я

или (при /7Уп =0,1 МПа) 

рж = 0,1 + 10 * (2388,08 + 487,16 + 6450.76 -  6103,29) 1700 = 16,54 МПа. 

В соответствии с (3.69) давление при обратной закачке

или (при Pyj =0,1 МПа) 

рм  = 0,1 + 10* (460,92 + 2524,04 + 6450,76 -  6103,29) 1700 = 16,73 МПа.

Таким образом, в данном конкретном случае давление при прямой 
закачке пены практически равно давлению при обратной закачке пены.

При отключении насосного агрегата и компрессора произойдет 
выравнивание гидростатического давления в трубах и кольцевом зазоре 
и средний градиент потерь давления от действия гидростатического 
столба пены в скважине составит

6277,025 Па/м.

В этом случае забойное давление
р ^ =  = 6277,025 • 1700 • 10* + 0,1 = 10,77 МПа.

Забойное давление в заглушенной до устья водой скважине 
Рм6= 10* • 1000 «9,81 • 1700 + 0,1 =16,78 МПа.
Таким образом, за счет замены в скважине воды на пену забойное 

давление снизилось на 6,01 МПа.

/>30 = />ут + Ю* [ . ]Н

]/2 = (6103,29 + 6450,76)/2 =
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ГЛАВА4

ИССЛЕДОВАНИЕ НЕФТЯНЫХ 
И ГАЗОВЫХ СКВАЖИН

Исследование скважин -  один из основных источников, получе
ния достоверной информации, используемой не только для установле
ния оптимальных режимов работы скважин и оборудования, но также 
для постоянного и повсеместного (в пределах месторождения) контроля 
разработки. Известно много методов исследования скважин, но ниже 
рассмотрены только гидродинамические методы.

4.1. ИССЛЕДОВАНИЕ НА ПРИТОК 
НЕФТЯНОЙ СКВАЖИНЫ.
ВЫЧИСЛЕНИЕ КОЭФФИЦИЕНТА 
ПРОДУКТИВНОСТИ

Исследование на приток обычно проводится при стационарной 
работе работе скважины на нескольких режимах. Этот метод в промы
словой практике получил название метода пробных откачек.

Задача 4.1. Рассчитать коэффициент продуктивности безводной 
фонтанной скважины по данным ее исследования методом пробных от
качек. Результаты исследования скважины представлены ниже:

Режим работы скважины 1 2 3 4 5
Дебит нефти, т/сут 33 60 95 140 0

Забойное давление, МПа 18 16,4 14,2 12 20
Депрессия, МПа 2 3,6 5,8 8 0

Замер забойных давлений проведен скважинным манометром.

Решение. По результатам исследований строим индикаторную 
линию скважины (рис. 12). Предварительно рассчитываем депрессию на 
каждом режиме работы



Сопоставляя замеренные забойные давления на различных режи
мах работы скважины и сравнивая их с давлением насыщения = 8 
МПа, видим, что в процессе исследования забойные давления выше дав
ления насыщения. Эго свидетельствует о том, что фильтрация нефти в 
пласте однофазная (отсутствует газовая фаза в свободном состоянии).

Обрабатываем результаты исследования, используя закон фильт
рации (4.4). Рассчитываем величины Др/0 

(Др/ 0 1  = 0,8/45 = 0,0178 МПа-сут/т;
(Др/02 = 3,15/99 = 0,0318 МПа-сут/т;
(Др/0, = 7,07/153 = 0,0462 МПа-сут/т;
(Др/04 = 11,02/195 = 0,0565 МПа-сут/т.
Строим зависимость Др/С = / (С) (рис. 14). Экстраполируя полу

ченную прямую до пересечения с осью Др/0 находим коэффициент А:
А = 0,0065 МПа-суг/т.

Коэффициент В характеризует yixwi наклона прямой к оси Q 
(угол /3): \

Q i-Q t

Выбираем на прямой две любые точки / и 2, находим д 
(Др/0| = 0,02 и Ci = 54; (Др/02 = 0,054 и Q2 = 187,5. 

Коэффициент

0,054 -  0,020 0,034 _ ,
В = ------------------ = --------- = 2,546 10 МПа т/суг .

187,5-54  133,5

Таким образом, уравнение притока нефти для данной скважины 
имеет вид

Др = 0.0065G + 2,546 • lO ^Q2. (4.6)
Данное уравнение используется для установления режима работы 

скважины. Например, требуется рассчитать забойное давление, если из 
скважины предполагается отбирать 120 т/сут нефти. В данном случае Др 
= 0,0065 • 120 + 2 ,546. Ю-4 (120)2 = 4,45 МПа, т.е. забойное давление 
= р т - Ь р  = 2 2 -  4,45 = 17,55 МПа.



Если требуется рассчитать дебит скважины для заданного забой
ного давления, то уравнение (4.3) с учетом (4.1) принимает вид

2 В

Например, требуется рассчитать дебит данной скважины, если за
дано забойное давление рпв = 12 МПа. В соответствии с (4.7):

Л J (0 ,0065)2 + 4 • 2,546 • 1 (Г*(22 -12) -  0,0065 0,0946 0 ,
О = —----------------------------------- :--------------------- ---------------- г = 1б5,от/сут.

2-2,546*10 5,092-10

Таким образом, при рмб = 12 МПа дебит скважины составит 185,8
т/сут.

4.2. ИССЛЕДОВАНИЕ
НА ПРИТОК ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ

Исследование газовой скважины при установившихся режимах

В основе обработки результатов исследования при установивших
ся режимах лежит следующее уравнение:

Р1-Р1б = ^  + Ву2> <4-8)
где А -  коэффициент, характеризующий потери давления на трение при 
фильтрации газа в пористой среде и имеющий размерность, сут • 
МПа2/м3; В -  коэффициент, характеризующий инерционные потери 
давления и имеющий размерность сут2 • МПа2/м6; V -  дебит газа, м3/сут.

Линеаризацию уравнения (4.8) проводят делением его на дебит 
газа V:

( p i - p L ) f V  = A + BV. (4.9)
Результаты исследования газовой скважины на установившихся 

режимах работы обрабатываются в координатах ( р 2пя-  р\^)!V -  V). В 
этих координатах результаты исследования представляют прямую ли



нию, экстраполяция которой до оси ( р 2т -  р 2̂  )!V отсекает на ней отре
зок А. Угловой коэффициент В этой прямой рассчитывают так;

/ Рпл ~ Руб \ _  ( Рю

У2- У 1

Задача 4.3. Рассчитать коэффициенты А и В уравнения притока 
газа для скважины, данные об исследовании которой на установившихся 
режимах представлены ниже.

Пластовое давление в скважине р пп = 22 МПа.

Режим работы скважины 1 2 3 4
Дебит газа, 10* м3/сут 2 1,85 1,2 0,55

Забойное давление, МПа 7,5 10,6 18 21

( P i -  р 1с> )' МПа2 427,75 371,64 160 43

( р 2пя -  p i*  VV, 10° суг • МПа2/ м3 213,875 200,886 133,333 78,182

Здесь же представлены результаты расчета ( р р ^ ) и (р^,- 

р \ь УУ- На Рис- 15 приведена зависимость ( р^ -  р^  )/V = f(V ). Экстра
полируя прямую до пересечения с осью ординат, получаем Л = 25 -Ю'6 
МПа" • сут/м3.

Коэффициент В находим по (4.10) для точек 1 и 2:

_ 187,5 1 0 * - 9 5  10* 9 2 ,510* ,  .2 WTT 2/ 6
В = ----------  - = ----------— =92,5-10 МПа-сут/м.

1,75-10 -  0,75-10 1-10*

Таким образом, уравнение притока газа в данную скважину имеет
вид

Р™~ P it  = 25-104lV + 92,5-10ч2У2. (4.11)

Рассчитаем, например, забойное давление по (4.11), если дебит 
скважины задается равным 0,75 • 106 м^сут
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Рис. 15.
Индикаторная линия газовс 
скважины в координатах
( p I - p L w - v.

р^  = л/222 + 2 5 К Г ‘ 0 ,7 5 1 0 н‘ - 9 2 )5 1 0 " 2 0,5625 10'г 

= >/484 -18 ,75  -  52,03 = 20,ЗЗМПа.

4.3. РАСЧЕТ ПАРАМЕТРОВ ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ

Основные параметры призабойной зоны скважины -  коэффициент 
гидропроводности Мфц коэффициент подвижности k/ц  проницаемость 
к. Используя результаты исследования нефтяных скважин на устано- 

режимах работы, можно рассчитат 
воспользуемся уравнением Дюпюи

gn = 2 * к К Р„ - Рр1) '

д Д  In —

где к -  проницаемость призабойной зоны, м2; h -  толщина пласта, м; щ -  
вязкость нефти в пластовых условиях. Па*с; Ьн-  объемный коэффициент 
нефти при пластовой температуре; RK -  радиус контура питания, м; гпр -

Уравнение (4.12) справедливо при р Л6 > /W в случае фильтрации 
необводненной нефти.

С учетом (4.1) выражение (4.12) перепишем в виде



6  _ 2 якк (4.13)

л . * > —

К

Подставляя (4.2) в (4.13), получаем 
2лкк

(4.14)

где К'^- коэффициент продуктивности в м3/(с*Па), определенный по 
результатам исследования скважины. Для пересчета Кпр по формуле 
(4.1) в К -  используем следующую формулу:

Коэффициент гидропроводности призабойной зоны газовой сква
жины рассчитывают по формуле (в предположении справедливости за
кона Дарси)

где Иг- вязкость газа в пластовых условиях. Па • с; а  -  числовой коэффи
циент, имеющий размерность (с ♦ Н2/м7) и вычисляемый по известному 
коэффициенту А:

К'  =1,15741-10"*—2 -.
Рш

(4.15)

а = 8,64-10“ А. (4.17)
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Задача 4.4. Рассчитать параметры призабойной зоны скважины, 
для которой экспериментально определенный коэффициент продуктив
ности Кар -  14,634 т/(сут • МПа). Толщина продуктивного пласта Л = 5 м; 
объемный коэффициент нефти при пластовой температуре Ьн = 1,22; 
плотность нефти в пластовых условиях ри„ = 802 кг/м3; вязкость пласто
вой нефти ц„ = 2 мПа*с; радиус контура питания /?к = 200 м; приведен
ный радиус скважины гП0 = 9 • 10-6 м.

Решение. Определяем коэффициент продуктивности по формуле
(4.15):

= 1,15741 10-* = 2 ,Ш 9 Ю - 10м5 /(с-Па).

Рассчитываем по (4.14) коэффициент гидропроводности 
2001 11Ю 1Л-10 1

= 0,94 *10~,0m3 /(с • Па).

Рассчитываем коэффициент подвижности нефти:

—  = —  = 6 ,9 4 1 0  ' = 1,388• КГ1 V  /(с• Па). 
А. Д .*  5

Рассчитываем проницаемость призабойной зоны

Задача 4.5. Вычислить параметры призабойной зоны газовой 
скважины (закон Дарси соблюдается) для следующих условий: А = 25 • 
106 МПа2 • сут/м3; пластовая температура Тт = 315 К; радиус контура 
питания RK = 400 м; приведенный радиус скважины гп„ = 5 • 10*5 м; тол
щина пласта Л =11,3 м; вязкость газа в пластовых условиях рг = 1,3 • 10*5 
Па*с; коэффициент сверхсжимаемости z =0,791.

Решение. Рассчитываем по (4.17) числовой коэффициент а  = 8,64* 
1016 -25- Ю'6 = 2,16 • 1012 с-Н2/м7.

Определяем по (4.16) коэффициент гидропроводности (газопро
вод ности):



Проницаемость призабойной зоны

к = — д . =0,173-1<г7 1 ,3 1 0 '5 = 0 ,225  1 0 - 'V .  
Мт

4.4. РАСЧЕТ НОРМЫ ОТБОРА ЖИДКОСТИ.
КРИТЕРИИ ОГРАНИЧЕНИЯ ОТБОРА

Под нормой отбора жидкости из скважины понимают такой де
бит, который обеспечивается продуктивной характеристикой пласта при 
рациональном использовании пластовой энергии в течение длительной 
безаварийной работы скважины. С позиций нормы отбора жидкости 
скважины делятся на две группы: с ограниченным отбором и с неогра
ниченным отбором.

Для скважин с неограниченным отбором норма отбора лимитиру
ется потенциальным дебитом или техническими возможностями добы
вающего оборудования.

К основным критериям ограничения отбора относятся: предот
вращение выделения свободного газа в значительной части дренируемо
го скважиной объема пласта,

Р ^ 0 975рж ; (4.18)
предотвращение формирования в залежи конусов воды и газа; 
механическая прочность коллектора, ограничивающая градиенты 

давления;
исключение условий смятия обсадной колонны; 
невозможность спуска скважинного оборудования на необходи

мую глубину вследствие больших углов кривизны наклонно
направленных скважин;



отсутствие или ограниченные пределы возможного применения 
добывающего оборудования;

предельные характеристики энергетического оборудования, ис
пользуемого для подъема продукции скважин (предельные значения 
давления компрессора и его подачи при компрессорной эксплуатации);

ограниченные ресурсы рабочего агента (например, газа при ком
прессорной эксплуатации) и другие.

Задача 4.6. Рассчигать норму отбора нефти из скважины, экс
плуатируемой компрессорным способом для следующих условий: пла
стовое давление р ^ = 1 6  МПа, давление насыщения p HiC = 8 МПа, коэф
фициент продуктивности К„р = 40 т/(сут • МПа). Механическая проч
ность коллектора допускает работу скважины с потенциальным деби
том. Максимально возможный расход рабочего агента (газа) составляет 
V'r -  60000 м3/сут.

Глубина скважины I*  = 2200 м; плотность пластовой нефти рН1, = 
850 кг/м3; плотность дегазированной нефти рн = 902 кг/м3; газовый фак
тор Go = 40 м3/т; средний коэффицисш* растворимости нефтяного газа 
а  = 5 1/МПа; располагаемое рабочее давление газа р р = 5 МПа; давле
ние на устье скважины р у = 0,8 МПа.

Решение. Вычисляем забойное давление по условию (4.18): р^  = 
0,75 -8 = 6 МПа. Норма отбора Q = 40 (16 -  6) = 400г/сут.

Так как > рР, то длину подъемника Н рассчитаем по следую
щей формуле:

H  = Lc - ( p a6 - p c )/(pc„g), (4.19)
где ро -  давление у башмака. Па; рсм -  плотность газонефтяной смеси в 
интервале ’'забой -  башмак лифта", кг/м3.

Величину рсм принимаем равной 800 кг/м3. Принимая потери дав
ления при закачке газа равными 0,5 МПа, давление у башмака рс = (р0 -  
0,5) ,= 5 - 0 ,5  = 4,5 МПа.

Рассчитываем по (4.19) длину подъемника

Я  = 2 2 0 0 -  (6 ~45) 10‘ = 2009м.
800 9,81

Предполагая работу подъемника на оптимальном режиме, диа
метр его (в мм) рассчитаем по формуле



\P t~ P , yo ,g H -p s + py
где средняя плотность нефти в подъемнике рм = (р„„ + рид) /2 = (850 + 
902У2 = 876 кг/м3.
Диаметр подъемника

I 876-2009 Г 
у 10* • (4,5 -  0,8) V!876-9,81-2009 -  (4,5 -  0 ,8 )-10‘

Принимаем ближайший стандартный диаметр НКТ с условным 
диаметром 114 мм, внутренний диаметр 100,3 мм. Удельный расход газа 

режиме

d™(p6- Py) In *-
Ру

В нашем случае 

^  _ 0,388(876-9,81-2009 + 0,8-106 -4,5-10*)
* "  (100,3)OJ -(4,5 -0,8) 106 In Л

Удельный расход нагнетаемого газа

В нашем случае

^  = 3 8 0 ,4 - 1̂ 40 -  5 (4:- ^ °’8 )j  = 353,65 mj/t.

Общий расход газа 
v, = = 400-353,65 = 141460м3.



Так как располагаемый объем газа составляет V'r = 60000 м3, 
то обеспечить дебит скважины 400 т/сут невозможно. Принимая полу 
ченный удельный расход нагнетаемого газа Д0 юг = 353,65 м3/г, рассчи
таем возможный дебит скважины

С, = v y *0 наг = 60 000/353,65 = 170 т/суг.
Таким образом, в данном конкретном случае норма отбора состав

ляет приблизительно 170 т/сут.

4*5. ИНТЕРПРЕТАЦИЯ РЕЗУЛЬТАТОВ 
ИССЛЕДОВАНИЯ ПРИ НЕСТАЦИОНАРНОМ РЕЖИМЕ

нестационарном режиме работы (обработки кривых 
бойного давления) лежит следующее уравнение:

О м А ъ
Ankh

где Дpit) -  изменение перепада забойных давлений в функции времени, 
Па; Q -  установившийся дебит скважины, измеренный на поверхности, с
которым работала скважина до закрытия, м /с; |1„ -  вязкость нефти 
(жидкости) в пластовых условиях. Па*с; Ьи -  объемный коэффициент 
нефти при пластовой температуре; к -  проницаемость дренируемой зоны 
пласта, м2; h -  толщина (эффективная) пласта, м; К  -  коэффициент пье
зопроводности реагирующей зоны пласта, м2/с; гпр -  приведенный ради- 

I, м. Уравнение (4.24) перепишем в следующем виде:

_ QMA ]n H 5 K  | Q M A h 
ЛтгкИ г2 4якН

Данное выражение является уравнением прямой в координатах Ар 
-  In /; при этом отрезок, отсекаемый прямой на оси ординат,



а угловой коэффициент прямой 

4я*й
(4.27)

С учетом принятых обозначений уравнение (4.25) запишем в виде

Ар = А + В  Inf. (4.28)

Таким образом, с целью интерпретации кривой восстановления 
забойного давления необходимо:

для фиксированных значений времени t вычислить In t\ 
построить зависимость Ар = f(t )  в координатах Ар -  In г ; 
проэкстраполировать прямолинейный участок данной зависимо

сти до пересечения с осью ординат и определигь численное значение А; 
рассчитать угловой коэффициент В; по известному значению В вычис
лить

“ - О Ь . ;  (4.29)
МН *я В

при известной величине h рассчитать коэффициент подвижности

при известных величинах h и \i„ определить проницаемость к; 
рассчитать коэффициент пьезопроводности

/ с - к / [ ^ н (т/?ж +Д()], (4.30)

где т -  коэффициент пористости; Р*. Р„ -  соответственно коэффициент 
сжимаемости жидкости и горной породы (Рж = 1,2 • 10'9 1/Па, Р„ = 1,5 • 
101 1/Па);

вычислить по известной величине А приведенный радиус скважи-



Задача 4.7. В безводной фонтанной скважине, работающей с за
бойным давлением выше давления насыщения и с дебитом Qu = 112 
т/сут, проведено исследование восстановления забойного давления 
(табл. 4.1).

Эффективная толщина пласта 7,5 м; плотность дегазированной 
нефти при стандартных условиях = 865 кг/м3; объемный коэффици
ент нефти при пластовой температуре Ьн = 1,18; вязкость нефти в пла
стовых условиях цнп = 2,1 мПа*с; коэффициент пористости т = 0,27.

Решение. По данным табл. 4.1 строим кривую восстановления за
бойного давления в координатах А -  In х (рис. 16).

Таблица 4.1
Данные восстановления забойного давления

/.с Рзаб,
МПа

ЛРэаб.
МПа Inf г,с Рэаб»

МПа
ДРэаб,
МПа Inf

0 13,8 0 - 1000 18,51 4,71 6,907
30 14,35 0,55 3,501 2000 18,94 5,14 7,6
60 14,85 1,05 4,094 3000 19,15 5,35 8,006
100 15,43 1,63 4,605 5000 19,35 5,55 8,517
150 16 2,2 5,01 КХХХ) 19,58 5,78 9,21
250 16,91 3,11 5,521 20000 19,75 5,95 9,903
500 17,8 4 6,215 40000 20 6,2 10,597



Вычисляем объемный дебит скважины
Q 103 112-103

6 =  " —  =  = 1*4986 * 1C
86400 86400-865

Из рис. 16, экстраполируя прямолинейный участок зависимости 
АРмб = / (In г) до пересечения с осью ординат, определяем А = 2,9 МПа. 
Определяем угловой коэффициент В, используя точки 1 и 2:

g=lg/ = .fob“  = 6 3,2 =0,311 МПа.
(In г ),-(In 0, «0 -1

Используя (4.29), вычисляем коэффициент гидропроводности 

kh  1,4986-10'*-1,18^ = 4,527 • 10"'° м’ /(Па • с).
Мт 4 -3 ,1 4 -0 ,311-106 

Вычисляем коэффициент подвижности нефти 

к kh 4,527-10“
= 6 ,036 -Ю^'м2 /(Па-с). 

Яп Л .*  7,5

Рассчитываем проницаемость 

К = — Мш = 6 ,036  1 0 " - 2 ,110 -5 = 0,127 10-,гм2.

Вычисляем по (4.30) коэффициент пьезопроводности 

0,127-10~12
~ 2.1 • ИГ5 (0,27 • 1,2 • КГ* +1,5 • НГ10)

По формуле (4.31)

_  /2,25-0,1273^ /0286425
Г,,р Ye29,n</(OJll,o6j V 11212,2

= 0,1273 м / с.



Таким образом, в результате интерпретации кривой восстановле
ния забойного давления рассчитаны все возможные параметры.

4.6. ИССЛЕДОВАНИЕ СКВАЖИНЫ, 
ЭКСПЛУАТИРУЮЩЕЙ ОДНОВРЕМЕННО 
НЕСКОЛЬКО ПРОПЛАСТКОВ

При эксплуатации одной скважиной нескольких пропластков, 
пластовые давления в них не всегда одинаковы. В этом случае при опре
деленных условиях возможны перетоки продукции из одного пропласт- 
ка в другой (другие). Среднее пластовое давление в остановленной 
скважине можно рассчитать по результатам исследования при устано
вившихся режимах. Обработка результатов исследования ведется обыч
ным способом для каждого пропластка в отдельности.

Задача 4.8. Обработать результаты исследования фонтанной без
водной скважины, эксплуатирующей одновременно три пропластка. Ре
зультаты дебитометрических исследований представлены в табл. 4.2.

Забойное давление в скважине выше давления насыщения.

Решение. Строим индикаторные линии каждого пропластка в ко
ординатах р , -  Q (линии У, 2 и 3), а также суммарную индикаторную 
линию 4 (рис. L7). Все индикаторные линии прямолинейны, поэтому 
можно определить пластовые давления в каждом пропластке, а также 
среднее пластовое давление р ы . Экстраполируем индикаторные линии 
до пересечения с осью ординат и получаем р^  , = 16 МПа, р пп 2 = 17 
МПа, рпл з =16,1 МПа, 16,27 МПа. Используя уравнение притока
(4.2) рассчитываем коэффициенты продуктивности каждого пропластка:

Кю  i= 40/(16- 14,2) = 22,2 м3/(сут-МПа);
К,«,2 =54/(17-14,2)= 19,3 м3/(сут • МПа);

= 95/(16,1 -  14,2) = 50м3/(сут*МПа).

Вычисляем суммарный коэффициент продуктивности скважины
К„ м = 189/(16,27- 14,2) = 9 1 ,Зм3/(сут • МПа).
Так как среднее пластовое давление в скважине jpш = 16,27 МПа, 

а пластовое давление во втором пропластке рая 2 =17 МПа, то этот про-
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пласток в остановленной скважине будет работать с дебитом Q\ = К  г 
(Рат2 - р „ ) =  19,3(17- 16.27) = 14.10м5/сут.

Очевидно, что поступающая из второго пропластка нефть будет 
поступать в первый и третий пропластки. Рассчитаем переток нефти из 
второго пропластка в первый Q\ -  К пр i ( р т -  Рил 0 = 22,2 (16 27 -  16) = 
6 м3/сут. Определим также переток нефти из второго пропластка в тре
тий: б'з = К ^  ( р ^ - р м )  = 50(16,27 -  16,1) = 8,5 м'/сут.

Таблица 4.2

Результаты дебитометрических исследований скважины 
при установившихся режимах

Режим
работы

скважины
А*.
МПа

Дебит пропластка, м3/суг Суммарный 
дебитQ%

Qi Qi fi?_ _
1 15,77 6,5 24 18 48,5
2 15.25 18 35 43 96
3 14,73 27 43 67 137
4 14.2 40 54 95 189

Таким образом, суммарный переток нефти из второго пропластка 
в первый и третий пропластки составляет 14,1 м3/сут. В то же время 
суммарное поглощение нефти первым и третьим пропластками Q\ + 
Q з = 6 + 8,5 = 14,5 м3 /сут.

Сопоставление цифр 14,1 м3/сут и 14,5 м3/сут показывает разницу 
в 2,8%. Эта разница возникает вследствие ошибок экстраполяции значе
ний пластового давления в пропластках и среднего давления.

Введем поправку в р м . Более точное его значение р ы = 16,265. 

Для данного значения р м суммарный коэффициент продуктивности 
К 1ф4 =189/(16,265 -  14,2) = 91,5м3/(суг. МПа).



Индикаторные линии скважины с тремя продуктивными пропласт-

Вычислим суммарный коэффициент продуктивности, зная коэф
фициенты продуктивности каждого пропластка: Кир 4 = К1ф i + А'пр 2 + Кпр з 
= 22,2 + 19,3 + 50 = 91,5м3/(сут. МПа).

Таким образом, среднее пластовое давление в скважине составля
ет рпя = 16,265 МПа. Рассчитываем заново: Q\ = 19,3(17 -  16,265) = 
14,18 м3/сут; Q'i = 22,2 (16,265 -  16) = 5,9 м3/сут; Q', = 50 (16,265 -  16,1) 
= 8,25 м3/сут.

Таким образом, суммарный переток составляет 14,15 м3/сут, а 
разница между {Q\ + Q 3 ) и Q'г -  только 0,2%, что вполне допустимо.

Задача 4.9. Используя результаты решения предыдущей задачи, 
рассчитать фильтрационные и коллекторские характеристики приза
бойной зоны каждого пропластка для следующих условий:

эффективная толщина первого пропластка h\= 5 м, второго /*2 =
3.5 м, а третьего -  hy = 9,6 м; вязкость нефти в пластовых условиях рнп =
1.5 мПа*с; радиус контура питания Як = 250 м; приведенный радиус 
скважины гпр = 5 .10'3 м.
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4.7. ИССЛЕДОВАНИЕ ФОНТАННЫХ СКВАЖИН

В зависимости от целей и задач исследование фонтанных скважин 
проводится либо методом пробных откачек, либо снятием кривой вос
становления забойного давления. Один из основных параметров, подле
жащих определению на практике, -  коэффициент продуктивности сква
жины (построение индикаторной линии скважины).

На нефтяных промыслах широкое распространение получил ме
тод исследования скважин, базирующийся на данных измерения дина
мического уровня. Динамический уровень определяется либо с помо
щью эхолота (создание в затрубном пространстве скважины звукового 
импульса, перед проведением эхометрирования скважина должна быть 
разряжена и затрубное давление должно быть атмосферным, для чего 
проводят стравливание газа из затрубного пространства), либо с помо
щью импульсатора (создание в затрубном пространстве упругого им
пульса без стравливания газа из затрубного пространства скважины). 
Последний метод предпочтителен, так как дает более точные результа
ты.

Суть исследования сводится к замеру дебита, затрубного давления 
и динамического уровня для каждого стационарного режима работы 
скважины.

Основной вопрос при таком методе исследования -  расчет забой
ного давления, соответствующего данному режиму работы скважины.

При известном динамическом уровне и затрубном давлении за
бойное давление

+Др, + ДрС1 + Д =р6 +Др£С, (4.32)
где Арг -  перепад давлений, определяемый весом столба газа на расстоя
нии от динамического уровня до устья. Па; Apci -  перепад давлений, 
создаваемый столбом газожидкостной смеси (нефти) на расстоянии от 
динамического уровня до башмака лифта. Па; Дрсс -  перепад давлений, 
создаваемый столбом водонефтяной смеси (нефти) на расстоянии от 
башмака лифта до забоя скважины. Па. При этом потерями на трение на 
этом интервале пренебрегастся.

Давление у башмака лифта р6 рассчитывается по формуле

Р6 = Р ^ т , ' -+ Р о 8 К -  (4.33)
где Ръгр -  затрубное давление. Па; -  относительная плотность газа в 
затрубном пространстве; Н -  динамический уровень, м; р„ -  плотность



газожидкостной смеси в затрубном пространстве скважины, кг/м3; Л„ -  
глубина погружения башмака лифта под динамический уровень, м.

Эта величина рассчитывается так:

/гп = Я б- Я дин, (4.34)
Н6 -  глубина спуска колонны НКТ (башмака), м.

Плотность газожидкостной смеси в затрубном пространстве мож
но определить по номограмме (рис. 18). Эта номограмма применима в 
случае, когда давление у башмака ре < р нас- Если ре > JW  то ра  = j5 

(где g  -  средняя плотность нефти в затрубном пространстве, рассчиты
ваемая по (2.15)).

О 200 400 600 800 1000 Л..М

Е Е З “
Рис. 18.
Зависимости относительной плотности смеси в затрубном про
странстве от давления (I), глубины погружения (II):
1, 2, 3 ,4  и 5 -  соответственно при давлении в затрубном простран
стве 0; 0,5; 1; 1,5 и 3 МПа
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Перепад давления Др,* рассчитывается по формуле

(4.35)
где р,„ <рвн) -  плотность водонефгяной смеси в интервале (Lc -  Не), в 
случае неполного (полного) выноса воды, кг/м3.

Величины Рен (р'ин) вычисляются по методикам, изложенным в 
разделе 2.2.

Задача 4,10. Рассчитать забойные давления в фонтанной скважи
не глубиной Lc = 1800 м и внутренним диаметром эксплуатационной 
колонны Ц>к = 0,1503 м. Продукция скважины обводнена; обводнен
ность В = 0,3. Плотность дегазированной нефти рад = 864 кг/м3, плот
ность пластовой нефти р„„ = 805 кг/мэ, плотность воды р. = 1160 кг/м3, 
относительная плотность газа рг = 1,05, объемный коэффициент нефти 
Ьи = 1,16, кинематическая вязкость нефти в пластовых условиях vHn = 2 • 
10 6 м2/с. Скважина фонтанирует по колонне НКТ с внутренним диамет
ром dM = 0,0403 м, спущенной на глубину Не = 1050 м.

Результаты исследования скважины представлены ниже:

Режим работы скважины 1 2 3 4
Дебит, м3/суг 120 86 72 25

Затрубнос давление, МПа 0,5 0,75 1 1,5
Динамический уровень, м 350 227 100 25

Отбивка динамических уровней проведена импульсатором (без 
разрядки скважины).

Решение. Для режима I по (2.18) рассчитываем:

R e =  1.274-120(1 -0 ,3 )  1.16 = 4?80 
" 86 400-0,1503-2-КГ4

Выполняется условие (2.16), то есть в интервале скважины "забой 
-  башмак лифта" происходит полный вынос воды. Вычисляем по фор
муле (2.15).

рн = (864 + 806) 12 = 835 кг/м3,

по формуле (2.19)



Рш = 835 + (1160 -  835)0,3 = 932,5 кг/м3, 
по формуле (4.35)
Арсс = 932,5-9,81 (1800 -  1050) = 6860868,7 Па = 6,86 МПа,

по формуле (4.34) 
h„= 1050 -3 5 0  = 700 м.

По рис. 18 для Л„ = 700 м и р т  = 0,5 МПа находим рс/ржз = 0,86. 
Здесь р*, -  плотность жидкой фазы в затрубном пространств, вычис
ляемая по формуле (при В >0)

A »=U >7/V  (4.36)
В нашем случае Рж, = 1,07 • 864 = 924,48 кг/м3, так как рс/р» = 

0,86, то ра  = 0.86 • 924,48 = 795,05 кг/м3.
Вычисляем по (4.33) давление у башмака 

р6 = 0,5 е0Л0#|М' 105*350 + 795,05 *9,81 *700 = 0,52 + 5,46 = 5,98 МПа.
Рассчитываем по (4.32) р^  для режима 1: р^ь = 5,98 + 6,86 = 12,84

МПа.
Проведем расчетр^  для режима 4. В соответствии с (2.18):

■ ■ С Т - И О - О Д и б
86400-0,1503-2 10"

Так как Re„ < 1600, то условие (2.16) не выполняется. Проверяем 
выполнение условий (2.17):

(0,1503) +(0,0403)

Re„= 995,8 <R eBnp= 1600, 1 

Я вйп)= 1050< Я 6(сп) =1679,3,}

то есть условия (2.17) также не выполняются, но выполняются условия 
(2.21), что свидетельствует о неполном выносе воды из интервала "забой 
-  башмак лифта".



0,7 • 1050-(0,0403/0,1503): (lj_60 -  932,5) _ |Ц0_ 
750

= 1143.97 кг/м3.

Вычисляем:
Д рсс = 1143,97 • 9,81 • 750 = 8416758,7 Па = 8,42 МПа;
Лп= Ю50-2 5  = 1025 м.

По рис. 18 для h„ = 1025 м и /?М7Т> = 1,5 МПа находим рс/рм = 
0,975 или р„ = 0,975 • 924,48 = 901,37 кг/м3. Рассчитываем:

р6= l/5eOOOOIM W M+901,37.9,81 *1025= 1.505 + 9.06= 10,565 МПа.

Таким образом, забойное давление для режима 4рмб4 = 10,565 + 
8,42 = 18,985 МПа.

Определяем забойное давление для режимов 2 и 3 (соответствен
но р»ь 2 = 14,53 МПа и рмб з =16,14 МПа.

Задача 4.11. Для условий предыдущей задачи рассчитать пласто
вое давление (путем экстраполяции зависимости Q = / (p^h  построить 
индикаторную линию и вычислить коэффициент продуктивности.

Ответ: Рпл = 20,45 МПа; Kut> -  15,77 м3/(с>т • МПа).

Плотность водонефтяной смеси в этом случае рассчитываем по
(2.22):

4.8. ИССЛЕДОВАНИЕ ГАЗЛИФТНЫХ СКВАЖИН

Наиболее широко распространенный метод исследования гаэ- 
лифгных скважин -  метод АзНИИ, суть которого заключается в измене
нии расхода нагнетаемого газа и в регистрации соответствующих значе
ний подачи подъемника Q% рабочего давления газа р0 и расхода нагне
таемого газа Vr.

По значению рабочего давления рассчитывается давление у баш
мака подъемника (у рабочего клапана), а затем и забойное давление.

При известных рабочем давлении р 0 и расходе нагнетаемого газа 
Vt давление у башмака подъемника (у рабочего клапана)
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где т -  размерный коэффициент, характеризующий потери давления 
при движении газа от устья до башмака; р0 -  рабочее давление на устье 
скважины, МПа; Vr -  расход газа, приведенный к стандартным услови
ям, м3/сут; р Т -  давление, определяемое весом столба газа, МПа:

Рб = ^ ( е 00С'>" 4* н‘ -1). (4-38)
Яб -  глубина спуска подъемника (башмака или клапана), м.

Коэффициент т можно рассчитать следующим образом (рис. 19): 
на кривой Q =f[V  J  выбираются две точки А и В постоянной подачи Q. 
Так как Q = const, то забойное давление постоянно; следовательно, 
можно принять постоянным и давление у башмака. Для этого случая, 
пренебрегая изменением давления за счет веса газа при давлении рбд и 
/?бв> получаем

/я = (р ;в -  !& )/ (»£  - УТ\X (4.39)
где /?6А, рев -  соответственно, рабочее давление в точках В и А при усло
вии Q = const, МПа; VrBl VrA -  соответственно, расход нагнетаемого газа 
в точках В и А, м3/сут.

Забойное давление р** рассчитывается по (4.32). Если башмак 
спущен до интервала перфорации, то принимается ре = Рмб-

Задача 4.12. Обработать результаты исследования газлифтной 
скважины и построить индикаторную линию, если подъемник спущен 
до интервала перфорации на глубину #б = 1260 м. Относительная плот-



ностъ рабочего агента 1,12. Результаты исследования представлены

Режим работы скважины 1 2 3 4 5
Рабочее давление, МПа 6,18 5,55 4,9 5,05 6,1
Дебит скважины, т/сут 36 90 124 117 82

Расход газа, м3/суг 2600 4400 7600 11600 14000

Решение. По результатам исследований строим графические зави
симости Q -J(V T) и р р = f  (Vr), представленные на рис. 20, соответствен
но кривые 1 и 2. Для фиксированного значения дебита, например, Q = 
100 т/сут (точки А и  В на характеристике подъемника), определяем рас
ходы газа VrA = 4900 м3/сут и V> B = 13000 м3/сут, а также соответствую
щие им рабочие давления

А»а = 5,45 и р0в = 5,65 МПа.

График к решению задачи 4.12

Рассчитываем по (4.39) коэффициент



Для режима 1:

Ры = V(6.18)2-1.531 • ю е(2600)2 + 6,18(eM“ " 4-l,,2JMO -  1) = 
6.171 + 6,18-0,17454 = 7.249 МПа.

Для режима 2:

/>62=лМ 55)2 -1,531 • 10"*(4400)2 +5,55-0.17454= 5,523 + 0,968 
= 6,491 МПа.

Для режима 3:

Ра = yj(4,90)2 -1,531 • 10"* (7600)2 + 4,9 • 0,17454 = 4,809 + 0,855 
= 5,664 МПа.

Для режима 4:

Ры = >/<5,05)г -1 ,531 -ИГ'(11600)' + 5,05 • 0,17454 = 4,842 + 
0,881 = 5,723 МПа.

Для режима 5:

Ры = V(6.10)2 -1 ,531 -10'8(1400)г +6,10 - 0,17454 = 5,848 + 1,065 
= 6,913 МПа.

По результатам расчетов, учитывая, что подъемник спущен до ин
тервала перфорации (р$ = р**), строим зависимость Q = / (р**)» которая 
представлена на рис. 21. Экстраполируя эту зависимость, находим пла
стовое давление (рт = 8 МПа).

По известным р*> рассчитываем депрессии и строим индикатор
ную линию Q =/(Др) (см. рис. 21).

Вычисляем давления у башмака (забойные давления) для каждого
режима исследования по формуле (4.37).
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4.9. ИССЛЕДОВАНИЕ СКВАЖИН,
ЭКСПЛУАТИРУЕМЫХ ШТАНГОВЫМИ НАСОСАМИ

Расчет давления на приеме насоса можно выполнить, использовав 
динамограмму нормальной работы установки (рис. 22). Установка спу
щена в вертикальную скважину.

Нагрузка, действующая на колонну штанг при остановке головки 
балансира в нижней мертвой точке, определяется весом штанг в жидко
сти (смеси) Р 'ш.

р _р- =р А." Ре» (440)
"" “ “ Рш

где Р ш -  нагрузка от веса штанг в воздухе, Н; рш, рсм -  соответственно, 
плотность материала штанг (рш = 7800 кг/м3) и смеси в НКТ, кг/м3.

При остановке головки балансира в верхней мертвой точке на
грузка на штанги

Р»мт= Р'ш + pw Fun ~Рин Fu*

откуда

Р - Р
Рт = Р. и  “"F  "”Т <4-41)
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где р ьн,рпп -  соответственно давление на выкиде н на приеме насоса, Па;
-  площадь поперечного сечения плунжера, м2. Давление на выккде 

насоса

Рт=Рсш&И * + Ру* <4-42)
где Нн -  глубина спуска насоса, м; р у -  давление на устье а

Рис. 22.
Динамограмма нормаль-

Выражая рсм из (4.40) и

Р„ = Рш8Нн(1— ^ - )  + Ру

Подставляя (4.43) в (4.41), получаем

Р Р - Р
Рт = .О  - £ * > + ? ,  ~ т' ~

Таким образом, выражение (4.44) можно использовать для расч 
i приеме насоса, работающего в вертикальной скважине. 

При работе скважинного штангового насоса в наклонно напр 
ленной скважине (при углах отклонения от вертикали 0 < а  < 22°) ли 
нагрузки в НМТ соответствует:

рнмг =РШ(1 -—  Х1-0,0165а),



А™ = p ,„gH cosa\  1----------- — ----------  + Р»,
"  “  [  P«(l-0 ,0165a) J 1 (4.46)

а давление на приеме насоса

L l +  L i  (J _ _ PuSH.cosa) ( 4 4 7 )
Рш(1-0 ,0165a) 7 ^  Рш

Задача 4.13. Вертикалы эксплуатируется установкой
штангового насоса, спущенного на глубину #„ = 1200 м. Диаметр плун
жера насоса Dn„ = 43 мм. Давление на устье скважины р у = 0,42 МПа. 
При расшифровке динамограммы получено: Рнмт = 26777 Н, Рвмт = 
35667 Н. Нагрузка от веса штанг в воздухе Рш = 29430 Н, рш = 7800 
кг/м3. Рассчитать давления на выкиде и приеме.

Решение. Рассчитываем по (4.43) давление на выкиде насоса

Рьн = 7800-9,81* 1200 10^+ 0,42 = 8,277 + 0,42 = 8,7

Таким образом, давление у приема штангового скважинного на
соса равно 2,57 МПа.

Задача 4.14. В наклонно направленную скважину, угол отклоне
ния от вертикали которой а  = 15,5°, на глубину Нн -  828 м спущен 
штанговый насос диаметром Dnn = 32 мм. Масса колонны штанг 2105 кг. 
Давление на устье ру = 1,2 МПа. По динамограмме PHWT = 13800 Н, Рвмт = 
22100 Н. Требуется рассчитать давление на выкиде и приеме насоса.

Решение. Вычислить нагрузку от веса колонны штанг в воздухе:

Ли = 2105-9,81 =20650 Н.

Рассчитываем по (4.46) давление на выкиде насоса:

МПа.
Вычисляем по (4.44) давление на приеме

Л ш = 8,7 --
35667-26777 

14,51-Ю"6
- = 8,7 -  612,68 • Ю4=2,57 МПа.



pw = 7800 • 9,81 -828 15,5 1-------------- --------------------
[  20650(1-0,0165 15,5)

1,2 = 6,23 + 1,2 = 7,43 МПа.

По формуле (4.47) давление на приеме

р т = 7800 • 9,81 • 828 cos 15,5 + 1,2 -  22100 +
8,04 •10'*

7800 9,81-828 cosl5,5

1,2 • 10* -  27,487 • 106 -  31 ,758 .106 = 62,25 • 106 -  59,245 • 10* = 3,005 • 106 
= 3 МПа.

Таким образом, давления на выкиде и приеме, соответственно 
равны 7,43 и 3 МПа.

4.10. ИССЛЕДОВАНИЕ СКВАЖИН, 
ЭКСПЛУАТИРУЕМЫХ ПОГРУЖНЫМИ 
ЦЕНТРОБЕЖНЫМИ ЭЛЕКТРОНАСОСАМИ

Исследование скважин, эксплуатируемых установками погруж
ных центробежных электронасосов (ПЦЭН), можно проводить, приме
няя метод замера динамических уровней импульсатором с последую
щим расчетом забойных давлений.

Другой метод расчета давления на приеме насоса р пи базируется 
на следующей зависимости:

Рт = Р ю ~Р*> <4-48)
где р  вн -  давление на выкиде насоса, Па; р н -  давление, создаваемое на
сосом, Па.

Центробежный насос обладает следующим свойством: напор на 
режиме нулевой подачи (Q = 0) Я0 при постоянной частоте вращения не 
зависит ни от плотности смеси, ни от се вязкости, ни от степени износа 
насоса, то есть Я0 = const. Величина Я0 для каждого типоразмера насоса 
известна из характеристики.

Исследование проводят в следующей последовательности: спус
кают на выкид ПЦЭН скважинный манометр, который регистрирует

20650
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кривую изменения давления на выкиде в течение всего исследования.

устье) и после его установления измеряют дебит скважины Q\. Сква
жинный манометр регистрирует давление на выкиде pwU а манометр на 
устье -  давление на устье р у h Затем устьевую задвижку закрывают (Q = 
О); скважинный манометр регистрирует давление на выкиде , мано
метр на устье -  р \ .

Открывают задвижку на устье и переводят скважину на новый 
режим работы и после его установления измеряют дебит Q2. Скважин
ный манометр регистрирует давление на выкиде р м 2, а манометр на 
устье pv ъ  Затем задвижку закрывают; скважинный манометр регистри
рует давление р"1И, а манометр на устье -  р '\ .

Поступая аналогично, проводят исследование на 3-4 режимах.
Обработка результатов сводится к следующему. Для каждого из 

режимов рассчитывается плотность смеси в лифте

где р \н - давление на выкиде насоса при закрытой задвижке на устье, Па; 
р\ -  давление на устье скважины при закрытой задвижке, Па; #„ -  глу
бина спуска насоса, м.

Так как насос работает на режиме нулевой подачи (Q = 0), то

где Но -  напор насоса на режиме нулевой подачи, м (значения напора в 
характеристике насоса).

С учетом (4.49) и (4.50) выражение (4.51) запишем в следующем
виде:

Задают работы (с помощью задвижки на

(4.49)

где ро, -  плотность смеси в насосе, кг/м3.
Для этого режима (Q = 0) давление, создаваемое насосом,

(4.50)

/>', = Р е .* " о . (4.51)

Р , -  Ру)- (4.52)

Подставляя (4.52) в (4.48), окончательно получаем (принимая рн =



/ Л о , / М 
P.u .=P«—Jj-iP tH -P y)- (4.53)

Зная давление на приеме насоса рпн, рассчитывают соответст
вующее забойное давление. Если индикаторная линия прямолинейна то 
коэффициент продуктивности скважины Кт можно вычислить, по фор
муле

К щ - и Ь - Ъ М Р ш а - р Л ,  (4-54)
где Оъ 0,2 -  соответственно подача установки на первом и втором режи
мах, м3/сут (т/сут); рпн ь Рпн 2 -  соответственно давление у приема насоса 
на первом и втором режимах, МПа.

Задача 4.15. Построить индикаторную линию скважины, эксплуа
тируемой установкой ЭЦН5-130-600 при следующих условиях: глубина 
скважины U  -  1300 м; пластовое давление р™ = 9,7 МПа; внутренний 
диаметр эксплуатационной колонны Ож = 0,13 м; глубина спуска уста
новки Ян = 1150 м; плотность пластовой нефти р„п = 898 кг/м3; плот
ность воды рв = 1100 кг/м3; объемный коэффициент нефти Ьн = 1,1; вяз
кость нефти ц, = 1,85 • 10'6 м2/с; обводненность продукции В  = 0,5; дебит 
Q -  134 м3/сут.

Результаты исследования скважины на ipex режимах представ-

Режим 1 2 3
Q, ьгУсут 134 75 36
р'вн, МПа 10,53 12,73 13,88
р'у, МПа 1,53 3,05 3,96

Напор насоса на режиме нулевой подачи Но = 800 м.

Решение. По результатам исследования скважины при закрытой 
задвижке рассчитываем по формуле (4.53) давления на приеме насоса:

для режима 1:
р ,т , = 10,53 -  Ж  (10,53 -  1,53) = 10,53 -  6,26 = 4,27 МПа;

1150

для режима 2:
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Р„»2= 12,73- (12,73 -  3,05)= 12,73 -  6,73 = 6,00МПа;
1150

для режима 3:
р„и} = 13,88 -  *2° (13,88 -  3,96) = 13,88 -  6,90 = 6,98 МПа.

Ь

\
N

С целью расчета забойного давления проверяем условие выноса 
воды из интервала "забой -  прием" для режима с минимальным дебитом 
б ~ 3 6  м3/сут, предварительно рассчитав по (2.18)

1.274-36(1 -0,5) 1,1 
86 400-0.13-1,85 10

Так как выполняется условие (2.16), то в интервале "забой -  при
ем" накопления воды не происходит и плотность водонефтяной смеси 
можно рассчитать по (1.124):

рв„ = 898 • 0,5 + 1100 • 0,5 = 999 кг/м3.

Рассчитываем перепад давления на участке "забой -  прием"
Ьр = Р ... g(Lc -  Нн) = 999.9,81 (1300 -  1150) = 1,47 МПа.

Вычисляем забойное давление:

для режима 1: 61 = 4,27 + 1,47 = 5,74 МПа;

для режима 2: рм6 2 = 6 + 1,47 = 7,47 МПа;
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для режима 3: />«63= 6,98 + 1,47 = 8,45 МПа.

Определяем депрессии для каждого из режимов:
Д/>1 = Рш, -  р™ 1 = 9,7 -  5,74 = 3,96 МПа;
Арг =9,7 -  7,47 = 2,23 МПа;
Дрз =9,7-8,45= 1,25 МПа.

По результатам расчета строим индикаторную линию (рис. 23). 
Так как индикаторная линия прямолинейна, рассчитываем коэффициент 
продуктивности Кпх> = 120/3,96 = 30,3 м3/(сут • МПа).

4.11. ИССЛЕДОВАНИЕ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН

Основные принципы исследования и обработки результатов ис
следования газовых скважин приведены в разделе 2.6. Рассмотрим осо
бенности интерпретации результатов при нестационарном режиме рабо-

13 процессе исследования регистрируется кривая восстановлен за
бойного давления (КВД) после остановки скважины. Обработка КВД 
ведется с использованием следующих уравнений.

Для случая, когда время работы скважины на стационарном ре
жиме Т больше времени исследования t (Т > 20 /), что отражает пласт с 
бесконечными границами, используют следующую зависимость:

где p$(t) -  давление на забое скважины через время / после останови 
МПа; р к -  давление на забое скважины, работавшей на стационарном 
режиме перед остановкой, МПа; V, ст -  дебит скважины перед останов
кой, м3/с; Цг -  вязкость газа. Па • с; Zco -  средний коэффициент сверх
сжимаемости газа; Г|1Л -  пластовая температура, К; Тех -  стандартная 
температура, К.

Уравнение (4.55) можно переписать в виде

/?з (/) = /* + В  In Г, (4.56)



Обрабатывая результаты исследования в координатах р\ (t) -  In t, 
определяют Л и В. Затем рассчитывают

2яккТ„1(Г

(4Л
л  г я т . г ю * '
и коэффициент проницаемости к.

Если известен приведенный радиус скважины г11Р, то из (4.57) с 
учетом (4.58) рассчитывают коэффициент пьезопроводности

*  = 0,444/£е в , (4.60)
Если приведенный радиус скважины неизвестен, то рассчитывают 

коэффициент пьезопроводности

где коэффициент сжимаемости газа Рг = (2 -  100) Ю'8 1/Па, а затем по 
(4.60) -  приведенный радиус скважины.

Если время работы скважины на стационарном режиме Т < 20 г, 
что характерно для пласта ограниченных размеров, то обработку резуль
татов ведут с использованием следующей зависимости:

Р2Л 0  = р 1 - В 1 а ^ - ,  (4.62)

где Рал -  пластовое давление, Па.

Задача 4.16. Скважина работала на стационарном режиме в 
ние Г = 218 сут с дебитом Vr ст = 756000 м3/суг. Эффективная т< 
пласта h -  152 м, пористость m = 0,2. Относительная плотность газа ft =



0,65, вязкость газа рг = 1,4 • 10'5 Па • с, пластовая температура 7^ = 338 
К. Среднее давление Рсо = 18 МПа, средняя температура 7^ = 303 К. 
Ниже представлены результаты исследования скважины.

Время, с - 60 120 180 600
Забойное давление. МПа 15,4 17,3 18,3 193 19,9

Время, с 1200 172800 259200 346000
Забойное давление, МПа 20,2 21 21,06 21,07

Решение. По известной относительной плотности газа р = 0,65 и

Тпкр = 208 К и рпкр= 4,68 МПа.
По формулам (1.10) рассчитываем приведенные температуру и 

давление: 7^ = Тсо/ Т пжо= 303/208 = 1,457;pnD =Pco/ PttKQ= 18/4,68 = 3,85.

По графику Брауна и Катца [4] определяем z = 0,77.
Так как Т -  2 18 сут > 2 0 1 = 80 сут, то обработку ведем с использо- 

шем формулы (4.55). Рассчитываем р 2, (I) и In г и по полученным дан- 
м строим зависимость р\ (t) -  In t (рис. 25). Определяем А = 380, В  =

Рассчитываем параметр kh /рг по (4.59):

г а о о о о .”  <м 2,475.
ft, 86400 2

Вычисляем проницаемость 
, Ш ц г 2,475-1(Г" • 1,4-10* = 2,279'10"|5м . 

Ц' h 152

Рассчитываем по (4.61) коэффициент пьезопроводности:
к = _________2.279-10'15_________ = 813 32. , 0 6 м2/с

l . ' t i o ^ o ^ i i c r ' + u i o " ’)



Рассчитываем по (4.60) приведенный радиус скважины 

Г»  = 2 ,6 7 9 -1 0 "  м.



ГЛАВА 5

ФОНТАННАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН

Фонтанирование скважин осуществляется либо за счет гидроста
тического напора пласта, либо за счет газа, выделяющегося из нефти, 
либо за счет повышения давления на забое при осуществлении поддер
жания пластового давления закачкой воды или газа. Совершенно оче
видно, что материальные затраты в этих случаях различны, причем, 
наибольшие затраты будут в случае применения поддержания пластово
го давления.

5.1. РАСЧЕТ ФОНТАНИРОВАНИЯ ЗА СЧЕТ 
ГИДРОСТАТИЧЕСКОГО НАПОРА ПЛАСТА.
КПД ПРОЦЕССА

Фонтанирование за счет гидростатического напора пласта осуще
ствляется при условии, что давление на устье скважины р у больше или 
равно давлению насыщения рнлс. В этом случае забойное давление

р ^ = р ш8 Н + о ,т л р ж^ - + р т , (5.1)
d

где рж -  плотность жидкости (нефти) при средних давлении и темпера
туре, кг/м3; Н -  глубина спуска IIKT, равная глубине скважины м; А -  
коэффициент гидравлического сопротивления; Q -  объемный дебит 
скважины, м3/с; d -  диаметр НКТ, м.

В соответствии с уравнением притока жидкости в скважину

= <5-2)
Рассматривая совместно (5.1) и (5.2), получаем

рУ = = р ™- № 1 к щ - р ях Н + о ,т л р ж Я ^ . .  (5.3)
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Полезная мощность, Вт:

С  - Q p . s H , (5.4)

а затрачиваемая мощность

N = Q {p ^ ~ P y). (5.5)

КПД подъема жидкости

(5.6)

Определяя (рмб- р нлс) из (5.1) и подставляя ее в (5.5), получаем

где А -  числовой коэффициент, зависящий от режима движения жидко
сти: А = 50,235 -  для ламинарного движения; А = 0,297 -  для турбулент
ного движения; v -  средняя вязкость жидкости, м2 /с; а -  показатель 
степени; а -  1 -  для ламинарного режима; а  -  0,25 -  для турбулентного 
режима.

Подставляя (5.8) в (5.7), получаем

N = Qp„gH( 1+0.8П Л Ц - ) .

Коэффициент гидравлических сопротивлений

(5.7)

(5.8)

N = QpxgH (l + A , ^ ^ - ) , (5.9)

где числовой коэффициент 
Л ,=0,81М /£. (5.10)

Подставляя (5.4) и (5.9) в (5.6), получаем



(5.11)

Задача 5.1. Рассчитать забойное давление фонтанирования за счет 
гидростатического напора пласта и КПД процесса для следующих ус 
ловий: дебит скважины Q = 100 м3/сут; глубина скважины Ц  = Н = 870 
м; давления насыщения рнас = 2,5 МПа; средняя плотность нефти в сква- 
жине р„ = 850, кг/м3; средняя вязкость v -  3 • 10 6 м2/с; внутренний диа
метр НКТ d  = 0,0503 м.

Решение. Определяем режим движения нефти в НКТ. Рассчитыва 
м предварительно число Рейнольдса

Re = 4G/(/rdv86400)

3,14 0,0503-3 1(Г6-86400

Так как 9700 > 2320, то режим движения турбулентный. Вычис 
1 по формуле (5.8):

(З-Ю ) (0,0503) ' /з-Ю"* -0,0503
X = 0,297  -------------------гтт-—  = 0,297 </-------------------=0,03174.

(100/86400) V 1,1574-10

Рассчитываем по (5.1) забойное давление фонтанирования

ряв = 850 • 9,81 . 870 + 0,811 . 0,03174 • 850 • 870 •( 100 
1.8640<

+ 2,5 • 10‘ = 7,254 • 106 + 0,08 • 10* + 2,5 • 106 = 9,834 МПа.
(0,0503)"

Вычисляем КПД процесса фонтанирования по (5.11):



i i o s n 0’ 297(3 10" ) 0a(U574 lo° )
9,81 (0,0503)4'”

Таким образом, потери на трение составляют всего 1,1%.

5.2. РАСЧЕТ МИНИМАЛЬНОГО ЗАБОЙНОГО 
ДАВЛЕНИЯ ФОНТАНИРОВАНИЯ

Процесс фонтанирования за счет растворенного газа, выделяюще
гося из нефти, возможен только при определенном соотношении удель
ного объема свободного газа в подъемнике, называемого эффективно 
действующим газовым фактором G *, и удельного объема газа, потреб
ного для работы подъемника па оптимальном режиме Rouт, которое за- 
писывается в следующем виде:

G*2>/?onr. (5.13)

В реальных условиях нефтяных промыслов процесс фонтанирова
ния можно осуществить при следующих условиях:

1. Рассмотрим случай фонтанирования при соблюдении условия 
(5.14). Эффективно действующий газовый фактор (в м3/т) при этом вы
числяется по формуле

где а  -  средний коэффициент растворимости газа в нефти, 1/МПа. Ус
ловие фонтанирования в этом случае записывается в виде

А* < А *. (5.14)

А* * Рте- (5.15)

(5.16)



Jg0 - 103- J - py) j ( l  - B ) >

Py
где рж -  плотность жидкости (нефти) в подъемнике, кг/м3; Щ  -  глубина 
спуска колонны НКТ (башмака) в скважину, м.

Глубина спуска НКТ принимается равной глубине скважины

H6 = Le. (5.18)
2. Для случая, когда соблюдается условие (5.15), эффективно дей

ствующий газовый фактор

 ̂1,227 10-2H6(p ,g H 6 - Pvt + py) (5 i7)

G * = ^ ( G o- 1 0 5a - ^ - ) ( l - B ) ,  (5.19)

а условие фонтанирования

-  (G0 -  103а — )(1 -  2?) £
2 Рю
> 1,227-10~zH'6(P„gH'6 -  р 1Ж + р у) <5-20>

^ ( Р ж - Р у ^ Ё  —
Ру

где # 6  -  глубина спуска колонны НКТ (башмака), вычисляемая но фор
муле

^  = (5.2D
р' -  плотность жидкости (нефти) в интервале от забоя скважины до 
башмака НКТ, кг/м3.

Средний коэффициент растворимости

Юэ(рмс - 0 ,1 ) '
(5.22)



Для случая /?заб > рнас можно рассчитать из (5.20) максимальную
глубину спуска колонны НКТ (башмака) Яб ̂ , где давление равно р^:

Htm a= 0 ,5 (h  + J /'A3 + 326 ,03A G ^ 0'5 l g - ^ ) ,

Зная Яб шах » можно из (5.21) рассчитать минимальное забойное 
давление фонтанирования

Задача 5.2. Рассчитать минимальное забойное давление фонтани
рования для следующих условий: глубина скважины Lc = 1730 м; внут
ренний диаметр НКТ d  = 0,0503 м; давление насыщения р ^  -  7,3 МПа; 
давление на устье р у = 0,5 МПа; газовый фактор Go = 80,2 м3/т; плот
ность пластовой нефти рип = 778 кг/м3; плотность дегазированной нефти 
Рнл = 825 кг/м3. Скважина безводная. Забойное давление больше давле
ния насыщения.

Решение. Рассчитываем по (5.22) средний коэффициент раство
римости

гг -  80,2-825  1/мпа
Ю3 (7,3 -0 ,1 )

(5.19) эффективно действующий газовый ф

G * = - { 8 0 .2 -1 0 ’ -9,19— 1 = 37,3 м3/т. 
*  2  ̂ 825J

Прежде, чем вычислить величину h по (5.24), рассчитываем сред- 
ю плотность нефти в подъемнике

-  = 801,5 кг/м3. 

Вычисляем h:



Вычисляем по (5.23) И6тлх

Я бМ1Х =0,5(864,8+^(864,8)2 + 326,03• 37,3■ 864,8(0,ОбОЗ)0’5l g ^  =1367 м.

Минимальное забойное давление фонтанирования рассчитываем 
по (5.25), принимая р’ж = р„п

pM6min = 7.3 + (1730- 1367)778-9,81 • 10'6 = 10,07 МПа.

Таким образом, для условий данной задачи минимальное забой
ное давление фонтанирования равно 10,07 МПа.

5.3. ПРЕДЕЛЬНАЯ ОБВОДНЕННОСТЬ,
ПРИ КОТОРОЙ ВОЗМОЖНО ФОНТАНИРОВАНИЕ

Для случая, когда р 7аб < р иае предельную обводненность, при ко
торой возможно фонтанирование, найдем из (5.17):

Задача 5.3. Рассчитать предельную обводненность, при которой 
возможно фонтанирование для следующих условий: глубина скважины 
Ц  = 1420 м; давление насыщения р нк = 13,2 МПа; газовый фпктор Со = 
123,8 и3/т; плотность нефти пластовой рнп = 769 кг/м3, дегазированной 
рад = 824 кг/м3; плотность воды р. = 1165 кг/м3. Скважина эксплуатиру
ется с забойным давлением рм6 = 0,9 р мс ; давление на устье p v = 0,32 
МПа; диаметр подъемника d = 0,062.

Решение. Рассчитываем забойное давление: р ^  = 0,9 • 13,2 = 11,88

В
1

1 +F
1.227- КГ1 - f t ) (5.26)

МПа.



Так как р ^  < pHact то глубина спуска НКТ равна глубине сква
жины Яб = Lc= 1420м.

Вычисляем по (5.22) коэффициент растворимости

а = 123>8 824 = 7 787 [/МПа.
10 (1 3 ,2 -0 ,1 )

Рассчитываем среднюю плотность нефти в подъемнике

Р ^  = 769+824 = /м,
" 2  2

Определяем по (5.26) предельную обводненность

В~~ 1,227 • Ю': • 1420• 9,81(1165 -  796,5)

+ l 0 ,062«(1l ,8 8 - 0 ,3 2 ) lg i l^ l 0 ‘
L 824 2 J  0,32

Таким образом, предельная обводненность при фонтанировании 
по НКТ диаметром 0,062 м составляет 76,9%.

Задача 5.4. Для условий предыдущей задачи рассчитать предель
ную обводненность, если скважина фонтанирует по НКТ с диаметрами d 
= 0,0403; 0,0503; 0,076 м.

5.4. РАСЧЕТ ДИАМЕТРА 
ФОНТАННОГО ПОДЪЕМНИКА

В процессе фонтанной эксплуатации скважины дебит се может 
изменяться (снижаться) вследствие, например, падения пластового дав
ления или увеличения обводненности продукции. Так как подъемник
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должен обеспечивать работу в течение определенного периода времени 
при изменении дебита скважины, то необходимо уметь рассчитывать его 
диаметр, исходя из следующего условия: в начале подъемник работает 
на максимальном режиме, а затем -  на оптимальном.

При работе на оптимальном режиме диаметр подъемника

\ P e ~ P y \ P .\РЖ8 Н6 -Р е + Р у
где Q опт -  подача подъемника на оптимальном режиме, т/сут; dcm -  
метр подъемника при работе на оптимальном режиме, мм.

Если расчетный диаметр donT не соответствует стандартному диа
метру, то принимают ближайший больший стандартный диаметр подъ
емника d'ej.

Затем проводится проверка диаметра подъемника d 'ст для работы 
на максимальном режиме (в начале фонтанирования). Для этого рассчи
тывается диаметр подъемника по формуле

= 186 I Н * l lQ ' p ™ ,
1 Ро ~ Ру

где Q\m% -  подача подъемника в начале фонтанирования, т/сут; </1ШХ -  
диаметр подъемника при работе на максимальном режиме, мм.

Если dmа» > d \ст то выбирают ближайший больший к d ^ x диаметр 
стандартных труб d "CT.

Задача 5.5. Рассчитать диаметр фонтанного подъемника для сле
дующих условий эксплуатации скважины: глубина скважины Ц  = 1300 
м; коэффициент продуктивности Knt> = 52 т/(сут • МПа); пластовое дав
ление начальное р ^  =15,2 МПа; пластовое давление текущее р ^  = 12,7 
МПа; давление насыщения риас = 10 МПа; минимальное возможное за
бойное давление р ** = /W ; средняя плотность нефти при движении ее в 
подъемнике д , = 792 кг/м3; давление на устье скважины р у = 1.2 МПа.

Решение. Так как в процессе эксплуатации скважины забойное 
давление не должно снижаться ниже давления насыщения, то рэаб = Рмс



Для данного случая глубина спуска башмака подъемника прини
мается равной глубине скважины: Н6 = Ц  = 1300 м.

Рассчитаем дебит скважины для начала фонтанирования

= *пр (Рплн- з̂аб) =52(15,2 -  10) = 270,4 т/сут,

а также для случая фонтанирования при работе подъемника на опти
мальном режиме Q'om; = Кщ, {р ^  - р мб) = 52(12,7 -  10) = 140,4 т/суг.

Рассчитываем по (5.27)

dam = 400 / га-1300 ; j  -  V (10 -  1,2)106 V 792 • 9,81 • 1300 -  (
Выбираем, используя литературу [51, трубы с высаженными на

ружу концами с условным диаметром d  = 89 мм (внутренний диаметр 
dM =72,9 мм).

Вычисляем по (5.28) диаметр труб при работе на максимальном 
режиме

= 186 / 1300 r N/2-70,4-792n-5 = 44.5 мм.
V (1 0 - 1 ,2 ) 1 0 6 ^

Так как d  max < rfonT, то в скважину необходимо спустить подъем
ные трубы диаметром 89 мм.

Задача 5.6. Для условий предыдущей задачи рассчитать диаметр 
фонтанного подъемника, если при пластовом текущем давлении plva =
12,7 МПа допускается снижение забойного давления до величины 0,75 
/>„яс. На каком режиме будет работать подъемник?

5.5. ГРАФИЧЕСКИЙ МЕТОД РАСЧЕТА 
ФОНТАНИРОВАНИЯ

Данный метод базируется на использовании: 
индикаторной линии скважины Q = / (р^в), которая строится по 

результатам исследования ее при стационарных режимах;



характеристических кривых подъемника Q = / (р) для различных 
значений диаметра подъемника при фиксированных значениях давления 
на устье, обводненности и глубине спуска колонны НКТ. В зависимости 
от соотношения забойного давления и давления насыщения глубина 
спуска колонны НКТ рассчитывается по (5.18) или (5.21). Характери
стические кривые подъемника Q = / (р) при фиксированных значениях 
pv, В и Н ь  вычисленные по (5.27) или (5.28), представлены на рис. 26:

кривых распределения давления вдоль подъемника р  = / (Н), по
строенных для различных дсбитов Q при фиксированных значениях 
диаметра и обводненности с использованием методики, изложенной в 
разделе 2.4 (рис. 27);

характеристических кривых подъемника Q = f ( p 6) для различных 
значений устьевого давления р у при фиксированных значениях диаметра 
подъемника, обводненности и глубины спуска НКТ (рис. 28).

Графические зависимости Q = / {ре) строятся с использованием 
кривых распределения давления р  = f  (Н). Порядок построения следую



щий: из заданного давления на устье, например, р у г опускают вертикаль 
до пересечения с кривыми p - f { H ), соответствующими различным де
битам g 4, Сз Qb Qu (точки 04» оз, а2, а х ,). Из данных точек пересечения 
откладывают глубину спуска колонны НКТ (Н6) и находят соответст
вующие глубины (точки b4, bj Ъъ b t), давление в которых равно давле
нию у башмака рц 4, рь ъ*Р ы *Р ь\  при соответствующих дебитах Q4, йз
е 2и е ..

Рис. 28.
Характеристические кривые 
подъемника Q ~f(pc) 
при (d, В, Н6 -  const)
(Py3>Py2>Pylh

По полученным значениям строят характеристическую кривую 
подъемника Q = / (рб) при pv 2. Затем проводят аналогичные построения 
для ру|,рУз и т.д. (см. рис. 28).

Таким образом, данный метод требует обширной расчетной пред
варительной работы для построения зависимостей Q = f(p )>p=f(H ) 
и Q =/(Рв>-

Порядок расчета процесса фоетанирования следующий: индика
торная линия скважины (см. кривая I на рис. 26) накладывается на соот
ветствующие характеристические кривые подъемника (ру, В, Н& = const) 
и для определенного забойного давления (давление у башмака) устанав
ливается диаметр подъемника при дебите Q (в данном случае d\). Затем 
по кривым, представленным на рис. 28, проверяется возможность фон
танирования с заданным давлением ру.



ГЛАВА6

ГАЗЛИФТНАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН

Газлифтный способ -  один из механизированных способов экс
плуатации добывающих скважин, при котором рабочим агентом служит 
компримированный газ. Этот способ имеет вполне определенную об
ласть применения и ни в коей степени не может рассматриваться в каче
стве альтернативы другим механизированным способам эксплуатации.

6.1. РАСЧЕТ ПУСКОВОГО ДАВЛЕНИЯ 
ДЛЯ РАЗЛИЧНЫХ СИСТЕМ ПОДЪЕМНИКОВ

Пусковым давлением называется максимальное давление в систе
ме, соответствующее моменту времени, когда уровень жидкости в сква
жине достигает башмака насосно-компрессорных труб.

При расчете пускового давления рассматривают следующие слу
чаи:

поглощение жидкости пластом отсутствует;
полное поглощение жидкости пластом;
частичное поглощение жидкости пластом.
Введем коэффициент учитывающий поглощение жидкости 

пластом. Под этим коэффициентом будем понимать отношение объема 
жидкости, поглощаемой пластом, к полному объему вытесняемой жид
кости. Если поглощение пластом жидкости отсутствует, то Кп = 0. Если 
пласт поглощает вытесняемую жидкость полностью, то К» = 1. В реаль
ных условиях 0 < Ка < 1.

Пусковое давление для однорядного подъемника рассчитывают 
по следующим формулам:

(6.1)



(6.2)

Для двухрядного подъемника пусковое давление

Pn = hP*8\ i + ( i - t f n) (6.3)

(6.4)

где h -  погружение башмака подъемника под статический уровень, м; рж 
-  плотность жидкости, кг/м3; £>„„ -  внутренний диаметр эксплуатацион
ной колонны, м; dH9V -  наружный диаметр подъемника, м; -  внутрен
ний диаметр подъемника, м; dB вн -  внутренний диаметр воздушных 
труб, м; */, над -  наружный диаметр воздушных труб, м.

Формулы (6.1) и (6.3) используют при кольцевой системе закачки, 
а формулы (6.2) и (6.4) -  при центральной системе закачки.

Погружение рассчитывают по формуле

где Ясп, Яст -  соответственно глубина спуска подъемника и статический 
уровень, м.

Задача 6.1. Рассчитать и сопоставить пусковые давления для од
норядного подъемника при кольцевой и центральной системах для сле
дующих условий:

диаметр эксплуатационной колонны DnH =0,1321 м; соответствен
но диаметры подъемника dBH = 0,0403 м и dmo = 0,0483 м; коэффициент, 
учитывающий поглощение пластом, Ка = 0; 0,3; 0,7; 1; погружение под 
статический уровень жидкости h -  450 м; плотность жидкости рж = 809 
кг/м3.

Решение. Рассчитываем пусковые давления при кольцевой систе
ме закачки соответственно при Кп = 0; 0,3; 0,7 и 1:

л = я со- я ст, (6.5)
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р„ = 450 • 809 • 9,81 [ l + 0-1321*-0.0483*1 _ 37>07 МПа;[  0,0403* J
p„ = 450- 809 • 9,81 [ i + (l-Q.3>0,13212 ~ 0,04832]  = 26,84 МПа;[  0,0403* J
p„ =450 • 809 • 9,81 [ l + (1 -  0,7) °>13. l l2 "P.O483* !  = 13,54 МПа;L  0,0403* J
p„ = 450 • 809 • 9,81 = 3,57 МПа.

Соответствующие пусковые давления при центральной системе

р„ = 4 50 -809 .9 ,8 l| i+ ------ 2 ^ 2 ^ ----- _1 = 3,95 МПа;[  0,1321*-0,0403* J
р„ = 450 • 809 • 9,81Г1 + (J -0 ,3 ) --------------------  1 = 3,84 МПа;[  0,1321*-0,0483* J
/>„ = 450* 809* 9,81 [1 +(1 -0,7) 0,0403*/(0,1321 * -  0,0483*)] =3,68 МПа;

р„ = 450 • 809 • 9,81 = 3,57 МПа.

Таким образом, в данной скважине пусковые давления при коль
цевой системе закачки примерно на порядок выше, чем при централь
ной, за исключением случая, когда при пуске пласт полностью поглоща
ет жидкость. Тогда давления одинаковы.

Задача 6.2. Для условий предыдущей задачи рассчитать пусковые 
давления, если подъемник двухрядный, а соответствующие диаметры 
воздушной колонны м = 0,0759 м и d b иа(, = 0,0889 м.

Проанализировать пусковые давления для однорядного и двух
рядного подъемников.
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6.2. РАСЧЕТ РАССТАНОВКИ ГАЗЛИФТНЫХ 
КЛАПАНОВ (ПУСКОВЫХ И РАБОЧЕГО)

Под пуском газлифтной скважины понимается процесс снижения 
забойного давления путем закачки в подъемник сжатого газа через по
следовательно расположенные на нем газлифтные клапаны.

Расчет пуска скважины предусматривает определение глубины 
установки клапанов, типоразмеров и параметров их работы, а также па
раметров тарировки, обеспечивающих нормальную их работу в скважи
не. Задача выбора типоразмера, параметров работы клапана и парамет
ров тарировки достаточно сложна и в данной работе не рассматривается.

Принцип графоаналитического метода расчета расстановки газ- 
лифтных клапанов базируется на использовании зависимостей распре
деления давления и температуры по скважине. Порядок расчета сле
дующий (рис. 29):

Рис, 29,
Последовательность методики

1. Из точки, соответствую
щей Pnni строят профиль гидрости- 
ческого распределения давления 
жидкости, используя следующую 
зависимость:

/>a,= / W t f t - W CT). (6.6)
где Н„ -  статический уровень 
жидкости при р у = р 0, м.

Точка пересечения этого 
профиля распределения давления 
с осью глубин в координатахр - Н  
при р  = 0 дает численное значение 
расстояния от устья скважины до 
статического уровня -  Нс (прямая 1).

2. Из точки, соответствую
щей забойному давлению рмь  
проводится кривая распределения 
давления при работе скважины с 
заданным дебитом (кривая 2). Эта 
зависимость строится для пласто
вого газового фактора.



3. Из точки, соответствующей давлению на устье скважины ру, 
строится кривая распределения давления в подъемнике выше точки вво
да газа (кривая 3). Эта кривая строится для значения оптимального 
удельного расхода газа. Точка пересечения кривых 2 и 3 определяет 
глубину установки рабочего клапана.

4. Из точки, соответствующей давлению закачки газа р **, строит
ся кривая распределения давления

5. Из точки, соответствующей Т (или из точки, соответствующей 
Ты), проводится линия распределения температуры (линия 5).

Глубина установки первого клапана зависит от положения стати
ческого уровня в скважине, рассчитываемого по формуле

HCT = Lc - l 0 6p (Vi/(p iKg\  (6.7)

а также от превышения уровня жидкости при закачке газа над статиче
ским ДЯСТ, вычисляемого так:

АЯСС « 10‘ (/^ -  р ,)/(/>,*). (6.8)

Скважины имеют низкий или высокий динамический уровень, что 
определяется соотношением Нст и АЯст. Если ДЯСТ > Ясх, то динамиче
ский уровень в скважине высокий; если ДЯст < Яст> то динамический 
уровень в скважине низкий и при продавкс жидкость не достигает устья 
скважины.

Рассчитывают глубину

Я  = Я ст-Д Я ст (6.9)

При АЯст < Яст из точки с координатами Я, ру проводят линию, 
параллельную профилю 1 (линия 6), а также линию, параллельную про
филю 4 (на расстоянии, равном перепаду давлений на клапане Дркл) -  
линия 7. Пересечение линий 6 и 7 дает глубину установки первого кла
пана Нк |. Из точки с координатами Я* ь р\ (точка пересечения глубины 
Я* | и профиля 3) проводят линию, параллельную 1 до пересечения с 
линией, параллельной 4 на расстоянии



Ар = Ары +0,1,

и определяют глубину установки второго клапана Я* *  Поступая анало
гично, определяют глубину установки 3 ,4  и последующих клапанов.

Задача 63 . Рассчитать глубину установки пусковых и рабочего 
клапанов для следующих условий:

дебит скважины Qm = 12 м3/сут; обводненность продукции В = 
0,92; давление на устье р v = 0,8 МПа; забойное давление /?мб = 12,3 МПа; 
глубина скважины L* = 2550 м; газовый фактор Go = 111,8 м3/м3; удель
ный расход газа R0 = 350 м3/м3; диаметр подъемника d -  0,0635 м; диа
метр эксплуатационной колонны £> = 0,146 м; плотность пластовой неф
ти р.,,, -  728,9 кг/м3; плотность дегазированной нефти рад = 826,6 кг/м3; 
плотность воды р, = 1042 кг/м3.

Решение. Рассчитываем среднюю плотность нефти

Вычисляем плотность жидкости
Рж = ft (1 - В )  +р,В  = 777,75 *0,08+ 1042-0,92 =1021 кг/м3.

По формуле (6.7) определяем статический уровень
Яст = 2500 - ю6. 13/(1021.9,81)= 1252 м.

Строим распределение давления в колонне -  линия 1, рис. 30. По од
ному из известных методов рассчитывается распределение давления при 
движении продукции с забоя скважины (газовый фактор Go =111,8 mVm3). 
Получаем следующие результаты расчета распределения давления.

р, МПа 12,3 11*3 10,3 9,3 8,3 7,3
Дм. 2500 2445 2340 2232 2128 2024

р, МПа 6,3 5,3 4,3 3.3 2,3 1,3 0,3
Я. м. 1925 1812 1687 1555 1413 1250 1020
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По данным расчета строим распределение давления -  линия 2. За
тем вычисляется распределение давления в подъемнике при удельном 
расходе газа До = 350 м /м.

р, МПа

Рис. 30.
График к расчету расста
новки гамифтных клапа-

Обозначения см. рис. 29.

12,3 МПа

По результатам расчета построена кривая 3.
Рассчитывается распределение давления закачиваемого газа по 

глубине. При давлении закачки на устье р2«  = 8,1 МПа давление на глу
бине 2550 м составит примерно 10,4 МПа -  линия 4.



По формуле (6.8) ДЯСТ = 106 (8.1 -0,8)/(1021.9,81) = 728,8 м.

По формуле (6.9) Н  = 1252 -  728,8 = 523,2 м.

Находим точку с координатами р у = 0,8 МПа и Я =  523,2 м -  точка 
А. Из этой точки проводим линию, параллельную линии I, до пересече
ния с линией, проведенной на расстоянии Др™ = 0,3 МПа параллельно 
линии 4. Получаем глубину установки первого газлифтного клапана Нк | 
-  1350 м. Из точки В проводим параллельную линию 1 до пересечения с 
параллельной 4, вычисленной по (6.10) и получаем глубину установки 
второго газлифтного клапана Як2 = 1860 м.

Точка пересечения линий 2 и 3 дает глубину установки рабочего 
клапана Я.р = 2070 м.

Таким образом, подъемник необходимо оборудовать двумя пус
ковыми клапанами, расположенными на глубинах 1350 и 1860 м, а так
же рабочим клапаном, расположенным на глубине 2070 м.

63. РАСЧЕТ КОМПРЕССОРНОГО ПОДЪЕМНИКА

Суть данного расчета сводится к выбору режима работы компрес
сорного подъемника, характеризующегося минимальными затратами 
энергии. При этом считается, что отбор жидкости из скважины оптима
лен. Выполняются расчеты зависимостей p - f ( H )  для различных значе
ний удельного расхода газа R& Для каждого удельного расхода газа вы
числяется удельная энергия W, затрачиваемая на подъем единицы объе
ма жидкости.

Принимая процесс расширения газа политропическим (показатель 
политропы п -  1,2), а нормальное давление ро -  0,1 МПа, удельную 
энергию (в кДж/м3) можно рассчитать по следующей формуле:

IV = 0,6-10’ fl0JV^-)°’,67- l j ,  (6.11)

где /?0 -  удельный расход газа, м3 /м3 ; р* pv -  соответственно давления в 
колонне НКТ в точке ввода газа (на глубине рабочего клапана) и на 
устье скважины, МПа.



Задача 6.4. Для условий предыдущей задачи выбрать режим ми
нимального расхода энергии для следующих значений удельного расхо- 
да газа; Яо =40,150,250,350 и 500mV .

Решение. Для каждого удельного расхода газа по условиям пре
дыдущей задачи рассчитываем распределения давлений.

р, МПа

/?о= 150

По этим результатам строим кривые распределения давления J, 2, 
3 ,4  и 5  соответственно для /?0 = 40, 150, 250, 350 и 500 м3/м3 (рис. 31). 
На этом же рисунке показана зависимость р  = f (H )  (кривая 6), рассчи
танная для газового фактора G0 = 111,8 м3/м .

Как видно из рис. 31, работа подъемника с удельным расходом га
за Rq = 40, 150 и 250 м3/м3 невозможна (отсутствуют точки совместной 
работы пласта и подъемника), так как линии 1, 2, 3 и 6 не пересекаются. 
Совместная работа возможна при удельных оасходах газа более 250 
м3/м3. Так, для удельного расхода газа 350 м3/м рабочий клапан необхо
димо установить на глубине 2070 м, а давление в трубах рт = 7,7 МПа; 
для удельного расхода 500 м3/м3 глубина установки рабочего клапана 
1770 м, а давление в трубах рт = 4,7 МПа. Рассчитываем удельную энер-



W= 0 ,6»IOMsO jjZilj ’ = 96,51 • 103кДж/м3;

при Ло = 500 м3/м\ру = 0,8 МПа,рт = 4,7 МПа:

W = 0,6 • 103 • 500 | Y ^ T '“7 _ ,1 = 103,22 • 103 кДж/м3.
10.8J

Рис. 31.
Кривые распределения 
давления при различных 
удельных расходах газа

Таким образом, для данной скважины оптимальный режим ком
прессорной эксплуатации -  режим с удельным расходом газа /?(*= 350 
м /м3. Глубина спуска подъемника Ясп = 2550 м, рабочий клапан уста
новлен на глубине 2070 м.



Если рассматривать расчет компрессорного подъемника в тради- 
виде, то при расчете необходимо определить диаметр подъем

ника, его длину и оптимальный удельный расход газа.
В этом случае диаметр подъемника рассчитывается по формулам

(5.27) или (5.28); длина подъемника -  по формулам (5.18) или (5.21). 
Удельный расход газа (в м^т) на оптимальном режиме

1,227-10 +

dw (P « -P y)lg(Pe//>y)

где L -  глубина спуска подъемника (рабочего клапана), м; р 6 -  давление 
у башмака, Па; ру -  давление на устье. Па; 4 - диаметр подъемника, м.

Задача 6.5. Рассчитать длину подъемника, его диаметр, а также 
удельный расход газа на оптимальном режиме для следующих условий: 
дебит скважины QM = 12 м3/сут; плотность жидкости рж = = 1021 кг/м3; 
рабочий клапан установлен на глубине L = 2070 м; давление газа перед 
рабочим клапаном рь = 9,9 МПа; давление на устье скважины р у = 0,8 
МПа.

Ответ: d0„т = 25 мм (стандартные трубы диаметром 33,4 мм, 
внутренний диаметр 26,4 мм). Длина подъемника L = 2070 м, удельный 
расход газа Я0опт =183 м3/т.

6.4. РАСЧЕТ ОПТИМАЛЬНОГО 
И МАКСИМАЛЬНОГО ДЕБИТОВ ПОДЪЕМНИКА

При эксплуатации скважин газлифтным способом в основном не
обходимо рассчитать оптимальный и максимальный дебиты подъемника 
заданного диаметра. Особенно актуальна эта задача при лимитируемых 
источниках рабочего агента в рамках перехода нефтедобывающей от
расли на ресурсосберегающие технологии.

Для расчета оптимального и максимального дебитов (в т/сут) 
подъемника используются формулы академика А.П. Крылова:



=15,625-10"’
d\pMgL -p6 + py)(p„ ~ py)u

(6.13)

(6.14)

где d  -  внутренний диаметр подъемника» мм; р& -  давление у башмака 
подъемника, если газ вводится через башмак или давление у рабочего 
клапана, МПа; L -  глубина спуска подъемника (башмака) или глубина 
установки рабочего клапана, м.

Задача 6.6. Рассчитать оптимальный и максимальный дебиты 
скважины для следующих условий:

глубина спуска подъемника L = 1700 м; давление у башмака 
подъемника рв = 8,7 МПа; давление на устье скважины ру = 0,5 МПа; 
плотность жидкости рж = 890 кг/м3; диаметр подъемника (условный) d = 
60 мм.

Решение. В соответствии со справочными материалами внутрен
ний диаметр труб равен 50,3 мм.

Определяем оптимальный дебит

,(50,3), [890-9,8М700-(8,7 + 0^)-106](8,7 -106-0,5 Ш6)''' 
0 ~  = 15.625-10 ----------------------------- --------------------------------------------- --

= 15,625 • 104,27263-105 6,64253-10 -̂2,34812-Ю10 _ 310,153 Ю12
2,65512-104,19158-1( f 3,1637878-Ю'2 ТСУГ'

Таким образом, оптимальный дебит подъемника с условным диа
метром 60 мм равен 98 т/сут.

Рассчитаем максимальный дебит

155,4-10* -1,27263 10s -2,34812-lQ10 
29,8329-7,0093-104
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Скважина, оборудованная подъемником диаметром 60 мм и дли
ной 1700 м, может дать максимальный дебит 222 т/сут.

6.5. РАСЧЕТ ПЛУНЖЕРНОГО ПОДЪЕМНИКА

Плунжерный подъемник имеет собственную область применения 
и оказывается экономически рентабельным, особенно при работе только 
за счет пластового газа (без дополнительного нагнетания газа с поверх
ности). Возможна реализация плунжерного подъемника с пакером или с 
башмачной воронкой. При этом предполагается, что забойное давление 
меньше давления насыщения. Длина подъемника

где Lc -  глубина скважины (в данном случае принимается расстояние от 
устья до верхних дыр перфорации), м; ha -  расстояние башмака лифта 
(пакера) до места установки нижнего амортизатора, м. Обычно прини
мается равным 25-50 м.

Среднее давление на уровне нижнего амортизатора

где рсм -  средняя плотность газожидкостной смеси на участке от забоя 
до нижнего амортизатора, кг/м3.

Затем необходимо рассчитать высоту столба жидкости с плотно
стью Рил, над нижним амортизатором

где s -  ширина зазора между плунжером и стенками подъемника, м

гв„ -  внутренний радиус подъемника, м; гап -  наружный радиус плунже
ра, м.

В практических расчетах можно принимать s = 0,002 м. Внутрен
ний диаметр подъемника, м:

L = Lc - h „ (6.15)

Р. = Р р*-Ь ,Р „.8> (6.16)

(6.17)
где ржл -  средняя плотность жидкости, поступающей из пласта, кг/м5. 
Оптимальная скорость подъема плунжера, м/с:

(6.18)

(6.19)



где G* -  заданный дебит скважины, т/сут.
Давление газа под плунжером рг, необходимое для подъема плун

жера со столбом жидкости над ним, рассчитывается так:

p r = +Я + р + р т + р,п), (6.21)
2 «ш

где X -  коэффициент гидравлических сопротивлений (на практике при
нимается равным 0,03); d%H -  внутренний диаметр подъемника, м; р у -  
давление на устье, Па; рТ1| -  давление, затрачиваемое на преодоление 
трения плунжера и принимаемое равным 104 Па; р лп -  давление, затра
чиваемое на преодоление веса плунжера и принимаемое равным 2 • 104 
Па.

Рассчитываются утечки газа из-под плунжера через зазор между 
плунжером и стенками подъемника шириной д:

Vo ym= 2 1 l9 6 d n s ^ t , (6.22)
где Vo ут -  утечки газа, м3/с; р г -  давление газа под плунжером, МПа. 
Проверка возможности осуществления плунжерного подъема нефти за 
счет пластового газа выполняется по следующему условию:

G° " 7 " (^ " ° ’1)- ' F ^ ^ (w"/'PrI0+l^ )’ (623)
где ржп -  относительная (по воде) плотность жидкости; а  -  коэффициент 
растворимости газа, м3/(м3 • МПа); FDK -  площадь поперечного сечения 
эксплуатационной колонны, м2; F , -  площадь поперечного сечения во
ронки, м2;/п -  площадь поперечного сечения подъемника, м2.

Следует отметить, что если подъемник оборудован пакером, то 
значение FyJ F b принимается равным единице.

На практике диаметр воронки выбирается таким, что F *  / F, =
1,075.

Рассчитывается количество газа (в м3), расходуемое за один цикл 
(подъем плунжера и его падение):



^ = 1 0 (6.24)

Время (в с) одного цикла

{ L - h M ( /1х 
+ 12 + 1,5

Число циклов в сутки 

л = 86400/ гц.

Объем жидкости (в м3), поднимаемой за один цикл,

<7ж= о - а <627> 
где /fv -  коэффициент утечек жидкости через зазор между плунжером и 
стенками подъемника. На практике может быть принят равным 0,02. 

Подача (в т/сут) плунжерного п<

Qn = д жпржп10~\ (6.28)

Удельный расход газа (в м3/т) в плунжерном подъемнике

Я о.=10Х /<‘7«Я»)- (629)

Задача 6.7. Рассмотреть возможность осуществления плунжерно
го подъема нефти за счет пластового газа для следующих условий (мес
торождение эксплуатируется па режиме растворенного газа):

глубина скважины Ц  = 1420 м; расстояние от пакера до нижнего 
амортизатора Ла = 30 м; пакер установлен на глубине 1420 м; дебит 
скважины С* = 35 т/сут; пластовый газовый фактор Со = 399 м /т; плот
ность жидкости, поступающей из пласта, рж = 856 кг/м3; забойное дав
ление ряб = 1*7 МПа; давление на устье скважины pv = 0,15 МПа; коэф
фициент растворимости газа а  = 8 м3/(м3 • МПа).

Плотность газожидкостной смеси в интервале от забоя до нижне
го амортизатора рсм =425 кг/м3.
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Решение. По формуле (6.15) рассчитываем длину плунжерного 
подъемника (расстояние от устья скважины до нижнего амортизатора) L 
= 1420 -30=  1390 м.

Среднее давление на уровне нижнего амортизатора в соответст
вии (6.16) р л = 1,7 -  30 • 425 • 9.81 • 10 6 = 1,575 МПа. Высота столба 
жидкости в подъемнике над нижним амортизатором

Л« = 1,575 • 106/(856 - 9,81) = 187,56 м.

Рассчитываем оптимальную скорость подъема плунжера по (6.18):

w =50’/0,002,/----- —--------=2,7 м/с.
V V 187,56-856

Вычисляем по (6.20) диаметр подъемника

I ( 1390 | 1390 -187 ,56  187^5бТ 
1 * 7  12 1,5 J  „

Ближайший номинальный больший стандартный диаметр труб 
н 0,060 м (внутренний диаметр с/„„ = 0,0503 м).

Давление под плунжером, необходимое для подъема плунжера с< 
столбом жидкости над ним, рассчитываем по (6.21):

2 ,72 187,56-856

0,3 . 104) = 1,575 + 0,35+0,15+0,03 = 2,105 МПа. 

Определяем утечки газа 

Уоут= 271,96 • 0,0503 • 0,002 7 *1 0 5  = 0,04 м3/с.

Проверяем возможность реализации подъема продукции плун
жерным способом за счет пластового газа, используя (6.23):



3 9 9 - ^ . 2 , 0 0 5  > 2468,57-(2,7 0,00198• 2,105 • 10+0,04), 

380,3 >376,5.

Таким образом» условие (6.26) выполняется и плунжерный подъ
емник будет работать за счет пластового газа.

Вычислим объем газа» расходуемый за один цикл,
1390

V0il = 10-1390 «0,00198-2,105 + 0,04- j y  = 78,526м3.

Объем жидкости, поднимаемой за один цикл,
<7Ж = (1 -0 ,02) 187,56-0,00198 = 0,364 м3.

Удельный расход газа при осуществлении плунжерного подъема 
R0 = 103 • 78.526/ (0,364 • 856) = 252 м7т.

Время одного цикла

1390 1390-187 ,56  187,56
fu= ------- + ------------------- + -------------=740 с.

2,7 12 1,5

Число циклов в сутки п = 86400/740 -  117 циклов.

Следовательно, возможная подача плунжерного подъемника Qu = 
0,364 • 117 • 856 • 10‘3 = 36,5 т/сут, что обеспечивает заданный дебит 
скважины = 35 т/сут.

Рассчитаем, чему бы равнялся удельный расход газа при непре
рывном газлифте. Для этого воспользуемся уравнением (6.12):.

1,227-Ю'2 1420(856-9,81-1420-1,7-106 +0.15-106) 
 ----------------------------- г , --------------- -= 4 9 3  м /т.

0.05032 (1,7 -  0,15) • 106 lg ̂
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Таким образом, при непрерывном компрессорном способе подъе
ма удельный расход газа равнялся бы 493 м3/т, т.е. был бы почти в 2 раза 
большим, чем при периодическом плунжерном подъеме.

Задача 6.8. Для условий предыдущей задачи рассмотреть воз
можность увеличения дебита скважины до 50 т/сут. Рассчитать, при ка
ком пластовом газовом факторе возможен отбор из скважины указанно
го дебита.



ГЛАВА 7

ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН 
УСТАНОВКАМИ СКВАЖИННЫХ 
ШТАНГОВЫХ НАСОСОВ

Установки скважинных штанговых насосов (УСШН) широко 
применяются для эксплуатации различных категорий скважин. Ослож
нение условий эксплуатации добывающих скважин расширяет и область 
применения УСШН.

Одна из основных задач проектирования эксплуатации скважин 
УСШН -  обоснование и выбор (на первом этапе -  предварительный или 
ориентировочный) компоновки УСШН для заданных условий эксплуа-

7.1. ВЫБОР КОМПОНОВКИ СКВАЖИННОЙ 
ШТАНГОВОЙ НАСОСНОЙ УСТАНОВКИ

Под компоновкой СШПУ понимают взаимосвязанную совокуп
ность следующих параметров: диаметр и тип скважинного штангового 
насоса, глубина его спуска и конструкция колонны НКТ, а также типо
размер предварительно заданного станка-качалки, определяемых на на
чальном этапе проектирования. На следующем этапе проектирования 
СШНУ обосновывают конструкцию штанговой колонны, уточняют ти
поразмер станка-качалки и рассчитывают другие многочисленные ха
рактеристики.

Прежде чем приступить к выбору компоновки, необходимо иметь 
основные технологические характеристики работы данной скважины, а 
также знать опыт эксплуатации скважин УСШН.

Алгоритм выбора компоновки можно записать в следующем виде.

1. Для заданных забойного давления и дебита рассчитывается 
распределение давления от забоя скважины в стволе (рис. 32, кривая 1).



о Р, Р„ р, МПа
Рис. 32.
Кривые распределения давления в 
стволе скважины (1) и в НКТ (2)

2. Для принятого давления на устье вычисляется распределение 
давления от устья скважины в колонне НКТ (рис. 32, кривая 2).

3. По имеющимся в литературе рекомендациям рассчитывается 
давление у приема насоса. В скважинах с низким газовым фактором (до 
20 м3/м3) и с высокой обводненностью продукции (свыше 75 %) давле
ние на приеме насоса можно принять равным 0,5 МПа. Конкретные ве
личины давления на приеме вычисляются для различных нефтяных рай
онов с учетом опыта эксплуатации скважин УСШН и принятой систе
мой разработки. Так, для девонских месторождений У рало-Поволжья 
давление на приеме безводных скважин принимается равным 2,5 МПа; 
для угленосных -  3 МПа (некоторое увеличение давления на приеме 
обусловлено большей вязкостью нефти угленосных отложений). Ис
пользуя рекомендации Т.Н. Суханова, оценку давления на приеме (в 
МПа) с учетом обводненности продукции можно выполнить по сле
дующей формуле:

где В -  обводненность продукции.
4. По рассчитанному давлению на приеме насоса определяется 

глубина спуска насоса Я„. Пример определения глубины спуска насоса 
показан на рис. 32 пунктирной линией.

5. Для заданных на поверхности дебита жидкости (?ж и обводнен
ности продукции В рассчитывается объемный расход (дебит) продукции 
скважины при давлении у приема

р т = 0 ,5  + 0,3/?нвс(1 -Я ), (7.1)
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a ^ j = O A ( P n „ ) / a - * ) >  (72)
где G* (Рии) -  дебит жидкости на приеме насоса, м3/сут; QHA -  дебит де
газированной нефти, м3/сут; (рт) -  объемный коэффициент жидкости 
(продукции скважины) при давлении на приеме насоса рпн, рассчиты
ваемый по формуле

b ,(Pm ) = b*(Pm X \-B) + bHip n )B, (7.3)

(Рпн)» К  (рпн) -  соответственно объемные коэффициенты нефти и воды 
(Ьш (рт) = 0  при давлении на приеме.

Объемный коэффициент нефти

«) = 1+(Ь„ ~ р 11)ци. <7-4>

где -  объемный коэффициент нефти при рнас.
Вышеперечисленные операции являются по существу подготови

тельными, но без их реализации невозможен выбор компоновки.

6. По диаграммам А.Н. Адонина (рис. 33) для применяемых в на
стоящее время на промыслах отечественных сгапков-качалок по извест
ным значениям проектного дебита Q*(pnn) и высоте подъема жидкости L 
выбирают диаметр скважинного насоса Dn„ и типоразмер станка- 
качалки.

Высоту подъема продукции при известных глубине спуска насоса, 
устьевом давлении и давлении на приеме приближенно можно вычис
лить по следующей формуле:

L = HH-\ 02(p lw- p y). (7.5)

7. Тип скважинного насоса следует выбирать в соответствии с об
ластями применения скважинных штанговых насосов (табл. 7 .1).

8. Диаметр колонны НКТ, рекомендуемых для использования с 
выбранным типоразмером насоса, определяют также по табл. 7.1 (по
следний столбец).

Дальнейшие расчеты ведут с соответствии с нижеизложенным. 
Для всех вышеуказанных насосов предельная минерализация во

ды составляет 200 мг/л; объемное содержание сероводорода -  не выше 
0,1% и pH -  не менее 6,8.
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Рис. 33.
Диаграммы А.И. Адонина для различных станков-качалок: 
а -  типа СКН; 6 -  базовые; ё -  модифицированные.
Цифры в кружках обозначают диаметры скважинных насосов

Задача 7.1. Выбрать компоновку УСШН для следующих условий: 
глубина скважины Lc = 1677 м; забойное давление pja6 = 13,3 МПа; 

планируемый дебит жидкости £>* = 40 м3/сут; планируемый дебит нефти 
2нд = Ю м3/сут; объемная обводненность продукции В = 0,75; плотность 
дегазированной нефти р„д = 865 кг/м3; плотность пластовой дегазиро
ванной воды р» = 1186 кг/м3; плотность газа при стандартных условиях 
рг = 1,43 кг/м3; вязкость нефти vH = 4,3*1 O'6 м2/с; вязкость воды vB = 8,4 • 
10'7 м2/с; давление насыщения рНЛС = 9,2 МПа; газовый фактор G0 = 52,1 
м3/м3; давление на устье р у = 1,5 МПа; средняя температура в скважине 
7’ = 311 К; объемный коэффициент нефти Ьн= 1,16; внутренний диаметр 
скважины D,K = 0,1273 м.



1. Дня соответствующих (см. раздел 7.4) исходных данных по 
вышеизложенным методикам рассчитывается распределение давления в 
скважине (рис. 34, линия \) и в колонне НКТ (рис. 34, линия 2).

2. В соответствии с (7.1) вычисляем: 
р т = 0,5 + 0,3 • 9,2 (1 -  0,75) = 1,2 МПа.

3. Для р т =1,2 МПа по рис. 34 определяем глубину спуска насоса: 
Я„ = 640 м.

4. Прежде чем рассчитать дебит скважины при рпн, вычисляем 
объемный коэффициент исфти при рпн по (7.4):



По формуле (7.3) рассчитываем объемный коэффициент жидкости 
Ьж (Рпн) = Ш 4(1 -  0,75) + 1 • 0,75 = 1,023, а затем по формуле (7.2) -  де
бит скважины по жидкости в условиях приема QM(PaJ =10 -  1,023/(1 -  
0,75) = 41м3/сут.

5. Рассчитываем высоту подъема продукции L по (7.5): L = 640 -  
102 (1 ,2 - 1,5)-671 м.

6. По соответствующей диаграмме А.Н. Адонина (см. рис. 33) вы
бирается диаметр скважинного насоса и типоразмер станка-качалки. Для 
следующих исходных данных Q* = 41 м3/сут и L = 671 м выбираем:

для станков-качалок типа СКН по рис. 33, а 
Ди = 55 мм и СКН5-1812; 
для базовых станков-качалок по рис. 33, б 
£>пл = 55 мм и 5СК-6-1,5-1600;
для модифицированных станков-качалок по рис. 33, в 
DM = 43 мм и 5СК-4-2Л-1600.



Области применения различных типов скважинных штанговых 
__________ насосов и соответствующих колонн НКТ

Таблица 7.1
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НСН1 Вязкость жидкости 28 80 0,9 1200 48
до 25 мПа*с; объем 32 10,5 0,9 1200 48
ное содержание ме 43 19 0,9 1200 60

не более 0,05 % 55 31 0,9 1000 73
НСН2 Тоже 32 35 3 1200 48

43 94,5 4,5 2200 60
55 155 4,5 1800 73
68 235 4,5 1600 89
93 440 4,5 8(Х) 114

НСНА 43 73,5 3,5 1500 48
55 120 3,5 1200 60
68 235 4,5 1000 73
93 440 4,5 800 89

НСВ1 28 31 3,5 2500 60
32 41 3,5 2200 60
38 98,5 6 3500 73
43 125,5 6 1500 73
55 207 6 1200 89

НСВ2 32 41 3,5 3500 60
38 98,5 6 3500 73
43 125,5 6 3000 73
55 207 6 2500 89

НСВ1В Вязкость жидкости 32 41 3,5 2200 60
до 15 мПа*с; объем- 38 57,5 3,5 2000 73



7. По табл. 7.1 выбираем насос HCHI (так как в продукции отсут
ствуют механические примеси [6] ); при диаметре насоса 55 мм услов
ный диаметр НКТ -  73 мм (в соответствии с [5] для гладких труб внут
ренний диаметр = 0,062 м); при диаметре насоса 43 мм условный 
диаметр НКТ-60 мм (для гладких труб внутренний диаметр НКТ dm = 
0,0503 м).



Таким образом, предварительно выбранные компоновки для дан
ных условий скважины позволяют использовать различные комбинации 
наземного и погружного оборудования.

7.2. РАСЧЕТ ОПТИМАЛЬНОГО ДАВЛЕНИЯ 
НА ПРИЕМЕ И ГЛУБИНЫ СПУСКА 
СКВАЖИННОГО НАСОСА

Под оптимальным давлением на приеме насоса будем понимать 
такое давление, при котором обеспечивается заданный дебит скважины 
при минимальных условных приведенных затратах. Точное определение 
оптимального давления представляет сложную технико-экономическую 
задачу, решить которую можно при определенных допущениях и упро
щениях (во всяком случае, на первом этапе решения).

Ниже приведены формулы для расчета давления на приеме насоса 
в зависимости от физико-химических свойств откачиваемой продукции 
и ее обводненности, исходящие из требования обеспечения среднего 
значения коэффициента наполнения насоса р = 0,8 (колебания коэффи
циента наполнения 0,7-0,9).

При содержании в газе однократного разгазирования до 30% азота 
(уа < 30%) давление на приеме насоса

где уа -  содержание азота в газс,%.
При содержании азота свыше 30% [уа > 30%) давление на приеме

Представленные формулы можно использовать при 3 <ул < 83, 
0 < 5  <0,95.

Глубина спуска насоса

(7.6)

5‘0 32r- / v a - f i ) . <7.7)
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H io V .u, - p , - p ,k J (7.8)
P. 8

где р лых, pv, Рпот -  соответственно давление на выходе из насоса (давле
ние на выкиде), на устье и теряемое на преодоление гидравлических со
противлений, МПа; рл -  средняя плотность продукции (жидкости) в на- 
сосно-компрсссорныхтрубах (лифте), кг/м3.

Высоту подъема продукции скважины можно рассчитать по при
ближенной формуле (7.2), а также по следующим более точным зависи
мостям:

где рз -  плотность продукции в затрубном пространстве в интервале 
"прием насоса -  динамический уровень", кг/м3; Яднн -  динамический 
уровень, м; р3 -  давление в затрубном пространстве, МПа.

Задача 7.2. Рассчитать давление на приеме скважинного штанго
вого насоса, определить давление на выкиде рлых, глубину спуска насоса 
и высоту подъема продукции для условий предыдущей задачи с учетом 
следующего:

содержание азота в газе у* = 8,4%; давление в затрубном простран
стве р у -  0 МПа; потери давления на гидравлические сопротивления рпат 
= 0,1 МПа; плотность жидкости в лифте рл = 1106 кг/м3; динамический 
уровень Яди„= 479 м.

Решение. Так как содержание азота в нефтяном газе составляет 
8,4%, то для расчета давления на приеме насоса используется формула
(7.6):

Проверим численное значение дебита скважины по жидкости при 
давлении на приеме p ltH = 1,8 МПа, так как в предыдущей задаче этот 
параметр вычислен при р пн = 1,2 МПа.

А  8
(7.9)

L = HH~ — (Н„ -  Ядии) -  to6 (/7] Ру Рпя\
Р, “ "" Р, 8

(7.10)

'9 ,2 (1 -0 ,7 5 )  = !,8  МПа.
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l9 .2 - 0 . l j

По формуле (7.4) вычисляем:

По формуле (7.3) объемный коэффициент жидкости 
Ьж(рпн) =1,105(1-0,75) +1 -0,75= 1,026,

а дебит скважины по (7.2) 
е .О „и) = 10.1.026/(1 -  0 ,75 )-41  м3/сут, 

практического изменения дебита по жидкости при изменении давле- 
1я па приеме от 1,2 до 1,8 МПа не произошло (рмб = const).

По формуле (7.8) рассчитываем глубину спуска насоса Нн (по рис. 
34Putx = 9,1 МПа при рпн = 1,8 МПа):

= 1049 ,1-1 ,5-0 ,1) = 75
1106-9,81 0,1085 ~

Вычисляем высоту подъема продукции: 
но формуле (7.9)

1041,8-1.5-0.1) = 691-18,43 = 673 м. 
1106-9,81

по формуле (7.10), принимая р, = 865 кг/м ,

г, = 6, 1 - Ж (69|- 4 та , - |0‘ < °- |-:|- 0-|> ,673м . 
1106 М 06-9.81

Таким образом, давление у приема насоса принимаем равным 1,8 
МПа, давление на выкиде = 9,1 МПа, глубину спуска насоса 691 м. 
При этом высота подъема жидкости равна 673 м.

Так как ни высота подъема жидкости, ни дебит практически не 
изменились по сравнению с определенными в задаче 7.1, то предвари
тельно выбранные варианты возможных компоновок остаются в силе.



7.3. РАСЧЕТ СЕПАРАЦИИ ГАЗА У ПРИЕМА 
СКВАЖИННОГО ШТАНГОВОГО НАСОСА 
И ХАРАКТЕРИСТИК ГАЗОЖИДКОСТНОЙ СМЕСИ

В соответствии с (2.91) и (2.93) расчетная формула для коэффици
ента сепарации аш принимает вид

<тш= ---------------— -----“ ----------------------------------------------------- (7.11)
“ 1 + 4 ,2<?ж6ж (р т) /(3.14 w0 D l )

где qm -  объемный расход жидкости в условиях приема насоса, ъг’/с.
После оценки сепарации свободного газа требуется рассчитать 

трубный газовый фактор G0T и соответствующее ему новое давление 
насыщения р При известном содержании метана и азота в нефтяном 
газе расчет Gar ведут по (2.95), а р'нас -  по (2.96), предварительно вычис
ляя температуру на приеме насоса по (2.3) или (2.9) и давление насыще
ния при г(|н по (1.21).

Если содержание метана и азота в газе неизвестно, то трубный 
(фактический) газовый фактор можно определить по следующей при
ближенной формуле:

а давление насыщения, соответствующее трубному газовому фактору, 
рассчитывают по формуле

При пользовании формулами (7.12) и (7.13) вместо давления на
сыщения при температуре на приеме насоса можно пользоваться соот
ветствующим его значением при пластовой температуре, так как расче
ты носят приближенный характер.

Расчет дебита жидкости в условиях приема насоса ведется по 
(7.2). Суточный расход свободного газа через насос при условиях прие
ма можно вычислить по формуле

(7.12)

(7.13)



(7.14)

где GoO?„h) -  газовый фактор при давлении на приеме, м3/м3; Тпн -  тем
пература на приеме насоса, К.

При использовании формулы (7.14) можно принять: z = 1;^о = 0.1
МПа.

Газовый фактор на приеме насоса

Суточный расход газожидкостной смеси через насос, приведен
ный к условиям приема,

Если при Рнас объемный коэффициент нефти Ьн., то при р  нас обо
значим его через Ь 'н. Для расчета Ь'н можно использовать следующую 
приближенную формулу:

Объемный коэффициент жидкости при давлении на выкиде насо
са р*м> р ’иас

Задача 73 . Для условий предыдущих задач рассчитать коэффи
циент сепарации газа и основные характеристики газожидкостной смеси 
на приеме и выкиде насоса. Температуру на приеме насоса принять рав
ной средней температуре в скважине Г„„ =311 К. Из условий задач 7.1 и 
7.2 имеем: D„ = 0,1273 м; С0 = 52,1 mj/m5; р„к = 9,2 МПа; В = 0,75; Qm = 
10 м3/сут: Ьн = 1,16; р ж  = 9,1 МПа; dMp , = 0,073 м; a г = 0,0603 м.

(7.15)

0 .M  = Q .(p m) + vm. (7.16)

(7.17)

Ь Л Р ^ ) = К (1 -В )  + ЬвВ. (7.18)

При этом расход жидкости на выкиде насоса
&(/>«.) = Й А < Л » М » -Д )- (7.19)
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Из решения задач 7.1 и 7.2 объемный расход жидкости в условиях прие
ма (2Ж = 41 м3/сут или qj>* (рто) = 4,745 • 1 O'4 м3/с; р пн = 1,8 МПа.

Решение. Так как обводненность продукции В = 0,75, то в соот
ветствии с рекомендацией раздела 2.11 относительную скорость газовых 
пузырьков принимаем wo =0,17 м/с. Коэффициент сепарации равен:

1я НКТ с наружным диаметром 0,073 м

 _________ 1-(0,073/0,1273)2___________  0,671
‘  1 + 4 ,2-4,745 10^/(3,14-0,17 0,12732) 1,23 =

для НКТ с наружным диаметром 0,0603 м 

 _________ 1 - ( 0 ,603/0,1273)2
ш2 1 + 4 ,2  * 4,745 • 10^ /(3,14-0,17-0,12732)

= 0,63.

По формуле (7.12) рассчитываем трубный газовый фактор: 
для первого случая

G0, ,=52 .1  1-0,546 1 = 36 м’ /суг.

Вычисляем по (7.13) соответствующие значения давлений насы
щения:

я первого случая

(9,2-0,1)+0,1 =4,45 МПа;
1,52,1)  

для второго случая



/ В 2 ]  (9,2-0 ,1)+0 ,1  = 3,86 МПа. 
152, l j

Для обоих случаев рассчитываем по (7.14) суточный расход свс 
бодного газа через насос, предварительно определяя по (7.15) Go (рпн): 

для первого случая

G„( р т) =  52,1J 1’8 0,1 = 22,5 м5/мJ,0 VI пи /1 ?_п ,

для второго случая 
С „(рт)г = 2 2 ,5м у1м\

У '2 = [5 2 ,1 -2 2 5 )1^ ^ 11-.10(1- ° - :63) = тг I j  1,8-273

Суточный расход газожидкостной смеси через насос в условиях 
приема:

для первого случая
Сс(р,.»). = 41 + 8.5 = 49,5 м}/сут;

Рассчитываем объемный коэффициент нефти по (7.17): 

для первого случая

= 1,133,

для второго случая

*н2=1+(1,16

(1 ,16- 1)14 4 5 - 0 . 1 ^  
I  9 .2 -0 ,1  )

- o f e g - ц ГI  9,2-0,1 J



Объемный коэффициент жидкости при р ш% > р'нъс вычислим по

для первого случая
Ьж (рт) I = 1,133 (1 -  0,75) + 1 *0,75 = 1,033; 

для второго случая
Ьж(Рпн)2 =1,1280 -0,75) +1 *0,75 = 1,032.

Используя формулу (7.19), вычисляем расход жидкости в услови
ях выкнда насоса:

для первого случая
G *0w )i =10 • 1,033/(1 -0 ,75) = 41,32м3/сут, 

для второго случая
QxfPwxh =10* 1,032/(1 -0 ,75) = 41,28 м'/суг.

Таким образом видно, что коэффициент сепарации существенным 
образом влияет на характеристики газожидкостной смеси в условиях 
приема насоса (при р т < р иас).

(7.18):

7.4. РАСЧЕТ ДАВЛЕНИЯ НА ВЫХОДЕ ИЗ НАСОСА

Для проверочного расчета давления на выходе из насоса (или кри
вой распределения давления в НКТ) используется методика, изложенная 
в 2.4, или любой из известных методов расчета распределения давления, 
учитывая, что движение продукции осуществляется по кольцевому ка
налу, образованному внутренней поверхностью НКТ и наружной по
верхностью штанг.

Кроме того, в расчетах необходимо использовать данные о свой
ствах продукции, полученные при решении предыдущих задач.

В частности, для случая, когда предполагается использование 
НКТ с условным диаметром d\ = 0,073 м, исходные данные для расчета 
следующие:

глубина спуска насоса Я„ = 691 м; дебит смеси в условиях приема 
Сем i= 49,5 м3/сут; трубный газовый фактор GoTi =36 м3/м3;
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давление насыщения /?'нас i = 4,45 МПа; объемный коэффициент 
нефти Ь'щ | = 1,133; объемный коэффициент жидкости Ьж i = 1,033; дебит 
жидкости в условиях выкида Q* х = 41,32 м3/суг.

Для случая, когда предполагается использование НКТ с условным 
диаметром di = 0,0603 м, исходные данные для расчета следующие:

глубина спуска насоса Я„ = 691 м; дебит смеси в условиях приема 
Сем = 47,9 м3/сут; трубный газовый фактор Со г2 -  33,5 м3/м3; давление 
насыщения р'ишс 2 = 3,86 МПа; объемный коэффициент нефти Ь'н 2 -  
1.128; объемный коэффициент жидкости Ь'к2 = 1,032; дебит жидкости в 
условиях выкида QM2 = 41,28 м3/сут.

Остальные данные для расчета имеются в условиях или решениях 
предыдущих задач или справочной литературе.

Рассчитанные с использованием вышеприведенных данных дав
ления на выкиде насоса сравниваются со значением на рис. 34 и равным
9,1 МПа на глубине спуска насоса 691 м. Если ошибка сопоставления 
превышает 10*, то необходимо принять новое давление на выкиде насо-

7.5. РАСЧЕТ ПОТЕРЬ ДАВЛЕНИЯ В КЛАПАНАХ 
НАСОСА И УТЕЧЕК В ЗАЗОРЕ ПЛУНЖЕРНОЙ ПАРЫ

Перепад давлений (в Па) в клапанах скважинного насоса

^ = w L / ^ / (2/ C X  (7.20)
где -  максимальная скорость движения продукции в отверстии 
седла клапана, м/с; р*,, -  плотность дегазированной жидкости, кг/м3;
-  коэффициент расхода клапана, определяемый по специальным графи
кам в зависимости от числа Рейнольдса в клапане (в отверстии седла). 

Максимальная скорость движения продукции в клапане
(7.21)

где <7™ -  расход продукции через клапан, м3/с; -  диаметр отверстия
седла клапана, м.

Размеры клапанов скважинных штанговых насосов представлены 
в табл. 7.2.

Число Рейнольдса в отверстии седла клапана 
R e ^ w ^ / v . ,  (7.22)
где уж -  кинематическая вязкость жидкости, м2/с.
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При расчетах Re™, когда продукция представлена смесью двух 
жидкостей (нефти и воды), используется вязкость той жидкости, которая 
преобладает в смеси (содержание ее более половины). В случае когда 
содержание обеих фаз равно, принимают кинематическую вязкость наи
более вязкой составляющей.

Выражение (7.21) записано с учетом неравномерного движения 
плунжера в учение насосного цикла.

Если через клапан движется газожидкостная смесь, то при расчете 
вместо <7™ подставляется объемный расход смсси в условиях прие

ма насоса qCM.
Зависимости коэффициента расхода клапана £ от числа Re™ пред

ставлены на рис. 35.

4 68 10* 2 34 6810' 2 34 68 10* 2 3 4 6810s Rc

В 1 В >  0 3

Рис. 35.
Зависимость коэффициента расхода клапана от числа Рейнольдса:
1 - е  одним шариком и с окнами: Г - d  = 14 мм: 1" -  </*, = 25 мм; 1 -  dw 
= 30 мм;
2-еодним шариком и со стаканом;
3-едвумя шариками
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Таблица 7.2

Размеры диаметров отверстий седел клапанов 
скважинных штанговых насосов

Условный 
диаметр насоса,

Диаметр отверстия седла клапана, мм

обычного | с увеличенным 
проходным сечением

Невставной насо
28 11 14

11 14
32 14 18

14 18
43 20 22,5

20 22,5
55 25 30

25 30
68 30 35,5

30 35,5
93 40 48

40 48

Вставной насос
28 20 22,5

И 14
32 20 22,5

18
38 25 30

20
43 25 30

22,5
55 30 35,5

30

Примечание. В числителе дроби приведены значения для всасывающего клапана, в знамена-



После вычисления перепадов давлений в клапанах определяются 
давления в цилиндре насоса при всасывании (рцн) и нагнетании (pw)

Риш = Рпн "АЛслч (7-23)

Ри» = Ръчх (7.24)
где Арклч А̂ хлн -  соответственно перепад давлений во всасывающем и 
нагнетательном клапанах.

Утечки в зазоре плунжерной пары </Vt (в м3/с) рассчитывают по 
формуле А.М. Пирвердяна:

ц' = 0,262(1+ l ,5 C l)Dm̂ iPm ' P» );  (7-25)
P .K L

где Сэ -  относительный эксцентриситет расположения плунжера в ци
линдре, т.е. отношение расстояния между их центрами к величине 5 (0 < 
С ,<  1); 6 -  зазор (на радиус) между плунжером и цилиндром при их 
концентрическом расположении (группа посадки), м; /|1Л -  длина плун
жера (для серийных насосов /|1Л = 1,2 м), м.

Выпускаемые отечественной промышленностью насосы имеют 
четыре группы посадки:

Группа посадки 0 1 II III
Зазор на радиус, мкм 0-22,5 10-35 35-60 60-85

При неизвестном относительном эксцентриситете его принимают 
равным 0,5.

Следует подчеркнуть, что формулу (7.25) можно использовать 
только в том случае, если режим движения жидкости в зазоре ламинар
ный, причем условие существования ламинарного режима определяется 
критическим числом Рейнольдса:

Re = HnDmvK) < Re^ = 103. (7.26)

Если расчетное число Re в зазоре больше 103, то режим движения 
жидкости турбулентный, и утечки можно вычислить по формуле (кон
центрическое расположение):



<?; = 4 ,7 Я Dm [<JJ -  Pm)/U „P „ ) ]4 7 1/•'IT- (7.27)
Вышеприведенными формулами пользуются тогда, когда еще не

известен режим откачки (длина хода плунжера япл и число двойных хо
дов плунжера в секунду /V). Если режим откачки известен, то утечки

(7.28)
для ламинарного и турбулентного режимов.

Задача 7А  Рассчитать потери в клапанах и утечку для насоса 
HCHI-55 (II группы посадки) при следующих условиях его работы в 
скважине:

давление на приеме насоса рпн = 1,8 МПа; давление на выкиде на
соса рвых = 9,1 МПа; дебит скважины в условиях приема Qcu |= 59,5 
м3/сут; расход жидкости на выкиде Qm | = 41,32 м /сут; вязкость жидко
сти (вязкость воды) V* = 8,4 • 10'7 м2/с; обводненность продукции В = 
0,75; плотность нефти р„д = 865 кг/м3; плотность воды р, = 1186 кг/м3.

При необходимости недостающие исходные данные находят из 
условий и решений предыдущих задач.

Решение. По табл. 7.2 для обычного исполнения невставпого 
насоса НСН1 -55 с условным диаметром 55 мм диаметры отверстий се
дел клапанов равны: всасывающего dMB = 25 мм, нагнетательного ^.м = 
25 мм.

По формуле (7.21) рассчитываем максимальные скорости движе- 

для всасывающего клапана ( q ^  =5,73 • 10"* м3/с)

HWx. = 4 • 5,73 • 10^/(0,025)2 -  3,67 м/с;

для нагнетательного клапана qMb = 4,78 • 10  ̂м3/с)

н,мах „ = 4 . 4,78. 10'4/(6,25 • 10 4) -  3,06м/с.

Определяем соответствующие числа Рейнольдса:

Re„. =3,67-0,025/(8,4-10'7)=  1,092- 10s;

ReMH = 3,06 - 0,025/(8,4 • 10 7) = 9 ,1 0 7 .104.

195



По графику рис. 35 (кривая 1) находим коэффициенты расхода 
клапанов: =0,4 и ц™,, =0,4. Рассчитываем плотность жидкости

р«д =рм (1 -  В) +PJB =865(1 -0 ,75 ) +1186*0,75- 1106кг/м3 
(именно поэтому при решении задачи 7.2 плотность жидкости в лифте 
задана равной 1106 кг/м3).

всасывающий
АР™ = (3,67)2 • 1106/(2 • 0,42) =4,655 • 104 Па = 0,047 МПа;

нагнетательный
Др„„ = (3,06)2 * 1106/(2 * 0.42) =3,236 • 10" Па -  0,032 МПа.

Таким образом, давление в цилиндре: при всасывании 
р ив =1,8 -0,047= 1,753 МПа;

Учитывая, что насос имеет II группу посадки, принимаем зазор в 
плунжерной парс 5 = 50 мкм = 0,5 • Ю̂4 м, а относительный эксцентри
ситет Сэ = 0,5.

Вычисляем утечки в зазоре плунжерной пары по формуле (7.25):

, 0,055-(0,5-10 ) 10 (9,132-1,753)
д' = 0,262(1 + 1,5 -0 ,52) ----------*----------- \ -  =
^  1106-8,4-Ю -1,2

= 1,6410~5м3/с  

или Q = 1,42 м3/сут.

Проверяем режим движения жидкости в зазоре плунжерной пары, 
предварительно рассчитав по (7.26) число Рейнольдса

Re =1,64- 107(3,14. 0,055. 8,4- 1 0 >  113.



Так как полученное число Рейнольдса 113 < ReK = 103, то режим 
течения в зазоре действительно ламинарный и утечки вычислены пра
вильно.

Задача 7.5. Рассчитать потери в клапанах и утечку для насоса 
НСН1-43 (I группы посадки) при следующих условиях:

давление на приеме р пн = 1,8 МПа; давление на выкиде р ги% -  9,1 
МПа; дебит в условиях приема QCM г = 47,9 м3/сут; расход жидкости на 
выкиде С?ж2 = 41,28 м3/сут; вязкость жидкости уж = 8,4* 10‘7м2/с.

7.6. РАСЧЕТ КОЭФФИЦИЕНТА НАПОЛНЕНИЯ 
СКВАЖИННОГО НАСОСА

Коэффициент наполнения насоса зависит от множества факторов 
и может вычисляться по различным формулам, имеющимся в техниче
ской литературе. Ниже изложен метод расчета коэффициента наполне
ния с учетом равновесного процесса растворения и выделения газа из 
нефти; причем нефть, газ и вода распределены равномерно в цилиндре 
насоса, а давление в цилиндре насоса при нагнетании рщ, >р'мс-

Для данного случая коэффициент наполнения Р„ рассчитывают по 
формуле

где /уг -  относительная утечка жидкости в зазоре плунжерной пары.

Ясы (Рнп) -  объемный расход смеси, приведенный к давлению всасывания 
в цилиндре насоса, вычисляемому по (7.23), м3/с. Объемный расход сме-

(7.29)

ly, =9^/[2««(а»м)]. (7.30)

(7.31)

Ьж (Рш.) -  объемный коэффициент жидкости при давлении всасывания в 
цилиндре насоса, вычисляемый по (7.18); R -  газовое число, м3/м\ рас
считываемое по формуле



Vr с. -  объемный расход свободного газа в цилиндре насоса, приведен
ный к условиям всасывания в цилиндре, м3/с. Этот параметр вычисляет
ся по формуле

V^(A,.) = k - C „  Ь - - ° Л- 1  ZPJ' ^  ; (7.33)” " L Vp1c-0*iJ86400P-7'o
Сж (Ри*)- объемный расход жидкости при давлении р пв, м3/сут; вычисля
ется по формуле (7.19) для Ьж (рцп)

/Гм -  коэффициент мертвого пространства насоса, который можно 
принять равным 0,2.

Задача 7.6. Рассчитать коэффициент наполнения скважинного 
штангового насоса для условий задачи 7.4:

давление всасывания в цилиндре рц. = 1,753 МПа; давление на
гнетания в цилиндре риц = 9,132 МПа; дебит дегазированной нефти (?„д = 
10 м3/сут; обводненность В = 0,75; газовый фактор GoTi = 36 м3/м3; дав
ление насыщения (с учетом сепарации) р'„ас= 4,45 МПа.

Коэффициент мертвого пространства Км = 0,2; температуру в ци
линдре при всасывании Т принять равной 311 К; коэффициент сверх
сжимаемости принять z = l .

Решение. Вычисляем по формуле (7.17) объемный коэффициент 
при давлении рил{Ьн= 1,16):

<> '„=1+(1,16-I ) f b 5 5 1 z 5 d )  =1,104.
I, 9 .2-0 .1  )

а затем по формуле (7.18) -  объемный коэффициент жидкости при
Риз:

Ьж (ри») =1,104(1 -0 ,75 ) + 1 • 0,75 = 1,026.

Рассчитываем по (7.33) объемный расход свободного газа при р иь:

(7.32)
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4 /1,753-0,1 , 1 0,1.311 10 1/vae 1/г4 3/Угсь (Рим) = 36(1 -  I 1- ] --------1-----------------= 1,038 • 10 м /сут .V  4 ,4 5 -0 ,1  86400 1,753-273

ш (рш) =  10-1,026 , 038. 10-> =5i788. |0"*м3/сут.
8 6 4 00 (1 -0 ,75 )

Из решения задачи 7.4 q 1̂  = 1,64 • 10* м /с. В соответствии с (7.30) 
относительная утечка

_ L61 1 0 ^ =142<10.2 
2-5,788 10

Вычисляем по (7.32) газовое число 

R = 1,038 • 10^/4,75 • 10^= 0,22.

Таким образом, газовое число при давлении р иъ равно 0,22 (при 
расчете R знаменатель, равный 4,75 • 10*4, является первым слагаемым 
выражения (7.31)).

Рассчитываем объемный коэффициент жидкости при новом дав
лении насыщения р'^  \ -  4,45 МПа по формуле (7.18).

В результате решения задачи 7.3 объемный коэффициент нефти 
при давлении насыщения 4,45 МПа равен Ь'н = 1,133. Тогда по формуле
(7.18)

Ьж{р'нК \)= 1,133(1-0,75)+ 1-0,75=1,033.

По формуле (7.29) коэффициент наполнения насоса

Таким образом, коэффициент наполнения скважинного штангово
го насоса составляет 72,5%, что является достаточно хорошей его харак



теристикой и соответствует интервалу колебаний р„ = 0,7 -  0,9, приня
тому в разделе 7.2.

Задача 7.7. Рассчитать коэффициент наполнения насоса для сле
дующих условий:

условный диаметр насоса НСН1 = 43 мм; трубный газовый 
фактор Got = 33,5 м3/м ; давление насыщения р'мс = 3,86 МПа; объем
ный коэффициент нефти Ь\ = 1,128; объемный коэффициент жидкости 
Ьж = 1,032; давление на приеме р „„ = 1,8 МПа; давление на выходе рлых =
9,1 МПа.

Остальные данные взять из условий и решения задачи 7.5.

7.7. РАСЧЕТ ТРЕБУЕМОЙ ПОДАЧИ НАСОСА 
И СКОРОСТИ ОТКАЧКИ

Чтобы осуществить запланированный дебит скважины, насос 
должен обладать определенной подачей Qliac, компенсирующей утечки 
продукции в плунжерной паре:

где QK (рпв) -  рассчитывается по (7.19), а ри -  по (7.29). Секундная пода
ча насоса

плунжера, м; N -  число двойных ходов, с'1.
Скоростью откачки называют произведение длины хода плунжера 

5,и, на число двойных ходов N. Таким образом, скорость откачки

При известной скорости откачки задаются, например, длиной хода 
плунжера и вычисляют число двойных ходов (следует помнить, что 
длинноходовые режимы работы установки предпочтительны).

Задача 7.8. Рассчитать требуемую подачу насоса, скорость откач
ки и параметры откачки (snn и п) для следующих условий:

О ш = е .(р „ )/ А . (7.34)

(7.35)



диаметр плунжера насоса Dtin = 55 мм; давление в цилиндре при 
всасывании = 1,753 МПа; объемный коэффициент жидкости при р ш 
(см. задачу 7.6) Ьж = 1,026; дебит дегазированной нефти Q^  = 10 м3/сут; 
обводненность продукции В = 0,75; коэффициент наполнения насоса р„ 
= 0,725.

Решение. Рассчитываем объемный расход жидкости nj 
рш поформуле (7.19):

Q (р  ) =  10 1>026------= 4,75 • 10-4 м3/с.
* “  86400(1-0.725)

По формуле (7.34) вычисляем требуемую подачу насоса

Снас = ^  = 6,55 • \0А м3 /с = 56,6 м3/сут.

Прежде чем определить требуемую скорость откачки, рассчитаем 
площадь поперечного сечения плунжера с Д ы = 55 мм:

я р 1 = 3,14(0,055)2 _

Тогда требуемая скорость откачки по (7.35) составит: 
с а/- 6,55 10^_ =2,76* 10' м/с = 16,55 м/мин. 

2,375 10'3

В соответствии с решением задачи 7.1 для СКН-1812 выбираем 
максимальную длину хода j  = 1,8 м.

Тогда N = 2 ,76 .10  '/1,8 = 0,153 с '1 или п = N60 = 0,153 • 60 = 9,2 
кач/мин.

Таким образом, при использовании СКН-1812 один из вариантов 
параметров откачки s = 1,8 м, п = 9,2 кач/мин.

При использовании станка-качалки 5CK-6T,5-1600 для макси
мальной длины хода s = 1,5 м

N = 2,76-10 '/1,5 = 0,184 с 1 или л= 0,184 - 60= 11,04 кач/мин.



7.8. ВЫБОР КОНСТРУКЦИИ ШТАНГОВОЙ КОЛОННЫ 
ПО ТАБЛИЦАМ АзНИПИнефти

Обоснование конструкции штанговой колонны -  наиболее ответ
ственный этап проектирования установки, так как штанговая колонна -  
это тот элемент системы, который, в первую очередь, определяет дли
тельность и безотказность работы установки в целом.

Под конструкцией штанговой колонны понимается совокупность 
диаметров и длин отдельных ступеней штанг, изготовленных из соот
ветствующих сталей.

В практике насосной эксплуатации скважин большое распростра
нение получили таблицы АзНИПИнефти, построенные при следующих 
допущениях:

динамический уровень у приема насоса; 
плотность жидкости в НКТ 900 кг/м3.
Расчет приведенных напряжений стпр выполнен по формуле И.А. 

Одинга (7.53).
В табл. 7.3-7.7 представлены рекомендуемые АзНИПИнефтью 

конструкции штанговых колонн из различных сталей для разных разме
ров скважинных насосов.

Задача 7.9. Выбрать по таблицам АзНИПИнефти конструкцию 
штанговой колонны для следующих условий:

диаметр плунжера насоса Д 1Л = 55 мм; глубина спуска насоса Нн -
691 м.

Решение. В соответствии с табл. 7.3 можно использовать односту
пенчатую колонну штанг диаметром 22 мм (штанги из углеродистой 
стали, нормализованные с [апр] = 70 МПа) или двухступенчатую колон
ну из тех же штанг: первая ступень 22 мм (длина 0,42 #„) и вторая сту
пень 19 мм (длина 0,58 #„).



Рекомендуемые конструкции штанговых колонн из углеродистой стали, 
нормализованной при [ <?npJ - 7 0  МПа (s =1,8 м; п -12  мин1)

Конструк- Условный Диаметр плушкера насоса, мм

колонны
диаметр 

штанг, мм 28 32 38 43 55
1 68

Гл ?бина сп оса,м
16 1150 1020 860 720 - -

19 1300 1170 1000 860 650 _
Односту 22 - - - - 790 590
пенчатая 1480 1310 1100 920 - -

Длина ступеней колонны, % к глубине спуска
19 1 34 38 1 45 55 I - -
16 I 66 62 1 55 45 1 - -

Глубина спуска насоса, м
| 1620 | 1460 | 1260 | 1060 | 820 _

Длина ступеней колонны, % к глубине спуска
22 1 28 3! 36 1 42 1 55 -

Двухсту 19 1 72 69 64 1 58 |1 45 -
пенчатая Глубина спуска насоса, м

1 -  1 -  1 - - I 960 720
Дшна ступеней колонны, % к: глубине спуска

25 - 1 - _ 1 - 1 42 56
22 - 1 -  1 - 1 _ 1 58 44

Глубина спуска наах:а, м
I 1760 | 1570 | -  | - - _

Дшна ступеней колонны, % к глубине спуска
22 26 29 _ - _ _
19 28 32 _ _ _ _

Трехсту 16 46 39 _ _ _ _
пенчатая Глубина спуска насоса, м

I -  I -  I 1490 | 1270 | - 1 -
Дчина ступеней колонны, % к: глубине спуска

25 - - 27 33 - _

22 - 30 35 - -

19 - - 43 32 - -



Таблица 7.4



Таблица 7.5

Рекомендуемые конструкции штанговых колонн 
из углеродистой стали, закаленной ТВЧ, при [о^Д-ПОМПа

Конструк Условный Диаметр плунжера насоса, мм
ция диаметр 28 32 38 1 43 55 I 68

колонны штанг, мм 5 = 2,1 м; п =12 мин'1 * = 3,3̂ м; я=12 мин*1
Гл уска насоса, м

Односту 16 1860 1660 1180 1600 1450 1080
пенчатая 19 2090 1885 1420 1765 1625 1260

22 2290 2060 1640 1900 1750 1440
Глубина спуска насоса, м

| 2410 2150 1540 1 2080 I 1885 | 1400
Длина ступеней колонны, % а: глубине спуска

19 34 38 I 53 1 32 1 35 1 47
Двухсту 16 66 62 47 68 65 53
пенчатая Глубина спуска насоса, м

| 2640 | 2380 | 1785 || 2240ПI 2060 I 1600
Длина ступеней колонны. % а глубине спуска

22 1 27 1 30
I 40 27 29 I 38

19 [ 73 1 70 1 60 73 71 1 62
Глубина спуска насоса, м

1 -  1 2590 I 1850 1 2500 I 2270 1 1685
Длина ступеней колонны, % к: глубине спуска

22 - 24 39 24 26 36
19 - 32 44 26 29 39

Трехсту 16 - 44 17 50 45 25
пенчатая Глубина сп jokq насоса, м

[ - 2840 2125 | 2650 1 2450 I| 1885
Длина ступеней колонны, % н: гчубине спуска

25 - 23 31 20 22 28
22 - 26 34 22 24 31
19 - 51 35 58 54 41
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Рекомендуемые конструкции штанговых колонн из 
легированной стали марки 20НМ, закаленной ТВЧпри [ <Jnv] =130 МПа

Таблица 7.6

Конструк
ция

колонны

Условный
диаметр

Диаметр нлунакера насоса, мм
28 I 32 1 38 43 | 55 1 68
1 = 2,1 м;п=12 мин1 .5 = 3,3 м; л =12 мин1

Односту- Глубина спуска насоса, м
19 | 2250 2050 j 1540 I 1920 1 1750 1 1360
22 1 1780 1 1 -  1 -  1 1550

Двухсту-

Глубина спуска насоса, м
1 2800 \ 2560 1 1940 | 2400 | 2000 1 1720

Длина стуттей колонны, % к глубине спуска
22 I 28 30 I 40 I 26 I 28 I 36
19 1 72 70 | 60 1 74 1 72 1 64

Трсхсту-

Глубина спуска насоса, м
1 3250 2650 1 2280 1 2800 1 2320 1 2020

Дмта ступтей каю глубине спуска
пенчатая

22 23 28 33 21 26 30
19 56 46 36 59 50 43

Таблица 7.7
Рекомендуемые конструкции штанговых колонн из 

стали марок 40У и 20НМ, закаленной ТВЧ. при ( сгпо] =100 МПа

Конструк Условный Диаметр плунакера насоса, мм
ция диаметр 28 | 32 I 38 43 I 55 | 68

колонны штанг, мм $ = 2.11м: я =12 мин' $ = 3,3 м; л =12 мин 1
Глубина спуска насоса, м

Односту 19 900 650 415 825 625 400
пенчатая 22 1075 820 525 980 765 500

25 1240 980 650 1100 900 600
Глубина спуска насоса, м

1I 1140 | 830 | -  |1 Ю35 |1 775 |1 -11 тей каюнны, % к глубине спуска

19 1 51 70 | - 46 61 I -
Двухсту- 22 11 49 30 - 1 54 1 39 1| -

Глубина спуска насоса, м
1 1340 I 1000 | - 1 1200 1I 940 |1 -

Дчина ступеней колонны, % к глубине спуска
25 1 3 9  1 52 - 38 48 I -
22 1 61 1  48 \ - 62 52 1 -
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7.9. РАСЧЕТ ЭКСТРЕМАЛЬНЫХ НАГРУЗОК, 
ДЕЙСТВУЮЩИХ НА КОЛОННУ ШТАНГ

Режим работы скважинной насосной установки может быть ста-

кой, для которого экстремальные нагрузки практически не зависят от 
динамических составляющих. Если в общем балансе экстремальных на
грузок динамические нагрузки большие, то режим работы установки 
называется динамическим.

Критерий для определения режима работы установки называется 
критерием Коши:

где Ин -  глубина спуска насоса, м; а  -  скорость звука в колонне игганг, 
м/с. Для одноступенчатой колонны штанг а  = 4600 м/с; для двухступен
чатой а  = 4900 м/с; для трехступенчатой а  = 5300 м/с; (о -  угловая 
скорость вращения кривошипа, рад/с:

Если о) < (0,35-0,40) то режим работы установки статический и 
для расчета экстремальных нагрузок можно пользоваться упрощенными 
формулами:

формула И.М. Муравьева

тистическим и динамическим. Ci называется та-

<р = а )Н н !а , (7.36)

O) = x n l3 0  = 2xN . (7.37)

(7-38)

формула И.А. Парного

(7.39)

формула Е. Кемлера

(7.40)



формула Д.С. Слоннеджера

= ( ^  + O 0 + T z r ) -

Для расчета минимальной нагрузки пользуются следующими 
формулами:

п̂о. + —— )•-  ч- 2400

формула К.Н. Миллса

р- ‘ р- о - т *

формула Д.С. Слоннеджера 

Р . = 0 ,75 Р -  (Рж + Рю ) — ;
"  я ш

формула Д.О. Джонсона

Существует много и других формул. Следует подчеркнуть, что 
все вышеприведенные формулы -  приближенные и достаточно точные 
только для случая, когда установка работает в вертикальной скважине.

Для широкого диапазона работы скважинных насосных установок 
наиболее точными являются формулы А.С. Вирновского, учитывающие 
сложные процессы, происходящие в установке при ее работе.

В вышеприведенных формулах:
Рж -  гидростатическая нагрузка на плунжер насоса от веса столба 

жидкости (смеси) в НКТ,

= ( P * u x - A j ^ ;  (7.46)

Рт -  вес колонны штанг в воздухе,



(7.47)

дш i -  вес одного метра штанг с муфтами в воздухе, Н; е, -  доля 
штанг данного размера в ступенчатой колонне, доли единицы; Кярх -  
коэффициент, учитывающий потерю веса штанг, помещенных в жид-

СМ*)
Purr* Рж -  соответственно, плотность материала штанг (рхт = 7850 кг/м3) и 
жидкости, кг/м3.

Ниже представлены весовые характеристики штанг с муфтами.

Диаметр штанг, мм 12 16 19 22 25 28
Вес одного метра штанг 
с муфтами в воздухе, Н 9,1233 16,2845 23,0535 30,8034 40,1229 51,5025

Задача 7.10. Рассчитать экстремальные нагрузки на колонну 
штанг для следующих условий (решение предыдущих задач):

давление на выкиде насоса (задача 7.2) ряых = 9,1 МПа; плотность 
жидкости в НКТ (задача 7.4) р* = 1106 кг/м3; давление в цилиндре при 
такте всасывания (задача 7.4) р в = 1,753 МПа; диаметр плунжера насоса 
D„„ = 55 мм; длина хода плунжера (полированного шгока) по условию 
решения задачи 7.8 S= 1,8 м; число двойных ходов (задача 7.8) п = 9,2 
кач/мин; глубина спуска насоса Нн = 691 м; конструкция колонны штока 
(задача 7.9): первый вариант -  одноступенчатая колонна диаметром 22 
мм; второй вариант -  двухступенчатая колонна (верхняя ступень диа
метром 22 мм и = 0,42; нижняя ступень диаметром 19 мм и Ег =0,58).

Решение. Вычисляем критерий Коши для первого варианта кон
струкции колонны штанг:

для второго варианта (двухступенчатая колонна штанг)
3,14-9,2-691 Л1_  

= ------------------ -- 0,136;



Так как для обоих вариантов параметр Коши меньше 0,35, то ре
жим работы установки статический и можно пользоваться упрощенны
ми формулами.

По формуле (7.48) рассчитываем:
А’арх = (7850 -  1106) /7850 = 0,859.

Вычисляем для первого варианта конструкции штанг вес колонны 
штанг в воздухе по (7.47). Для штанг диаметром 22 мм 

<?шг, =30,8034 И:
Ршт I =691-30,8034 = 21,29 кН.

Для второго варианта (<уШТ2 = 23,0535 Н):
Рш Т 2 = 691 (30,8034 • 0,42 + 23,0535 • 0,58) = 18,18 кН.

Рассчитываем по (7.46) Рж (при F™ =2,375 • 10'3 м2):
Рк = (9,1 -  1,753) 106- 2,375 • 10'3 = 17,45 кН.

Дальнейшие расчеты проводим для второго варианта. Макси
мальная нагрузка по формуле (7.38)

Рц„  = 17,45 + 18,18 [0,859 + ■1’8(9' 2)2 ) = 34,99 кН;
1440

минимальная нагрузка по формуле (7.42)

Рж  =18,18 [0,859 -  L.8(9’2)~ ] = 14,46 кН.
2400

Определяем также максимальную нагрузку соответственно по 
формулам (7.39), (7.40) и (7.41):

^  =17,45+18,18 Гр,859+1,8 (9,2)2 <е° ’1361 = 31,51 кН; ̂ 1790 0,136 J
Р ж  = (17,45+18,18 ) f i + 1=38,66 кН;

I  1790 )

Р ж  =(17,45+ 18,18)f I + 1’8 9' 2 ]  = 39,94 кН.
I  137 )

Рассчитываем также минимальную нагрузку соответственно по 
формулам (7.43), (7.44) и (7.45):



fipin =18,18 I - 152’352 = 16,63 кН;
L 1790 J

Лшп = 0,75 • 18,18 -  (17,45 + 18,18) .’8 '- ’-  = 9,33 kH;
137

18,18(0.859- =14,07 kH.
1790

Как видно из приведенных расчетов, абсолютные значения экс
тремальных нагрузок по различным формулам существенно отличаются. 
В дальнейшем анализе будем пользоваться результатами, полученными 
по формулам (7.38) и (7.42).

7.10. РАСЧЕТ НАПРЯЖЕНИЙ В ШТАНГАХ

При нормальной работе насосной установки наибольшие напря- 
жени действуют в точке подвеса штанг. Различают следующие напря
жения, действующие в точке подвеса штанг: 
максимальное напряжение цикла

(7.49)

минимальное напряжение цикла

= Р^п //шт. (7.50)

амплитудное напряжение цикла

(Тш =(O'max-0rm.n)/2, (7.51)

среднее напряжение цикла

с̂р = (° rmW +<T«mn)/2 » (7.52)

приведенное напряжение цикла

(7.53)
где/шг -  площадь поперечного сечения штанг в точке подвеса, м2.
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В каждом конкретном случае необходимо рассчитать приведенное 
напряжение цикла и сравнить его с допускаемым приведенным напря
жением [о,*] для различного материала штанг (см. табл. 7.3-7.7).

Колонна штанг считается правильно выбранной, если

С7.54)

Задача 7.11. Для второго варианта конструкции колонны штанг 
(задача 7.9) рассчитать приведенное напряжение и сравнить его с допус
каемым [аПР] =70МПа.

Решение. По формуле (7.49) рассчитываем амах для Рмм = 34,99 
кН, /ш = 3,7994 • 10 м2:

о„„ =__34990Л___= 9209 • 104 Н/м2 = 92 МПа.
3,7994 10-м 3

По формуле (7,50) определяем а,™, для Р „ 14,46 кН:

0 ™,=__ 14460 Н___= 3805 • 104 Н/м2 = 38 МПа.
3,7994- 10-м г

По формуле (7.51) вычисляем амплитудное напряжение цикла 
оа = (92-38)/ 2 = 27 МПа.

По формуле (7.53) рассчитываем приведенное напряжение цикла 
опр = >/92 -27 = 49,84 МПа.

Так как допускаемое приведенное напряжение для принятой ко
лонны штанг из углеродистой стали, нормализованной [апр] = 70 МПа, а 
расчетное <тПр = 49,84 МПа, то выполняется условие (7.54), т.е. колонна 
выбрана правильно.



7.11. РАСЧЕТ КРУТЯЩЕГО МОМЕНТА 
НА ВАЛУ РЕДУКТОРА И УТОЧНЕНИЕ ВЫБОРА 
ТИПОРАЗМЕРА СТАНКА-КАЧАЛКИ

Максимальный крутящий момент (в Н«м) на кривошипном валу 
редуктора станка-качалки вычисляют по формуле Р.А. Рамазанова: 
Крп-х = 300s + 0 ,236s(Paax -  Р̂ ), (7.55)

где s -  длина хода полированного штока, м.
Следует отметить, что формула Р.А. Рамазанова предполагает, что 

коэффициент наполнения насоса равен 1, а станок-качалка точно урав
новешен. Так как на практике эти условия не всегда выполняются, то 
расчетный максимальный крутящий момент рекомендуется увеличить 
на 20%, т.е.
K c p n u (7.56) 

После вычисления проводится проверка правильности вы
бора станка-качалки, для чего расчетные значения Рмах, Мкр ия%, s и п 
сравниваются с паспортными, приведенными в работе |6J. Для правиль
но выбранного станка-качалки расчетные значения не должны превы
шать паспортных.

Задача 7.12, Рассчитать максимальный крутящий момент на кри
вошипном валу редуктора и проверить правильность выбранного стан
ка-качалки (задача 7.1):

максимальная нагрузка Руак = 34,99 кН; минимальная нагрузка 
Р,п.п = 14,46 кН; длина хода полированного штока s = 1,8 м; станок- 
качалка СКН5-1812.

Решение. Рассчитываем по (7.55):
Л/'ж-^ЗОО. 1,8 + 0,236. 1,8 (34,99 -  14,46) 103 = 9261,15 Н• м.

В соответствии с рекомендацией (7.56):
Л4рмах= 1,2-9261,15 = 11113,4 Н• iwf

Таким образом, расчетные характеристики следующие:
Ямах = 34,99 кН; К  омах = П 1 13,4 Н*м; 5= 1,8м; 
п = 9,2 кач/мин (задача 7.8).
Соответственно паспортные характеристики СКН5-1812 [6]:
Ямад = 50,00 кН; Мкр мвх = 23000 II • м; s = 1,8М; 
л = ( 6 -  12) кач/мин.
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Таким образом, все расчетные параметры меньше паспортных и 
можно утверждать, что станок-качалка выбран правильно.

7.12. НЕКОТОРЫЕ ОСОБЕННОСТИ РАСЧЕТА 
НАГРУЗКИ ОТ ВЕСА КОЛОННЫ ШТАНГ 
В ЖИДКОСТИ ИСКРИВЛЕННОЙ СКВАЖИНЫ

Современный этап разработки нефтяных месторождений характе
ризуется кустовым разбуриванием добывающих скважин, что предопре
деляет их наклонно направленный профиль. При этом происходит не 
только угловое, но и многократное азимутальное отклонение. Профиль 
добывающей скважины настолько сложен, что расчетные по вышепри
веденным формулам нагрузки могут существенно отличаться от факти
ческих. Вместе с тем, в настоящее время еще отсутствуют четкие и од
нозначные рекомендации по учету влияния кривизны скважины на ос
новные виды нагрузок, действующих в установках скважинных штанго
вых насосов.

На основании статистической обработки результатов эксплуата
ции наклонно направленных скважин получена эмпирическая зависи
мость позволяющая рассчитать нагрузку от веса колонны штанг в жид
кости (смеси), проверенная в интервале углового отклонения скважины 
О < а  <22°:

С  = /^*4* (1 -0 ,0165а), (7.57)
где Р'ш -  вес колонны штанг в жидкости в наклонно направленной 
скважине, Н; Лшт -  вес гой же колонны штанг в воздухе, Н; а  -  средний 
угол отклонения скважины от вертикали, градус.

Задача 7.13. Рассчитать вес колонны штанг в жидкости Р'шг в за
висимости от углового отклонения скважины для следующих условий:

вес колонны штанг в воздухе Ршт =18,18 кН;
коэффициент, учитывающий потерю веса штанг в жидкости, Kwx 

= 0,859; угол отклонения скважины от вертикали а  = О, 5 ,10 ,15  и 20°.
Построить зависимость Р'шт от угла наклона скважины а

Решение. Для случая а  = 0 по формуле (7.57) получаем 
/>'шт = 18,18-0,859.1 = 15,616 кН;



для а  = 5°
Р'т = 18,18 *0,859(1 -0,0165*5) = 14,278 кН;

для а =  10°
Р'ип = 18,18*0,859(1 -  0,0165*10) = 13,039 кН; 

для а  - 15°
Р'ш = 18,18*0,859(1 -0,0165*15)= 11,751 кН; 

для а  = 20°
РУап = 18,18 *0,859(1 -  0,0165 *20) = 10,463 кН.

Зависимость Р\х„ = / (а) представлена на рис. 36. Как видно из 
приведенного расчета, угол наклона скважины оказывает существенное 
влияние на нагрузку от веса штанг в жидкости.



ГЛАВА 8

ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН 
БЕСШТАНГОВЫМИ НАСОСАМИ

Эксплуатация скважин бесштанговыми насосами занимает на со
временном этапе развития отечественной нефтедобывающей промыш
ленности особое место. Достаточно сказать, что из основных типов бес- 
штанговых установок: установок погружных центробежных электрона
сосов (УПЦЭН), установок гидравлических поршневых насосов (УГПН) 
и установок винтовых электронасосов (УВЭН) -  на долю УПЦЭН при
ходится примерно зри четверти всей добываемой в отрасли жидкости. 
Эксплуатация скважин бесштанговыми установками характеризуется 
некоторыми особенностями, связанными с принципом действия и кон
струкцией самих установок. Рассмотрим принципиальные вопросы экс
плуатации добывающих скважин бесштанговыми насосами.

8.1. РАСЧЕТ ОПТИМАЛЬНОГО, ДОПУСКАЕМОГО 
И ПРЕДЕЛЬНОГО ДАВЛЕНИЙ НА ПРИЕМЕ ПЦЭН

Погружной центробежный насос достаточно чувствителен к на
личию в откачиваемой жидкости свободного газа. В зависимости от ко
личества свободного газа фактические характеристики центробежного 
насоса деформируются, а при определенном газосодсржании насос пре
кращает подавать жидкость (срыв подачи).

Многочисленные промысловые исследования работы ПЦЭН по
зволили выделить три качественно различных области работы насоса, 
откачивающего газожидкостную смесь. В первой области, характери
зующейся небольшим содержанием свободного газа в откачиваемой 
жидкости, реальные (фактические) характеристики насоса не отличают
ся от стендовых характеристик без присутствия свободного газа, а КПД 
насоса максимален. Давление на приеме насоса, соответствующее не
большому газосодержанию в откачиваемой жидкости, назовем опти
мальным давлением на приеме ртп (насос работает в первой области). 
Вторая область работы ПЦЭН характеризуется увеличением количества
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газа на лрисме, вследствие чего реальные характеристики отклоняются 
от стендовых при работе без свободного газа (иногда значительно), но 
насос сохраняет устойчивую работу при допустимом КПД. Давление на 
приеме, соответствующее этой области работы насоса со свободным 
газом, назовем допускаемым давлением на приеме р лоп.

Третья область работы ПЦЭН характеризуется значительным ко
личеством свободного газа на приеме, вследствие чего нарушается ус
тойчивая работа насоса вплоть до срыва подачи. При этом КПД насоса 
становится равным 0. Давление, соответствующее этой области работы 
насоса, назовем предельным давлением на приеме рпред.

Ниже приведены эмпирические зависимости для расчета рот, рдоп 
и р,1РСЯ. справедливые при (ЦнУКп) < 3. Если отношение вязкости дега
зированной нефти при пластовой температуре к вязкости пластовой 
нефти превышает 3, то требуются специальные исследования для кор
ректировки нижеприведенных зависимостей.

Оценку оптимального давления на приеме можно выполнить по 
следующим формулам: 

при В < 0,6

где В -  объемная обводненность продукции, доли единицы.
Для оценки допускаемого давления на приеме ПЦЭН можно ис

пользовать следующие формулы:

при В < 0,6

Рш, = — Р »  (0,325 -  0,316S); (8.1)

при В > 0,6

Рш, = — P„,.(6 ,97B -4 ,5B J -2 ,4 3 ), 
Мш

(8.2)

рлт (0,19 8 В -0 ,1 8 В ),А, (8.3)

при В >0,6

(8.4)
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Предельное давление на приеме во всей области 0 < В < 1 можно 
рассчитать по следующей зависимости:

Р»р«  =^ -/ > ,«(0 ,1255-0 ,1155), (8.5)

Так как вязкость дегазированной нефти ркя дается в справочной 
литературе при Г|1Л = 20 °С, а при вычислении р^ /рНГ1 ее необходимо 
подставлять при то для расчета [1  ̂при пластовой температуре мож
но воспользоваться следующей формулой 12):

где р, -  относительная динамическая вязкость дегазированной нефти 
при температуре 1; р2о. Рзо -  относительные динамические вязкости де
газированной нефти при температурах соответственно 20 и 50 °С. При t 
-  20 °С вязкость воды р, = I мПа • с.

Задача 8.1. Рассчитать оптимальное, допускаемое и предельное 
давления на приеме ПЦЭН для пласта Дь Шкаповского нефтяного ме
сторождения. Из [11 имеем:

давление насыщения рих = 9,9 МПа; пластовая температура tnn = 
38 °С; вязкость нефти в пластовых условиях рнп = 3,9 мПа • с; вязкость 
дегазированной нефти при температуре соответственно 20 и 50 °С р2и = 
14,4 мПа • с, рзо = 6,2 мПа • с; обводненность продукции В = 0,25.

Решение. Прежде чем рассчитывать соответствующие давления, 
вычисляем по (8.6) вязкость дегазированной нефти при пластовой тем
пературе я = 38°Си относительные вязкости нефти:

(8.6)

= 14,460мПа-с _  14 4. _ 6,2мПа с _ 6>2;
1мПас 1мПас1мПас

= 1,15836 Ю = 1,15836 (0,6841 )°‘6

0,92236.
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Таким образом, вязкость дегазированной нефти при 1„л=380С 
р,8 s  8,4 или Рэе =8,4 • 1 мПа • с = 8,4 мПа • с.
Проверяем отношение ц„д /|лн„:

Цнд /Цмп = 8,4 мПа • с/3,9 мПа • с = 2,15 < 3, 
то есть в данном случае зависимости (8.1)—(8.5) справедливы.

Так как В= 0,25 < 0,6, то для расчета рот используем (8.1), для 
расчета рдоп -  (8.3), а для расчета /?п„са -  (8.5).

Оптимальное давление на приеме

ponr = ^ l i i j  9,9 (0,325 -  0,316-0,25) = 5,24 МПа.

Допускаемое давление на приеме

Ршт = fM ")  9,9(0,198 -  0,18 -0 ,25 )-3 ,26 МПа.

Предельное давление на приеме

р т д= 9,9 (0,125 -  0.115 • 0,25) = 2,05 МПа.

Таким образом, известны соответствующие давления на приеме, 
которые должны использоваться при подборе У ПЦЭН.

8.2. КОРРЕКТИРОВКА ПАСПОРТНОЙ 
ХАРАКТЕРИСТИКИ ПЦЭН

Практика широкого применения ПЦЭН для эксплуатации сква
жин выявила некоторое несоответствие реальной стендовой харак
теристики (при испытании насоса на пресной воде) ее паспортной ха
рактеристике (при испытании насоса также на пресной воде). Как пра
вило, стендовая (реальная) характеристика располагается несколько ни
же паспортной. Характеристикой центробежного насоса называется со
вокупность графических зависимостей напора Н, потребляемой мощ
ности N и КПД т\ от подачи Q. В технической и справочной литературе 
для каждого типоразмера ЦЭН имеются паспортные характеристики.



При подборе ПЦЭН для эксплуатации скважин необходимо пред
варительно скорректировать паспортную характеристику для получения 
реальной характеристики насоса. Реальную характеристику можно по
лучить после проведения стендовых испытаний каждого насоса при ра
боте его на пресной воде. Однако на практике этот путь не всегда легко 
осуществим по целому ряду объективных причин. В этих случаях ре
альную характеристику можно определять, используя паспортную.

Суть расчетного метода заключается в следующем.
1. Для данного насоса выбирают ряд значений подач Qt, 62* бз» б а 

и т.д., часть из которых находится слева, а часть -  справа от оптималь
ной подачи данного насоса QonT (оптимальная подача соответствует мак
симальному значению КПД -  Лпих)-

2. Для выбранных подач с паспортной характеристики этого насо
са вычисляют соответствующие им напоры Н{. Нъ #э, На и т.д.), а также 
КПД Til, Л2, ЛЗ. П4ИТ.Д.

3. При соответствующих подачах Ql4 Q2> Qз, Qa и т.д. рассчитыва
ют снижение напора ДИ по формуле

АН  = 0,92//^ /(3,9 + 0,023Ц,1П.), (8.7)
где И0„г, Qtm -  соответственно паспортные напор и подача на опти
мальном режиме работы насоса.

4. Рассчитывают реальные напор //' и КПД л ' для принятых по- 
дач Qt, Q2, бз, 64 и т.д. по следующим формулам:

Hf = Ht -  АН; (8.8)

= 77,(1-А// ///.). (8.9)

По вычисленным значениям Н) и х \ езроят реальные характерис
тики Qi - И\ и Q i- r \). Мощностная характеристика Q - N  остается без 
изменений.

Задача 8.2. Скорректировать паспортную характеристику погруж
ного центробежного электронасоса ЭЦН5А-360-600, основные паспорт
ные параметры которого при работе на оптимальном режиме следую
щие: Отп = 360 м3/сут; //опт = 570 м; Г|мах = 0,59.
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Решение. По паспортной характеристике данного насоса находим 
основные параметры для подач: 100, 200, 300, 400 и 500 мэ/сут и пред
ставляем их ниже.

Подача Q, м3/сут 100 200 300 400 500
Напор Я, м 820 747 643 485 195

кпд л 0,21 0,40 0,54 0,59 0,35

По формуле (8.7) рассчитываем:
ДЯ = 0,92 • 570/ (3,9 + 0,023 • 360) = 524,4/12,18 = 43,05 м.

Вычисляем по формулам (8.8) и (8.9) Я', и л V а результаты пред
ставляем ниже.

Подача Q, м3/сут 100 200 300 400 500
Напор Н, м 777 704 600 442 152

кпд л 0,199 0,377 0,504 0.537 0,273

По приведенным выше данным построены паспортная и реальная 
характеристики данного насоса (рис. 37). Таким образом, в дальнейших 
расчетах необходимо пользоваться реальной характеристикой (пунктир
ные линии на рис. 37).

8.3. ПОДБОР УСТАНОВКИ ПЦЭН 
ДЛЯ ЭКСПЛУАТАЦИИ СКВАЖИНЫ

Известно множество различных методик подбора установки 
ПЦЭН как отечественных, так и зарубежных исследователей. Не оста
навливаясь на рассмотрении существующих методик, отметим, что 
большинство из них достаточно сложны и требуют большого количест
ва информации.

Излагаемый ниже экспресс-метод подбора ПЦЭН базируется на 
результатах экспериментальных исследований работы погружных цен
тробежных электронасосов на различных нефтяных месторождениях 
РФ.



Рис. 37.
Паспортные (1) и скорректированные (2) характеристики погружного 
центробежного электронасоса ЭЦН5А‘360-600

В основу метода подбора положены следующие эксперименталь
но установленные факты:

1. Эффективность работы насоса определяется давлением у прие
ма насоса (см. раздел 8.1) и коэффициентом сепарации свободного газа у 
приема, то есть количеством свободного газа, попадающего в насос (см. 
раздел 2.11).

2. Реальные характеристики насосов могут существенно отли
чаться от паспортных (см. раздел 8.2).

3. Для нефтяных месторождений РФ, данные о которых представ
лены в табл. 8.1 и 8.2, давления на выходе из насоса р 9ЫХ определяются 
по соответствующим кривым распределения давления в подъемнике 
(рис. 38 -  для группы месторождений табл. 8.1; рис. 39 -  для группы 
месторождений табл. 8.2). Представленные экспериментальные кривые 
распределения давления справедливы при дебитах от 23 до 475 т/сут для 
диаметров подъемников 0,048 и 0,060 м при обводненности продукции 
0- 1.
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Экспериментальные кривые распределения давления (см. рис. 38 
и 39) приведены к давлению на устье скважины, равному нулю. При 
любом устьевом давлении давление на выходе из насоса находится так, 
как это показано на рис. 38 для следующих условий: ру = 1,5 МПа, глу
бина спуска насоса Я н = 855 м, обводненность продукции В = 0,2. На 
оси давлений откладывают давление р у =1,5 МПа и проводят линия до 
пересечения с кривой 3, соответствующей обводненности В  = 0,2, полу
чая глубину Н = 395 м. К этой глубине прибавляют глубину спуска на
соса 855 м и получают глубину 1250 м. Из данной глубины проводят 
линию до пересечения с кривой 3 и получают давление на выкиде насо
са/w  = 7,25 МПа.

0 100 200 300 400 500 600 700 800 900 1000 1100 1200 1300 И,м

Рис. 38.
Экспериментальные кривые распределения давления (рй-  1170 кг/м*).
1, 2, 3, 4 и т.д. -  соответственно при обводненности В = 0; 0,1; 0,2; 0,3; 
0,4; 0.5; 0,6; 0,7; 0,8; 0,9; 1
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Основные характеристики флюидов некоторых
нефтяных месторождении РФ [1]

Месторождение,
горизонт

Р»~
МПа м/м

Рнп,
кг/м3

Рнл»з
гГ

а,
NrV(M3

хМПа)
Усинское, 

Живетский ярус 8,7 60 1,16 785 845 2,2 7

Полазнснскос, 
Башкирский горизонт 8,6 46 1,12 805 835 3,1 5,3

Березовское, 
Турнсйскии ярус 8 51 1,1 855 899 6,4

Ромашкинское, девон 9 50 1,16 805 862 2,8 5,5
Бавлинское, Пашийский 

горизонт 9,5 59,2 1,19 780 848 2,2 6,1

Ново-Бавлинское, Д| 8,9 60 1.2 760 842 2,5 7,1
Алексесвскос, Д, 8,5 46,1 1,15 801 860 3,9 5,4
Ново-Елховское, 

Акташское 
и Поповское, Д!

9,2 50 1.14 818 865 3,5 4,7

Туймазинское, Дг, Дг 9,2 54 1,16 804 852 2,7 5,9
Александровское, Д, 8,8 53,8 1,16 799 847 2,2 6,1
Серафимовское, Дг 9,3 53,4 1,16 808 852 2,5 5,4

Сергеевское, Д, 9 56 1,18 812 870 2,8 6,2
Пономаревское, /Ь* 8,4 44.2 1,13 786 848 3,5 5,2

Мухановское, пласт 7,5 58,4 1,17 800 863 2,4 7,8
Соколовогорское, Д| 8,7 50 1,15 770 836 2 5,7

Правдинское, горизонт 
Бв

9,5 61,8 1,21 787 850 2 6,5

Среднс-Бапыкское, Бю 8,2 57,1 1,20 796 880 2 7
Южно-Балыкское, Бю 8,8 52 1,17 802 868 3 6

Мамонтове кос, Б,0 9,5 55,1 1,18 802 882 2,5 5,8
Усть-Балыкское 8,5 44 1,14 815 880 3 5

Ватинское, А,, А2 9,0 48 1,16 790 860 2 5,3
Шкаповское, Д, 9,9 42,2 1,12 829 869 3,9 3,7



Суть метода подбора ПЦЭН заключается в построении гидроди
намической характеристики скважины и совмещении ее с реальными 
характеристиками насосов. Точки пересечения характеризуют совмест
ные режимы работы скважины и насоса.
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А У

У
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ite распределения давления (рв = 1100 кг/м ). 1, 2,

Под гидродинамической характеристикой скважины понимается 
совокупная харакгеристика работы пласта и подъемника, которая выра
жается графической зависимостью напора (давления) в функции дебита 
(подачи) Н = f  (Q). Дальнейшее изложение справедливо для прямоли
нейной индикаторной линии скважины, в соответствии с (2.62) записы-

где К»р -  коэффициент продуктивности скважины, м3/(суг • МПа) ; Q -  
дебит скважины, равный подаче насоса, м3/сут.



Основные характеристики флюидов некоторых
нефтяных месторождений РФ [J]

Месторождение,
горизонт

Р ж
МПа

Go,
м/м Ь? РР Рши

кг/м3
Цип, м3/(м3 

х МПа)
Осинское, Серпуховским 

горизонт 8,7 19,1 1,04 876 - 14,1 2,2

Кырыкмасскос 7,3 16,6 1,04 874 893 13.1 2,3
Гожанское, Яснополян

ский горизонт 6,8 17 1,04 903 914 49 2,5

Барыкинское 7,3
7,1

16
17

1.03
1.04

902
895

910
907

29,7
29

2,2
2,4

Сгспаиовское 6,5 19,9 1,04 892 896 29 3
Нурлатское, Угленосный 

горизонт 7,4 15,6 1,03 899 - 17,6 2,1

Лесное, 
Тульский горизонт 7,1 15 1,04 896 915 37,5 2,1

Южно-Шегурчинское, 
Турнсйский ярус 7,4 16,7 1,05 881 902 17,5 2,3

Шегурчинское, 
Турнейский ярус 7,3 20,8 1,05 876 892 17,3 2,8

Ямашинскос, 
Турнейский ярус 6,1 18 1,04 879 890 20.7 2,9

Всрхнс-Уратьминское, 
Турнейский ярус 7,2 14,4 1,05 884 899 35 2

Азевское, 
Пашийский горизонт 7,8 14,5 1,05 869 893 15,4 1,8

Контузлинское 7,8
6,6

15,4
18

1.04
1.05

869
872

885
894

12,2
15

2
2,7

Куэбаевское, Бобриков- 
ский горизонт 6,7 19,4 1,06 876 - 14,2 2,9

Арланское, Угленосная 
толша

7,5
7,9

13,9
15,2

1.04
1.04

884
881

895
892

24,3
20,6

1.9
1.9

Жирновско-Бах- 
метьевское, Ниж

небашкирский горизонт
6,4 18 1,05 840 900 15 2,8



Давление на приеме насоса

Pm = P * - (L c -H H)P'*g> («-И)
где р 'ж -  плотность жидкости в интервале от забоя скважины до приема 
насоса, кг/м3 ; рассчитывается в соответствии с рекомендациями разде
лов 2.2 и 2.4.

Принимая давление на приеме оптимальным рот (см. раздел 8.1), 
из (8.11) получаем

, W6(Po„r + 6 ^ - /> n J
A s

(8.12)

Таким образом, по (8.12) для заданного дебита Q и определенного 
давления рспт вычисляется глубина спуска насоса Я„. Затем по соответ
ствующим кривым рис. 38 или 39 в зависимости от обводненности и 
устьевого давления определяется давление на выкиде насоса р 9их при 
заданной подаче Q.

Давление р„, необходимое для подъема заданного Q на поверх
ность, рассчитывается по формуле

Рш = Рш*-Р~«- <8ЛЗ>

При необходимости пересчета давления р н в напор выражение
(8.13) записывают в виде

н  = Ю6( Р ^ -  Рмт)/(/>ж«).
где рж -  плотность жидкости, рассчитываемая по (2.19).

Задаваясь несколькими значениями дебитов (подач), вычисляют 
для каждого из них соответствующие HH,p WXl ри(Н) и строят графиче
скую зависимость р„ (Н) = / (Q), которая совмещается с реальными ха
рактеристиками ПЦЭН. Точки пересечения характеризуют возможные 
совместные (согласованные) режимы работы системы.

После выбора необходимого насоса в соответствии с технической 
характеристикой установок ПЦЭН [7] определяется полный комплект 
установки ПЦЭН.



Задача S3» Рассчитать гидродинамическую характеристику сква
жины Шкаповского месторождения (пласт Д,), выбрать типоразмер 
ПЦЭН и глубину его спуска для следующих условий:

глубина скважины = 2050 м; пластовое давление рм = 19,2 
МПа; коэффициент продуетивности Я̂ р = 31 м3/(сут • МПа); объемная 
обводненность В  = 0,25; плотность воды рв = 1170 кг/м3; давление на 
устье р у = 0,5 МПа; диаметр эксплуатационной колонны Д * = 0,168 м.

Рмб = QJSPnac •
Из табл. 8 .1 />„ас = 9,9 МПа.

Решение. Вычисляем минимально возможное забойное давление: 
Pv& min =0,75 • 9,9 = 7,425 МПа.

Максимально возможный дебит скважины Q^  = 31 (19,2 -  7,425) 
= 365 м3/сут.

Задаемся следующими значениями дебитов (подач): Qj = = 200 м3 
/сут; Qi -  300 м3 /сут и Сз = 400 м3 /сут.

Оптимальное давление у приема насоса для пласта Д] Шкаповско
го месторождения при В = 0,25 рассчитано в задаче 8.1 р от = 5,24 МПа.

Вычисляем по (8.12) глубины спуска насоса для заданных подач, 
предварительно рассчитывая плотность жидкости р'ж по (2.19). Средняя 

плотность нефти рн в соответствии с (2.15) (см. табл. 8.1): рн = (829 +
+ 869)/2 = 849 кг/м3.
Средняя плотность жидкости р’ж = 849 + (1170 -  849)0,25 = 930

кг/м3.
Глубина спуска насоса 
при Qi = 200 м3 /сут

шый дебит * I ограничен условием:

Я„, = 2050 + .= 1227 м;
930«9,81

при Q2 = ЗООм с̂ут
300



при Qi = 400м3/суг

V 1!______ 1— = 1934 м
930-9,81

5.24 + —  -19 ,2  10‘

Для каждой глубины спуска насоса находим по рис. 38 д; 
на выкиде насоса р вых ь р лих 2, Рьы% ъ (при ру = 0,5 МПа; В = 0,25), 
интерполируя на обводненность В = 0,25: рвих \ = 8,75 МПа; ршх 2= 11,75 
МПа; рвых з = 14,8 МПа (для нахождения 2 и рвих 3 проводится экст
раполяция экспериментальных кривых).

Рассчитываем по (8.13) потребное давление 
ри1 = 8,75-5 ,24  = 3,51 МПа;
Рн2 =11,75 -5 ,24  = 6,51 МПа;
Рнз = 14,8-5,24 = 9,56 МПа.

Вычисляем по (8.14) потребные напоры (принимая р* = 930кг/мэ): 
Я, =3,51 • 106/(930*9,81) = 385м;
Нг =6,51 • 106/ (930*9,81) = 713,5 м;
Я3 =9,56* 106/(930-9,81) = 1048 м.

По результатам расчета строим зависимость Н = / (Q)> которая 
представлена на рис. 40 (линия 1). На этот же рисунок нанесены реаль
ные характеристики насосов: ЭЦН5А-360-600 (линия 2), ЭЦН5А-360- 
700 (линия 3) и 1ЭЦН6-500-750 (линия 4). Соответствующие точки пе
ресечения гидродинамической характеристики с реальными характери
стиками насосов составляют: Q = 273 м3/сут (ЭЦН5А-360-600); Q = 322 
м3/сут (1ЭЦН5А-360-700); Q = 333 м3/суг (1ЭЦН6-500-750).

В данном случае максимально возможный дебит скважины не 
может быть обеспечен установками ПЦЭН. Наиболее близкий дебит (Q 
= 333 м3/сут) может быть обеспечен насосом 1ЭЦН6-500-700. При от
сутствии этого насоса скважитг можно эксплуатировать и насосом 
ЭЦН5 А-360-700 с дебитом 322 м7сут.

Рассчитаем глубину спуска насоса 1ЭЦН6-500-750:
3335,24+— -19,2 Ю6 

Я„ = 2050 + i  51 L = 1697 м.



( 1Jf-
W7t~ j

!!

Гидродинамическая 
характеристика

реальные характе
ристики насосов (2, 
3, 4)

Если скважина будет эксплуатироваться насосом 1ЭЦН5А-360- 
700, то глубина его спуска

5,24 + ——--19 .2  106 
Я„ = 2050+i  I  = 1658 м.

В соответствии с технической характеристикой УПЦЭН [7] выби
раем: для насоса 1ЭЦН5А-360-700 необходим погружной электродвига
тель ПЭД45-117; для насоса 1ЭЦН6-500-750 -  погружной электродвига
тель ПЭД100-123.

Наконец, следует проверить поперечные габариты установок и 
соответствие их размерам скважины.

8.4. РАСЧЕТ ДОПУСТИМОГО ДАВЛЕНИЯ 
НА ПРИЕМЕ УСТАНОВКИ ВИНТОВОГО НАСОСА

Установки винтовых электрических насосов предназначены для 
откачки продукции скважин, содержащей в своем составе газовую фазу, 
а также для откачки из скважин вязкой и высоковязкой продукции. При
вод винтового насоса осуществляется погружным электродвигателем с 
частотой вращения вала 1500 мин

Винтовой насос -  насос объемного действия, вследствие чего его 
теоретическая подача прямо пропорциональна частоте вращения винта.
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Винтовые насосы предназначены для эксплуатации скважин при 
содержании в продукции механических примесей не более 0,6 г/л, сво
бодного газа на приеме насоса -  не более 50% от объема смеси, серово
дорода -  не более 0,01 г/л. Насосы работают при вязкости откачиваемой 
жидкости до 6 *10'4 м2/с.

При откачке вязких жидкостей снижаются перетоки через кон
тактную поверхность между винтом и обоймой, в связи с чем характе
ристики винтовых насосов при откачке вязких жидкостей лучше, чем 
при откачке воды.

Основной вопрос при подборе установки винтового насоса -  рас
чет давления на приеме, при котором объемное газосодержание не пре
вышало бы 0,5.

Объемное газосодержание

Ga p0( l - B ) l Pi (815)
0 ^ ( 1  -  в ) /Л + 1

где Go ,• -  газовый фактор при давлении pit приведенный к ро. м3/м; В -  
объемная обводненность продукции, доли единицы.

Для расчета Go, можно воспользоваться выражением (1.28), запи
сав его в таком виде

ЛМ>
где Go -  газовый фактор, м3/м\ а показатель степени / рассчитывается 
по (1.29).

Вычислив по (8.16) Go, = / (рХ рассчитывают по (8.15) зависимо
сти Р = / (рХ которые наносят на график (рис. 41). По точкам пересече
ния изолинии 0 = 0,5 с зависимостями Р = f(p X  определют минимально 
допустимые давления на приеме винтового насоса р пн {, р пн 2 и т.д., зави
сящие от обводненности продукции скважины.

Задача 8.4. Определить минимально допустимые давления на 
приеме установки винтового насоса в зависимости от обводненности 
продукции пермокарбоновой залежи Усинского месторождения для сле
дующих условий:

газовый фактор Go = 22 м3/м3; давление насыщения р ^  = 7 МПа 
содержание азота в нефтяном газеуа = 3,5%.



Решение. Рассчитываем по (1.29) показатель степени

/= 0,32 + _____ !______= 0,392.
(3,5)! +1,567

Таблица 8.3

Расчетные значения объемного газосодержания 
при различных обводненностях

В Расходос газосодсржа]чис0
0 0.75 0,41 0,23 0,13 0,074 0.021

0.1 0,73 0,38 0,21 0,12 0,067 0,019
0,2 0,70 0,35 0,19 0,11 0,06 0.017
0,3 0,67 0,32 0,17 0,097 0,053 0,015
0,4 0,64 0,29 0,15 0,085 0,046 0.013
0,5 0.596 0,25 0,13 0,071 0,038 0,011
0,6 0,542 0,21 0,11 0,058 0,031 0,009
0,7 0,47 0,17 0,08 0,044 0,023 0,006
0,8 0,37 0,12 0,056 0,030 0,016 0,004
0,9 0,23 0,06 0,030 0,015 0,008 0,002



Задаемся рядом значений р ,• и вычисляем по (8.16) соответству
ющие значения С0,.

Pi, МПа 0,5 1,5 2,5 3,5 4.5 6
G0i, m3/m3 14,8 10,2 7,5 5,4 3,6 1,3

Со.Ро
Pi

2,96 0,68 0,3 0,154 0,08 0,0217

Затем по формуле (8.15) рассчитываем значения Р, а результаты 
заносим также в табл. 8.3.

По данным табл. 8.3 построены зависимости Р = f(p , В) (см. рис. 
41). На этом же рисунке нанесена изолиния с Р = 0,5. Точки ее пересече
ния с соответствующими зависимостями Р = / (р. В) дают следующие 
значения минимально допускаемых давлений на приеме винтового на-

'к, МПа 1,2 1,05 0,95 0,85 0,8 0,7 0,6

Глубину спуска винтового насоса рассчитывают точно так же, как 
и для ПЦЭН, используя формулу (8.12). Расчет необходимого напора 
ведется точно так же, как и для ПЦЭН, для чего предварительно вычис
ляется давление на выкиде насоса с использованием рекомендаций раз
дела 2.4.

Алгоритм выбора соответствующей установки ВЭНТ полностью 
совпадает с таковым в разделе 8.3. Характеристики винтовых насосов 
берутся из справочной литературы.

8.5. РАСЧЕТ ГИДРОПОРШНЕВОЙ 
НАСОСНОЙ УСТАНОВКИ

Гидропоршневые насосные установки обладают следующими ос
новными преимуществами по сравнению с бссштапговыми насосами 
других типов:

высокий КПД;
возможность регулирования в широком диапазоне основных ха

рактеристик;
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простота управления и возможность полной автоматизации рабо
ты;

возможность существенного упрощения подземного ремонта при 
спуске и подъеме погружного агрегата;

возможность эффективной эксплуатации наклонно направленных 
скважин.

В то же время эти установки обладают и определенными недос
татками.

К настоящему времени разработан ряд новых отечественных ус
тановок гидроноршневых насосов, предназначенных для эксплуатации 
определенных категорий добывающих скважин.

Суть расчета гидропоршнсвой насосной установки сводится к 
расчету необходимого давления рабочей жидкости у погружного агрега
та и силового насоса, расхода рабочей жидкости, подачи погружного 
насоса, мощности и КПД установки. Основные исходные данные -  ди
намический уровень жидкости в скважине, дебит скважины и свойства 
продукции.

Рассмотрим порядок расчета агрегата дифференциального дейст-

8.5.1. Расчет давления рабочей ж идкост и

Давление рабочей жидкости у силового насоса при ходе поршней

где //р„, р 'рв -  соответственно давления рабочей жидкости у погружного 
агрегата при ходе вниз и вверх, Па; Я„ -  глубина спуска насоса, м; ДЛ„ -  
гидравлические сопротивления потоку рабочей жидкости в трубопрово
де от силового насоса до погружного агрегата, м; рр -  плотность рабочей 
жидкости, кг/м3.

Давление рабочей жидкости у погружного агрегата при ходе вниз

рР. = р ; . - ( //. - дАр)Рр«. (8.17)

при ходе поршней вверх

Рр. = Ррт ~ ( Нн (8.18)

р'щ = (Н , + ДАСМ )p„g  + />y + V F lu, (8.19)
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а при ходе вверх

P v= (H»+bhat)pt»g + py

где Д/1см -  гидравличесю

[(Я , + А*см)pCMg - ( hn - Ия)рях + p ,]-Fn+ 5. (8 20)
F ,- F a

»сти в
трубопроводе от погружного агрегата до устья скважины» м; рсм -  плот
ность смеси рабочей и добываемой жидкости» кг/м3; ру -  давление на 
устье скважины» Па; 5„ -  суммарные сопротивления в погружном агре
гате при ходе поршней вниз, Н; -  площадь поперечного сечения си
лового штока, м ; Fa -  площадь поперечного сечения поршня двигателя 
диаметром (в м) d , м2; F„ -  площадь поперечного сечения поршня по
гружного насоса, м2; h„ = p ttJ(Pag) -  глубина погружения агрегата под 
динамический уровень, м; Ад -  гидравлические сопротивления потоку 
добываемой жидкости в трубопроводе до приема погружного насоса, м; 
рл -  плотность добываемой жидкости, кг/м3; 5* -  суммарные сопротив
ления в погружном агрегате при ходе поршня вверх, Н.

8.5.2. Расчет расхода рабочей ж идкост и

Удельный расход рабочей жидкости, приходящийся на один 
двойной ход двигателя в минуту

где F$ -  площадь сечения большой головки золотника диаметром (в м) 
dj, м2; х -  длина хода поршней агрегата, м; у-длина хода золотника, м; К  
-  коэффициент расхода рабочей жидкости, учитывающий степень на
полнения гндродвига геля и утечки рабочей жидкости

qw -  теоретический расход рабочей жидкости при расчетной длине хода 
поршня и золотника, м3/сут.

При числе двойных ходов в минуту п расход рабочей жидкости (в 
м3 /сут):

^ = [ ^ д с + ( ^ - F J y ] K  W  2A или 

<?; = !!3 0 ,4 [d*x  + {<!] - d l )v ]К, (8.21)

(8.22)

qT= q vn = 1130,4[d'-x+ (d\ -  )>’]  Kn. (8.23)



8.5.3. Расчет подачи погружного агрегата

Удельная подача, приходящаяся на один двойной ход поршня в 
минуту

Q' = F  Hxrj060 24 
или
Q' = 1130,4dH2x?70.

При числе двойных ходов в минуту п п<

Q' = Q'n = 1130,4 с!1хщп% (м3 / суг), (8.25)
где Г|о -  объемный КПД погружного насоса, учитывающий степень
его наполнения и утечки через уплотнительные соединения:

% = QtQ1,
где QT -  теоретическая подача погружного насоса при расчетной длине 
хода поршня, м3/сут.

8.5.4. Расчет мощности и КПД установки

Полная мощность всей установки (в кВт)

где q0 -  расход рабочей жидкости, м3/сут; р0-  усредненное значение щ 
ления рабочей жидкости, МПа

Л> = (Ррн + Л>в)'2, (8.28)
Рою Рош -  давления, рассчитываемые соответственно по (8.17) и (8.18),
МПа;

Леа -  КПД силового агрегата:

rjCi = T}tKt}ur)ya, (8.29)
т|ис -  КПД силового насоса (~ 0,9); Г|п -  КПД передачи (-0,95); г|эд -  КПД 
электродвигателя (~ 0,85).
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где р т -  давление на приеме насоса. Па; ps -  давление на устье, Па. Ко
эффициент полезного действия установки

7у=^пал/^у* (S-31)

Задача 8.5. Рассчитать основные характеристики гидропоршне- 
вой насосной установки для эксплуатации добывающей скважины со 
следующими параметрами:

глубина скважины U  = 2500 м; давление у приема насоса р 1Ш = 5 
МПа; давление на устье скважины p s =0,5 МПа; глубина спуска насоса 
Нй = 2000 м; продукция скважины -  обводненная нефть плотностью рл = 
1000 кг/м3; плотность рабочей жидкости рж = 850 кг/м3.

Насос спущен на колонне труб с пакером. Рабочая жидкость пода
ется в межтрубное пространство между обсадной колонной и колонной 
НКТ. Продукция и отработанная рабочая жидкость поднимаются по ко
лонне НКТ.

При расчете установки принять;
гидравлические сопротивления потока рабочей жидкости в меж- 

трубном пространстве от силового насоса до погружного агрегата A/tp = 
= 220 м;

гидравлические потери потока смешанной жидкости в НКТ от по
гружного агрегата до устья скважины Дйсм = 500 м;

гидравлические потери в скважине от забоя до приема насоса = 
= 50 м.

Основные характеристики погружного aipei-ата следующие: диа
метр силового штока dm = 0,015 м; диаметр поршня двигателя dA = 0,05 
м; диаметр поршня погружного насоса dH = 0,038 м; суммарные сопро
тивления в погружном агрегате при ходе поршня вверх 5, = 2000 Н; 
суммарные сопротивления в погружном агрегате при ходе поршня вниз 
SH = 350 Н; длина хода поршней агрегата х = 0,7 м; длина хода золотника 
у = 0,07 м; коэффициент расхода рабочей жидкости, учитывающий сте
пень наполнения гидродвигателя и утечки рабочей жидкости К  = 1,05; 
диаметр большой головки золотника </3 = 0,025 м; число двойных ходов 
в минуту п -  40; объемный КПД погружного насоса г\0 = 0,85.

Полезная мощность погружного агрегата (в кВт)

Решение. Рассчитываем по (8.23) расход рабочей жидкости:



q„ = 1130,4 [0,052 .0,7+ (0.0252 -  0,0152) 0,07] • 1,05-40 = 84,4м3/сут. 
Затем по (8.25) вычисляем подачу погружного агрегата:
Q = 1130,4 • 0.0382 • 0,7 • 0,85 • 40 = 38,8 м}/сут.

Рассчитываем плотность смсси рабочей и добываемой жидкости 

А - = (0Р д +ЯрРр)'«2 + Яр) (8-32)

38,8-1000+ 84,4 .850 . 897,25 кг/м3.
38,8+84,4

Теперь можно рассчитать давление рабочей жидкости при ходе 
вниз -  по (8,19) и при ходе вверх -  по (8,20):

р\ = (2000 + 500)897,25 • 9,81 + 0,5 • 106 + -------- —  - =  22 • 106 + 0,5
0,785 (0,015)

• 10* + 1,98 • 10* = 24,5 • 10* Па = 24,5МПа.

р \  = (2000 + 500)897,25 • 9,81 + 0,5 • 10* +

I (2000 + 500)897,25-9,8 1 - [ ^ - ^ — - 5 0  |l000-9,81 + 0,5-106 I

1,9625 -10-’ -1,76625-10^
• 1,134 • 10 ' + 2000 = 22 • 10* + 0,5 • 10* + 18,27 • 10* = 40,77 • 10* Па = 
40,77 МПа.

Определяем давление рабочей жидкости у силового насоса при 
ходе поршней вниз по формуле (8.17), а при ходе вверх по (8.18):

р он = 24,5 -  (2000 -  220) 850 • 9,81 • 106= 9,66 МПа; 
р„. = 40,77 -  (2000 -  220) 850-9,81 • 10* = 25,93 МПа.

В соответствии с (8.29) КПД силового агрегата Г)ся = 0,9 • 095 • 
0,85=0,73.

Рассчитываем по (8.28) среднее значение давления рабочей жид
кости

р 0 = (9,66 + 25,93) /2 =17,8 МПа.



Полная (потребляемая) мощность всей установки в соответствии с 
(8.27) N,= 84,4 • 17,8/ (88 • 0,73) = 23,4 кВт.

Полезная мощность погружного агрегата рассчитывается по
(8.30):
N = 38,8 (2000-897,25-9,81 + 0 ,5-106 + 500-897,25-9,81 -  0,5-106)10* 

88
= 38,8 17,5 -10* -10* _  ? ?2 кВт 
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Вычисляем по (8.31) коэффициент полезного действия установки 
Tiv = 7,72/23,4 = 0,33.

Таким образом, расчетный КПД установки является приемлемым.



ГЛАВА 9

ЭКСПЛУАТАЦИЯ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН

Процесс эксплуатации газовых скважин характеризуется некото
рыми особенностями, связанными со свойствами продукции. Так как 
процесс эксплуатации таких скважин осуществляется при повышенных 
давлениях на устье, к герметичности газовых скважин предъявляются 
повышенные требования.

Обычно в добывающую скважину спускаются фонтанные трубы и 
комплекс скважинного оборудования, включающий пакеры, клапаны- 
отсскатсли, циркуляционные и ингибиторные клапаны, замки, посадоч
ные ниппели, телескопические соединения, скважинные камеры, урав
нительные клапаны и др.

Один из основных вопросов при эксплуатации газовых скважин -  
определение диаметра подъемных труб.

9.1. РАСЧЕТ ПОДЪЕМНИКА ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ

Одним из критериев при расчете диаметра подъемника газовой 
скважины является обеспечение выноса с забоя твердых или жидких 
частиц, содержащихся в продукции.

Вынос этих частиц зависит от скорости газового потока у башма
ка труб w'P Основное условие выноса следующее:

w1, =l,2w„,, (9.1)
где wKp -  критическая скорость, при которой твердые или жидкие части
цы находятся в потоке газа во взвешенном состоянии, м/с.

9.1.1. Расчет выноса твердых частиц

В этом случае критическая скорость зависит от режима течения 
газа и диаметра выносимых частиц.

Режим течения определяется параметром Рейнольдса

Re = w А/ Д.  (9-2)
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или параметром Архимеда

Ат = d *ptg (p r - р г) / р 2г , (9.3)
где rfr -  диаметр твердой частицы, м; рт -  плотность твердых частиц, 
кг/м3 (при расчетах принимают р т = 2400 кг/м3). Выделяют три режима 
течения:

ламинарный Re < 2 или Аг < 36; (9.4)

переходный 2 < Re < 500 или 36 < А г<  83000; (9.5)

турбулентный Re > 500 или Аг > 83000; (9.6)

Для каждого из режимов течения критическая скорость рассчи 
тывается по формулам:

ламинарный режим

.= * т2* ( А - р г)/(18д);

переходный режим

0,78ЛтО43(А -А )° -71

турбулентный режим

(9.9)

где Рг -  плотность газа при давлении и температуре у башмака труб, 
кг/м3; Рг -  динамическая вязкость газа при давлении и температуре у 
башмака труб, Па • с.

Из уравнения притока газа по заданному дебиту рассчитывают за
бойное давление

Р * = у1р 1 - ° У г -ЬУ?



или по заданному забойному давлению вычисляют дебит. Внутренний 
диаметр (в м) подъемника

^  =0,1108
\ < P j r . с

(9.11)

где Vr -  дебит газа, тыс. м3/сут.
Длина подъемника принимается равной глубине скважины, по

этому давление и температура у башмака подъемника равны соответст
венно забойным.

Полученное значение dnH округляют до ближайшего меньшего 
стандартного значения.

9,1,2. Расчет выноса ж идких капель

Критическая скорость выноса жидких капель с забоя газовой 
скважины

где р-лв -  забойное давление, МПа.
Если в продукции скважины имеются твердые и жидкие частицы, 

то при расчете диаметра подъемника из полученных двух значений диа
метра выбирают наименьшее.

Иногда при расчете диаметра подъемника принимают wV = 5-10
м/с.

9.1.3. Расчет диамет ра подъем ника из условия м инимальных 
(заданных) потерь давления в трубах

Диаметр подъемника можно определить из условия минимальных 
(заданных) потерь давления в подъемнике. При глубине спуска подъ
емника до забоя внутренний диаметр

где X -  коэффициент гидравлических сопротивлений; ъ Р -  средний ко
эффициент сжимаемости газа (при рк1> и Гср); Tct> -  средняя температура 
в скважине. К; Vr -  дебит газа, тыс. м3/сут; ру -  давление на устье сква
жины, Па; s -  показатель степени:

=16,47(45-0A55p^)0ii/yfpZ, (9.12)

(9.13)
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0.034154Д. (9.14)

Р*=(-Р, + Р -« )'2’ 

7'ср=(7'-б-7’у)/>пу5--

(9-15)

(9.16)

Вычисление (9.13) проводят методом итераций, так как коэффи
циент гидравлических сопротивлений неизвестен.

Задача 9.1. Для условий задачи 2.11 рассчитать диаметр подъем
ника, если в продукции скважины имеются твердые частицы диаметром 
4г = 0,002 м, а рг = 1,4 • 105 Па- с.

Решение. Рассчитываем по (9.3) параметр Архимеда (из условий 
задачи 2.11: р, = 1,06 кг/м5; I*  = 2500 м; а = 0,6439-104; Ь =  2 ,139-104; 
Рм6 = 39,03 МПа; Vr = 1,15 • Ю5 тыс. м3/суг; Г *  = 337К; Zu6 - 0,811)

Аг = (0.002)3 -1,06-9,81 (2400- 1,06)/(1,4.10‘5)2 = 1018183.

Так как Аг = 1018183 > 83000, то режим течения, в соответствии с 
(9.6), турбулентный, а критическая скорость рассчитывается по (9.9):

По формуле (9.1) рассчитываем: w’r = 1,2 • 11,62 = 14 м/с. Вычис
ляем по (9.11) внутренний диаметр подъемника

Выбираем трубы с условным диаметром 60 мм; внутренний диа
метр dM =0,0503 м.

10.002- (2400-1,06) =
1,06
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Задача 9.2. Для условий предыдущей задачи рассчитать диаметр 
подъемника, если в продукции содержится также жидкая фаза.

Решение. Вычисляем по (9.12) критическую скорость выноса 
жидких капель

Wq,* = 16,47 (45 -0,0455 • 39,03)°'23/Л/39Д)3 = 6,76 м/с.

По формуле (9.1) рассчитываем: w/ = 1,2 • 6.76 = 8,11 м/с. По 
формуле (9.11)

= 0Л,08<)и5»0у0'Г337 0,8П=а0645м.
V 8.11-39.03-293

Учитывая, что в соответствии с (9.11) внутренний диаметр подъ
емника 0,05 < 0,0645, оставляем выбранный ранее диаметр подъемника 
60 мм, dM = 0,0503 м.

Задача 9.3. Рассчитать внутренний диаметр подъемника, исходя 
из заданных потерь давления в подъемнике. Исходные данные следую-

V,= 1,15-103 тыс. м3/суг; «„ = 0,811; U  = 2500 м;
рг = 1,06 кг/м3; Ту = 303 К; Гм6 = 337 К;
Ру = 31,13 МПа; = 39,03 МПа.

9.2. ВЫБОР РЕЖИМА РАБОТЫ ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ

Режим работы газовой скважины задается совокупностью пара
метров, входящих в общее уравнение притока (2.66), а также имеющим
ся в наличии оборудованием. При этом учитывается большое количест
во факторов, ограничивающих дебит газовой скважины. К основным из 
этих факторов относятся: вынос частиц породы из пласта в скважину; 
образование водяного конуса; образование конденсата в пласте или в 
скважине; чрезмерное охлаждение газа в местах его дросселирования и 
возможность образования гидратов, вероятность смятия обсадной ко
лонны и т.д.

При эксплуатации газовых скважин наиболее часто встречающее
ся осложнение -  поступление жидкой фазы (воды или конденсата).
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В этом случае необходимо определение минимального дебита га
зовой скважины, при котором еще не происходит накопления жидкости 
на забое с образованием жидкостной пробки.

Минимальный дебит газовой скважины (в м3/с), при котором не 
образуется на забое жидкостная пробка, рассчитывают по формуле (при 
глубине спуска подъемника до забоя)

Минимальная скорость газа (в м/с), при которой не образуется 
пробка воды

а минимальная скорость газа (в м/с), при которой не образуется пробка 
конденсата

где рмб -  забойное давление, МПа.

Задача 9.4. Рассчитать минимальный дебит обводненной газовой 
скважины без образования на забое водяной пробки для следующих ус
ловий: dM = 0,062 м; />эаб = 16 МПа; 7 ^  = 330 К; гмб = 0,83.

Решение. Вычисляем по (9.18) минимальную скорость газа, при 
которой не происходит осаждения водяных капель:

1,23(45-0 ,45р1>6)0’25 (9.18)

1,71(67 -  0 , 4 5 )0,25 

W т/°’45Л *
(9.19)

1,23(45 -  0,45 16)°”  
^0,45-16

= 1,14 м/с.

По (9.17) рассчитываем минимальный дебит газа

у  _  1,14-293-16-3,14-(0,062)2 
rm,n 4 0,1 0,83-330

.= 0,5888 м3/с

или
Vr roi„ = 0,5888 • 86400 = 5,087. Ю4 м'/сут.
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Таким образом, минимальный дебит данной газовой скважины, 
при котором не будет образования водяной пробки на забое, равен 50870 
м /сут.

Задача 9*5. При каком минимальном дебите газовой скважины не 
будет происходить осаждение конденсата на забое скважины? Сохраня
ются условия предыдущей задачи.

Решение. Минимальная скорость газа, при которой весь конден 
сат выносится на поверхность, вычисляется по (9.19):

w _ U K 67 - 0 ,45-16)°» = |77м/г 
^0,45-16

Определяем по (9.17) минимальный дебит газа

_ 1,77-293-16-3,14-(0,062)2 __пои.? ^  /.
4 0,1 0,83-330

или
Vr min = 0,9142 • 86400 = 78987 м'/суг.

Сравнивая решение задачи 9.4 с решением задачи 9.5 отмечаем, 
что при прочих неизменных условиях полный вынос конденсата возмо
жен при более высоких дебитах газовой скважины, чем полный вынос 
воды. Данный вывод является принципиальным.

93. ОПРЕДЕЛЕНИЕ УСЛОВИЙ 
ГИДРАТООБРАЗОВАНИЯ В ГАЗОВЫХ СКВАЖИНАХ

Одним из основных процессов, осложняющих эксплуатацию газо
вых скважин, является процесс образования кристаллогидратов. Кри
сталлогидраты образуются при определенных термобарических услови
ях при наличии в газе капель влаги. Отложения гидратов в виде снего
образной массы или льда в подъемнике газовой скважины снижают 
пропускную способность (дебит), повышают расход энергии на добычу 
газа и могут полностью перекрыть живое сечение потоку газа.

Условия образования гидратов могут быть определены экспери
ментально, графоаналитически и аналитически.



9.3.1. Графоаналитический метод определения условий 
гидратообразования (давление и температура)

Этот метод базируется на знании относительной плотности добы
ваемого газа рг. На рис. 42 представлены кривые равновесных условий 
гидратообразования в зависимости от относительной плотности природ
ного газа. Область, расположенная выше представленных кривых (за
штрихована), является областью возможного образования кристалло
гидратов.

Таким образом, при известной относительной плотности природ
ного газа требуется рассчитать давление и температуру в заданной точке 
скважины (на заданной глубине) и по полученным значениям, пользуясь 
рис. 42, определить возможность образования гидратов в этой точке.

Расчет давления в заданной точке работающей скважины выпол
няется по следующей формуле:

p (h ) = J p j e *  + 1,325 • W -,2A - ^ - V r! ( e 2i - 1), (9.20)

где p(h) -  давление на глубине Л от устья, МПа; Vr -  дебит скважины, 
тыс. м3/сут; Л -  коэффициент гидравлического сопротивления, завися
щий от параметра Рейнольдса Re и относительной шероховатости труб 
8 151; s, Тср вычисляются соответственно по формулам (9.14) и (9.16).

Расчет температуры в заданной точке работающей скважины вы
полняется по формуле

T(h) = Tm-aKLlu, + ------ ( . с о - ——).<9-21)
°  Аи Ср

где T(h) -  температура на глубине h от устья. К; О) -  геотермический 
градиент, К/м; L™ -  глубина залегания пласта, м; D, -  дифференциаль
ный коэффициент Джоуля-Томсона, К/МПа; А -  термический эквива
лент работы, равный 9,8 • 10'3 кДж/(кг • м); ср -  изобарная теплоемкость 
газа при среднем давлении и в первом приближении при пластовой тем
пературе Гпл, кДж/(кг • К); Д/, -  снижение температуры газа в призабой
ной зоне скважины за счет эффекта Джоуля-Томсона с учетом теплооб
мена с окружающей средой, К:



G -  массовый расход газа, кг/с; т -  суммарное время работы скважины, 
сп -  объемная теплоемкость горных пород, кДж/(м • К); гс, RK -  соот

ветственно радиус скважины и радиус контура

я = 2яАв/«?ср/(г)); (9.23)
Ап -  теплопроводность горных пород, кВт/(м • К); / (т) -  безраз

мерна) функция времени:

точно трудоемким и требует знания многих теплофизических характе
ристик.



9.3.2. Расчет образования кристаллогидратов
при положительных и отрицательных температурах

При положительных температурах взаимосвязь между равновес
ной температурой и равновесным давлением гидратообразования имеет

= 18,47(1+ Igpp) -

18,47 ’

а при отрицательных температурах: 

/р = -58,5(1 + lgpp) + Д,

где гр -  равновесная температура гидратообразования, °С; /;р -  равновес
ное давление гидратообразования, МПа; В, В\ -  числовые коэффициен
ты (табл. 9.1).

Задача 9.6. Определить возможность образования кристаллогид
ратов в скважине, если давление на устье скважины /?v = 12 МПа, темпе
ратура /у = 28,5 °С, а относительная плотность газа при этом давлении 
рг =0,65.

Решение. По табл. 9.1 для р = 0,65 определяем В = 15,07 и В\ = 
47,60. Рассчитываем по формуле (9.25) равновесную температуру

гр = 18,47 (1 + lg 12) -  15,07 = 23,33 °С.



Зависимость коэффициентов Ви В\ 
от относительной плотности рг

Таблица 9.1

Рг В В\ ft В By ft В By

0,56 24,25 77,4 0,71 13,85 43,9 0,86 12,07 37,6
0,57 21,8 70,2 0,72 13,72 43,4 0,87 11,97 37,2
0,58 20 64,2 0,73 13,57 42,9 0,88 11,87 36,8
0,59 18,53 59,5 0,74 13,44 42,4 0,89 11,77 36,5
0,6 17,67 56,1 0,75 13,32 42 0,9 11.66 36,2
0,61 17 53,6 0,76 13.2 41,6 0,91 11,57 35,8
0,62 16,45 51,6 0,77 13,08 41,2 0,92 11,47 35,4
0,63 15,93 50 0,78 12,97 40,7 0,93 11,37 35,1
0,64 15,47 48,6 0,79 12,85 40,3 0,94 11,27 34,8
0,65 15,07 47,6 0,8 12,74 39,9 0,95 11,17 34,5
0,66 14,76 46,9 0,81 12,62 39,5 0,96 11,1 34,2
0,67 14,51 46,2 0,82 12,50 39,1 0,97 И 33,9
0,68 14,34 45,6 0,83 12,4 38,7 0,98 10,92 33,6
0,69 14,16 45 0,84 12,28 38,3 0,99 10,85 33,3
0,7 14 44 0,85 12,18 37.9 1 10,77 33,1

Вычисляем равновесную температуру по (9.26):

/р = -58,5 (1 + 12) + 47,60 = -74,03 °С.
Сравнивая температуру на устье /у = 28,5 °С с рассчитанной по 

(9.25) fp = 23,33 °С, устанавливаем, что образование кристаллогидратов в 
скважине невозможно, так как ty > tp.
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ГЛАВА 10

МЕТОДЫ УВЕЛИЧЕНИЯ 
ПРОИЗВОДИТЕЛЬНОСТИ СКВАЖИН

Методы увеличения производительности скважин (методы интен
сификации притока) играют сегодня существенную роль.

Известно большое количество различающихся по принципу дей
ствия методов увеличения производительности скважин, но не все они 
получили одинаковое распространение на практике. Ниже мы остано
вимся только на некоторых из них, получивших широкое применение на 
нефтяных промыслах нашей страны.

ИМ. ПРОЕКТИРОВАНИЕ 
СОЛЯНОКИСЛОТНОЙ ОБРАБОТКИ

Проектирование солянокислотной обработки сводится к выбору 
концентрации кислотного раствора, устанавливаемой экспериментально, 
а также к расчету необходимого количества товарной кислоты и хими
ческих реагентов. Норма расхода кислотного раствора vp составляет 1- 
1,2 м3 на один метр обрабатываемой толщины пласта. Тогда объем ки
слотного раствора

Vp = vpfc, (Ю.1)
где h -  обрабатываемый кислотным раствором интервал продуктивного 
пласта, м.

Объем товарной кислоты (в м3)

У, = УЛ (5,09д:р + 999)/[л„ (5,09л, + 999)], (10.2)
где jtp, хк -  соответственно объемные доли (концентрации) кислотного 
раствора и товарной кислоты,%.

Если в процессе хранения и транспорта концентрация кислоты 
изменяется, то с учетом этого изменения объем товарной кислоты (в м3) 
У к рассчитывают по формуле
V'=  Ур5,09лр(5,09лр + 999)/[p,l5(/?,15 -9 9 9 )] ,  (10.3)

где рк is -  плотность товарной кислоты при 15 °С, кг/м3:



Р м  = A . + (2 ,6 7 -1 0 'V Kl - 2 ,5 )( r -1 5 ) ,  (10.4)

где /7rt -  плотность кислоты при температуре /.
i качесгве химических реагентов при солянокислотной обработке

используют стабилизаторы (замедлители реакции), ингибиторы корро
зии и интенсификаторы. Как правило, в технической соляной кислоте 
содержится до 0,4% серной кислоты, которую нейтрализуют добавкой 
хлористого бария, количество которого Gxв рассчитывают по формуле 
(кг)

Gx6 = 21,3Vp(flXp /хк -0 ,0 2 ), (10.5)

объемная доля серной кислоты в товарной соляной кислоте,* (а  -
0,4%).

Объем хлористого бария

(10.6)
где рхб -  плотность раствора хлористого бария, кг/м3 (ржб-  4000 кг/м3).

В качестве стабилизатора используют уксусную кислоту, объем 
которой рассчитывают по формуле

Vy* = b yKVp/ c y%, (10.7)
где Ьук -  норма добавки 100%-ной уксусной кислоты (bVK =3%) ; cSK -  
объемная доля товарной уксусной кислоты (с\к = 80%).
Объем ингибитора

Vj, = bMVp/ c n, (10.8)
где Ьн -  норма добавки ингибитора,%. Если в качестве ингибитора ис
пользуют реагент В-2, то Ьм = 0,2%; с„ -  объемная доля товарного инга- 
битора,% (с„ = 100%). Объем интенсификатора

ут =ЪмУ9/ Ш  (Ю.9)
где Ьнн -  норма добавки интенсификатора, %.

Если в качестве интенсификатора используют Марвслан-К, то btM 
= 0,3%.

Объем воды для приготовления кислотного раствора

Vm=V? -V M-  (Vx6 +VyK+ Vlt +КНИ).
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Порядок приготовления кислотного раствора следующий: нали
вают в емкость воду, добавляют к воде расчетные объемы ингибитора 
УИн. уксусной кислоты Уу1с а затем расчетное количество товарной соля
ной кислоты, тщательно перемешивая. Затем добавляют хлористый ба
рий Ух6 и интепсификатор Уим. Перемешивают раствор и оставляют для 
реакции и осветления.

Задача 10.1. Рассчитать необходимое количество реагентов для 
приготовления кислотного раствора при обработке карбонатного про
дуктивного горизонта, вскрытая толщина которого h = 11,5 м. Техниче
ская соляная кислота имеет концентрацию 27,5%, температура приго
товления кислоты 15 °С. Плотность соляной кислоты при 25 °С состав
ляет рК25 = 1134 кг/м3. Кислотный раствор должен иметь концентрацию 
13,5%.

Решение. Рассчитываем по (10.1) объем кислотного раствора 
К„= 1,1.11,5 = 12,65 м3.

В соответствии с условиями задачи хк = 27,5%, х0 = 13,5%. По 
формуле (10.2) вычисляем объем товарной кислоты

Ук = 12,65 • 13,5 (5.09 • 13,5 + 999) / (27,5 (5,09 • 27,5 + 999) ] = 
182339,02/31 321,812 = 5,82 м3.

Рассчитываем плотность кислоты при / = 15 °С:
рг 15 = 1134+ (2,67 • 103 • 1134 -  2,52) (25 -  15) = 1139,08 кг/м3.

При данной температуре объем товарной кислоты 
V  к = 12,65 • 5,09 • 13,5 (5,09 • 13,5+ 999)/1139,08 (1139,08 -  999) = 
928105,61/159562,32 = 5,82 м\

Рассчитываем количество хлористого бария но (10.5):
Gs6 = 21,3-12,65(0,4-13,5/17,5 -  0,02) = 47,52 кг 
или его объем
Ухб =47,52/4000 -  1,19 • 10'2 м3.

По формуле (10.7) рассчитываем объем уксусной кислоты 
VVK = 3 • 12,65/80 = 4,74 • 10'1 м3.
Затем по формулам (10.8) и (10.9) рассчитываем соответственно 

объем ингибитора и интенсификатора:



V„ =0,2 • 12,65/100=2,53 • Iff2 м3;
Vm =0,3 • 12,65/100 = 3,795 • Iff2 m3.
Наконец, по формуле (10.10) рассчитываем объем воды V, = 12,65 

-5 ,82  -  (0,0119 + 0,474 + 0,0253 + 0,03795) = 6,28 м\
Расчет давления и времени закачки кислотного раствора для из

вестного агрегата ведется но известным формулам (см. раздел 3).

10.2. ПРОЕКТИРОВАНИЕ КИСЛОТНОЙ ВАННЫ

Для очистки продуктивного карбонатного пласта от глинистой и 
цементной корки, продуктов коррозии и т.д. можно применять в сква
жинах с открытым забоем кислотные ванны.

Основной вопрос при проектировании кислотной ванны -  расчет 
объема кислотного раствора, который должен быть равен объему сква> 
жины в интервале от подошвы до кровли обрабатываемого интервала.

Если обозначить через гс радиус скважины на этом интервале, то 
объем кислотного раствора (в м3)

Vp = nr^h, (10.11)
где h -  толщина обрабатываемого пласта, м.

При проектировании кислотной ванны концентрация кислотного 
раствора принимается хр = 15 -  20%.

Количество химических реагентов рассчитывают точно так же, 
как и для простой солянокислотной обработки.

Задача 10.2. Рассчитать необходимое количество кислотного рас
твора для проведения кислотной ванны, а также химических реагентов и 
воды, если радиус скважины гс = 0,18 м, а толщина обрабатываемого 
пласта И = 28,3 м. Концентрация кислоты хк = 27.5%, а концентрация ки
слотного раствора = 20%.

Решение. Вычисляем по (10.10) объем кислотного раствора
П=3,14(0,18)2 • 28,3 -  2,88 м3.

Рассчитываем объем кислоты
= 2,88 • 20 (5,09 • 20 + 999) / [27,5 (5,09 • 27,5 + 999) ] = 

63406,08/31 321,81 =2,03 м\
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Количество хлористого бария
Gx6 = 21,3 • 2,88 (0,4 • 20/27,5 -  0,02) = 16,62 кг или его объем 
Кхб = 16,62/4000 = 4,153* Ю 3 м3.

Объем уксусной кислоты 
V„ =3 •2,88/80=1,08* 1 0 1 м\

Объем ингибитора
V, = 0,2 • 2,88/100 = 5,76 • 103 м3.

Объем интснсификатора
Vm = 0,3 • 2,88/100 = 8,64 • 10'3 м3.

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

Полученный раствор закачивают в скважину и оставляют для ре- 
акции на 16-24 ч.

1 0 J. РАСЧЕТ ТЕРМОКИСЛОТНОЙ ОБРАБОТКИ

Термокислотная обработка предназначена для увеличения прито
ка продукции из пласта за счет растворения твердых осадков (парафин, 
смолы и т.д.) и повышения эффективности кислотной обработки. Об
работка ведется в два этапа: на первом этапе -  термическая обработка, 
при которой температура па забое повышается до температуры выше 
температуры плавления осадков; па втором этапе -  обычная соляпокис- 
лотная обработка раствором повышенной температуры.

Термокислотная обработка базируется на экзотермической реак
ции раствора соляной кислоты с магнием. Так, при взаимодействии 
18,61 л 15%-ного раствора НС1 с 1 кг магния выделяется 18 987 кДж 
теплоты. При этом кислота нейтрализуется полностью. Максимально 
возможное повышение температуры нейтрализованной кислоты равно 
примерно 243 °С.

На рис. 43 приведена номограмма определения повышения темпе
ратуры /р 15%-ного кислотного раствора и его расхода при реакции с 1 
кг магния для получения заданной остаточной концентрации (хр). Как 
правило, норма расхода кислотного раствора повышенной температуры 
vp составляет 0,8 м3 на один метр толщины обрабатываемого пласта.



Задача 10.3. Рассчитать количество магния для проведения тер
мокислотной обработки пласта толщиной 7,8 м. Использовать кислот
ный раствор концентрацией 15%. Температуру раствора в интервале об
работки повысить до 70 °С.

Решение. Вычисляем объем кислотного раствора по формуле
(Ю.1)

Кр= 0,8 *7,8 = 6,24 м3.
На рис. 43 откладываем заданную температуру 70 °С и проводим 

горизо1ггаль до пересечения с линией 1 (точка А). Из точки А проводим 
вертикаль до пересечения с линией 2 (точка Б). По правой шкале нахо
дим расход 15%-иого раствора соляной кислоты на 1 кг магния v̂ . В 
данном случае vp = 0,087 м3/кг.

Зная общий объем кислотного раствора Vv и норму расхода vp, 
рассчитываем потребное количество магния Q„ по формуле

QU=Vp/vp

(2М = 6,24/0,087 = 71,7 кг.
Таким образом, потребное количество магния составляет 71,7 ki

Рис. 43.
Номограмма 
для определения

и нормы расхода 
15%-ной кислоты 
на 1 кг магния:

Как видно из рис. 43, остаточная концентрация прореагировавше
го кислотного раствора составляетх ’р = 11,7%.



Задача 10.4. Определить основные характеристики термокислот
ной обработки карбонатного пласта толщиной 4,6 м, если для ее прове
дения имеется 44 кг магния.

Решение. Принимаем норму расхода 15%-ного раствора кислоты 
0,8 м3 на один метр толщины пласта. Объем кислотного раствора Vp = 
0,8 • 4,6 = 3,68 м5.

По формуле (10.12) рассчитываем норму расхода vp = =
44

0,0836 м3 /кг.
По рис. 43 для vp = 0,0836 определяем остаточную концентрацию 

кислотного раствора х'0 = 11,6%, максимальную температуру раствора /р 
= 74°С.

Задача 10.5. Определить максимальную температуру и остаточ
ную концентрацию раствора при термокислотной обработке, если норма 
расхода 15%-ного раствора соляной кислоты v„ = 0,03 м3/кг.

Решение. По рис. 43 для vp = 0,03 м3/кг максимальная температура 
/р = 175 °С, а остаточная концентрация раствора дг’р = 6,5%.

10.4. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА 
ГИДРАВЛИЧЕСКОГО РАЗРЫВА ПЛАСТА

Проектирование процесса гидравлического разрыва пласта пред
ставляет собой достаточно сложную задачу, которая состоит из двух 
частей: расчет основных характеристик процесса и выбор необходимой 
техники для его осуществления; определение вида трещины и расчет ее 
размеров.

Для расчета забойного давления разрыва пласта рллс при использо
вании нефильтрующсйся жидкости можно воспользоваться следующей 
формулой (при закачке 1 м3 жидкости разрыва):

£ 2 « £ . . ( ^ _ 1 ) ’ = 5 ,25 ------------ (— )29 5 sl (,0.13)
Р„ Рп О -V  > Дт Р„

где ргг -  горизонтальная составляющая горного давления, МПа;



v -  коэффициент Пуассона горных пород (v = 0,2 -  0,3); р п -  вертикаль
ная составляющая горного давления, МПа:

= O'6: (10.15)

р„ -  плотность горных пород над продуктивным горизонтом, кг/м3 (р„ 
=2600 кг/м3); Е -  модуль упругости пород (Е -  (1 -  2) 104 МПа, \Q -  темп 
закачки жидкости разрыва, м3/с (в соответствии с характеристикой на
сосного агрегата); -  вязкость жидкости разрыва, Па -с.

Для приближенной оценки забойного давления разрыва пласта 
при использовании фильтрующейся жидкости можно использовать 
формулу

где К  -  коэффициент, принимаемый равным (1,5-1,8) МПа/м.
При закачке жидкости-песконосителя давление на устье скважины

где р -  плотность жидкости, используемой в качесгве песконоситсля, 
кг/м3; рп -  плотность песка, кг/м3 (рп = 2500 кг/м3); Р„ -  объемная кон
центрация песка в смеси

Сп -  концентрация песка в 1 м3 жидкости, кг/м3 (С„ = 250 -  300 кг/м3). 
Потери давления на трение жидкости-песконосителя:

Р ^ = ю - 2к ц . (10.16)

Ру = +
где ржп -  плотность жидкости с песком, кг/м3:

(10.17)

Ал = Р Ш ~ & ) + Р & . (10.18)

(10.19)

p',p = M Q 2Lcp mn K n 'd l ) ,

где X -  коэффициент гидравлических сопротивлений:

(10.20)



Re = 4Q/9Kn/ ( ^ „ / i „ ) ,  (10.22)
Q -  темп закачки, м3/с; -  вязкость жидкости с песком. Па • с;

А .„= ^ ехр (ЗЛ 8Д ), (10.23)
р’ЖП -  вязкость жидкости, используемой в качестве песконосителя, Па« с.

Если Re > 200, то потери давления на трение по (lO.Jtff увеличи
вают в 1,52 раза:

^ = 1 ,5 2  />;. (10.24)

Необходимое число насосных агрегатов

N = pyQKp?QpK J  + 1, (10.25)
где р0 -  рабочее давление агрегата; Q? -  подача ацетата при данном р р\
Кл -  коэффициент технического состояния агрегата {Клс = 0,5-0,8).

Необходимый объем продавочной жидкости (при закачке в НКТ)

V ;,=0,785^LC. (10.26)
Минимальный темп закачки жидкости разрыва определяется по

формулам:
для горизонтальной трещины

>10" (10.27)

для вертикальной трещины

(10.28)

где /?т -  радиус горизонтальной трещины, м; соо -  ширина (раскрытость) 
трещины на стенке скважины, м; |1жр -  вязкость жидкости разрыва, Па • 
с; А -  толщина пласта, м.

В случае проведения разрыва пласта нефильтрующейся жидко
стью можно принять фактический темп закачки жидкости Q равным 
б™„. При проведении разрыва фильтрующейся жидкостью фактический 
темп закачки жидкости Q > Q ^ .



Количество песка Qu на один гидравлический разрыв пласта при
нимается равным 8-10 т. При концентрации песка в 1 м3 жидкости Сп 
объем жидкости
Vm=Q nICn. (10.29)

Задача 10.6. Рассчитать основные характеристики гидроразрыва 
пласта в добывающей скважине глубиной L = 2270 м. Вскрытая тол
щина пласта h =  10 м. Разрыв провести по НКТ с пакером, внутренний 
диаметр НКТ dBH = 0,0759 м. В качестве жидкости разрыва и псско- 
носителя используется нсфильтрующаяся амбарная нефть плотностью 
рх = 945 кг/м1 и вязкостью = 0,285 Па • с. Предполагается закачать в 
скважину Qn = 4,5 т песка диаметром зерен 1 мм. Принимаем темп за
качки С = 0,010 м3/с. Используем агрегат 4АН-700.

Решение. Рассчитываем по (10.15) вертикальную составляющую 
горного давления

рп  = 2600 • 9,81 • 2270 • 10'6 = 57,9 МПа.

Принимая v = 0,3, по формуле (10.14) рассчитываем горизонталь
ную сосгавляющую горного давления

р„  = 57.9 0,3 = 24,8 МПа.
(1-0,3)

В данных условиях предположительно образуются вертикальные 
или наклонные трещины.

По формуле (10.13) рассчитываем забойное давление разрыва

1 р Л ' -  5,25(1 Ю10)2 -0,001 0,285 = 2 . , 0 -5.
' 2 4 ,8\24,8 J  (1 -0 ,3 ') 2 (24,8-10*524,8-10* ’ ’

Рассчитываем по (10.19) р„ (принимая Сп = 275 кг/м3):

рп = ...27— 2500 =0,11/1,11 =0,1.



Плотность жидкости с песком рассчитываем по (10.18):
Раш = 945(1 -  О, L) +2500 • 0,1 = 1100 кг/м3.

Рассчитываем по (10.23) вязкость жидкости с песком:
„ #  fma = 0,285 exp (3,18 • 0, i) = 0,392 Па-с.

Число Рейнольдса Re = 4 • 0,010 • 1100/(3,14 • 0,0759 • 0,392) = 471.

Коэффициент гидравлического сопротивления к  = 64/471 = 0,136. 
Потери на трение рассчитываем по (10.20):

/>’„  = 8 • 0,136 (0,01 )2 • 2270 • 1100/(3,142 • 0,0759s) = 11 МПа.

Учитывая, что Re = 471 > 200, потери на трение составят: /?то = 
1,52 • 11 =16,72 МПа.

Давление на устье скважины при закачке жидкости-песконосителя 
Pv = 25,47 -  1100 • 9,81.2270 • 10'6 + 16,72 = 17,7 МПа.

При работе агрегата 4АН-700 на IV скорости рр = 29 МПа, a Qp = 
0,0146 мэ/с.

Необходимое число агрегатов

М .  ' # 7 0-01 4- !-2 .
29,0 0,0146 0,5

Объем продавочной жидкости V„ = 0,785 • 0,07592 • 2270 = 10,3 м3. 
Объем жидкости для осуществления гидроразрыва (жидкость разрыва и 
жидкость-пссконоситель) Уж = 4500/275 = 16,4 м3.

Суммарное время работы одного агрегата 4АН-700 на IV скорости

t = (Vx +Va)/Q p (10.30)

г = (16,4+ 10,3)/0,0146 = 1829 с или 30,5 мин.



10.5. РАСЧЕТ РАЗМЕРОВ ТРЕЩИН

В случае образования горизонтальной трещины радиус ее RT (в м) 
можно вычислить по следующей эмпирической формуле:

tft = (0 ,013 4 -1 ,6 10‘ 4 )(103g J ^ -  )°'\ (10.3D

где Q -  темп закачки жидкости разрыва, м /с; -  вязкость жидкости
разрыва. Па • с; / -  время закачки жидкости разрыва, с; к -  проницае
мость призабойной зоны, м2.

Ширина (раскрытость) трещины на стенке скважины с»о в случае 
разрыва фильтрующейся жидкостью рассчитывается по формуле

_i6(i-v2)(pM<i,-p„)/?T
а при разрыве нефильтрующейся жидкостью по формуле

_8(1 - v ' X p ^ - p J R ,

В случае образования вертикальной трещины при разрыве пласта 
фильтрующейся жидкостью: раскрытость трещины

^hfn ikp^ ' 
-  пористость пласта; длина трещины

л  Г к е
\ 2# 2Л2

' = f 3\2 я -h1Ьгткр„
случае разрыва пласта нефильтрующейся жидкостью: раскры

тость трещины

<B0 = 4 ( l - v 2)/(pM6„ - p rr)/ £ ,

длина трещины



1 . 1  у  I .
p .  6 ( l - v ) 2h ( p ^ - PrT)

(10.37)

Задача 10.7. Для условий предыдущей задачи рассчитать размеры 
трещины, если разрыв проведен агрегатом 4АН-700, работающим на IV 
скорости (Qp = 0,0146 м3/с), а объем жидкости V* = 16,4 м3.

Решение. Вычисляем по (10.37) длину вертикальной трещины

.  I ' У 110' — . « и . ,
> 5,б < 1-0 ,3 )'10 (25 ,4?-24 ,8 )

Рассчитываем по (10.36) раскрытость трещины

4( 1 -  0,32) 69,3 (25,47 -24,8)<уЛ= —-------— — 1--------- —  =0,017 мили 1,7 см.
0 МО4

Таким образом, в результате проведения гидроразрыва в данной 
скважине образуется вертикальная трещина длиной 69,3 м и шириной на 
стенке скважины 1,7 см.

10.6. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПЕРИОДИЧЕСКОЙ 
ЭЛЕКТРОТЕПЛОВОЙ ОБРАБОТКИ 
ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ

Периодическая элсктротепловая обработка призабойной зоны [4] 
-  эффективное средство повышения дсбитов добывающих скважин, ко
гда продукция представлена вязкой жидкостью (нефтью) и в призабой
ной зоне происходит отложение смол и парафинов.

Для расчета этого процесса используются графические зависимо
сти, представленные на рис. 44, 45 и 46. Пользование указанными гра
фиками покажем на конкретном примере.
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Рис. 44.
Зависимость параметра К  
от обводненности продукции 
при вязкости пластовой 
нефти > 80мПа * С

Задача 10.8. Рассчитать основные показатели электротепловой 
обработки призабойной зоны скважины диаметром 168 мм. Продуктив
ный горизонт представлен песчаником, вязкость нефти в пластовых ус
ловиях Ряп = 90 мПа • с, обводненность продукции В = 0,3. Используется 
электронагреватель мощностью

N -2 5  кВт, а радиус прогрева гп = 1,2 м.

Решение. По рис. 44 для обводненности В = 0,3 определяем па
раметр К: К= J, 1 .

По номограмме для определения параметров электротепловой об
работки (см. рис. 45) откладываем на левой оси абсцисс величину К  = 
1,1 и восстанавливаем из этой точки перпендикуляр до пересечения с 
линией Dc = 0,168 м и N = 25 кВт. Из точки пересечения проводим гори
зонталь до оси ординат, откуда In ДгМб = 5,58. Таким образом, повыше
ние забойной температуры составляет Д/Мб = 265,1 °С. На правой оси 
абсцисс откладываем обводненность В = 0,3 и проводим горизонталь до 
пересечения с линией "песчаник, Dc = 168 мм". Из точки пересечения 
восстанавливаем перпендикуляр до пересечения со штриховой линией 
(точка А). Из точки А под углом 45° проводим линию до пересечения с 
левой осью абсцисс, получаем <р„ = 5,25. Для определения времени об
работки воспользуемся номограммой на рис. 46. Откладываем на шкале 
фл величину 5,25 и опускаем вертикаль до пересечения с линией "песча
ник". Точку пересечения проектируем на ось абсцисс со значением г„ =
0. Находим точку В. Через точку В под углом 45° проводим линию.
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Рис. 45.
Номограмма для расчета параметров периодической алектротепловой 
обработки призабойной зоны

t
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Откладываем на оси гп величину г„ = 1,2 м. Восставляем перпен
дикуляр из этой точки до пересечения с проведенной под углом 45° ли
нией. Проектируем точку пересечения (точка С) на ось логарифма вре
мени обработки In т, получаем In т -  4,6. Откуда т = 99,5 ч. Таким обра
зом, параметры электротепловой обработки следующие: Д/„б = 265,1 °С; 
гп = 1,2 м; т = 99,5 ч.

10.7. ПРОЕКТИРОВАНИЕ 
ГИДРОПЕСКОСТРУЙНОЙ ОБРАБОТКИ

Гидропескоструйная обработка призабойной зоны скважины 
предназначена для повышения ее проницаемости и является эффектив
ным методом увеличения производительности скважины.

Основными характеристиками, которые требуется рассчитать при 
этом методе обработки, являются:

общее количество жидкости и песка для успешного осуществле
ния процесса;

расход рабочей жидкости; 
гидравлические потери в различных элементах; 
давление жидкостно-песчаной смеси на выходе из насадок; 
предельно безопасная длина колонны НКТ; 
допустимое устьевое давление.
Общее количество жидкости (в м3) Уж принимается равным при

мерно (2,3-2,5) объемам скважины К.-:

Кж=1,88 D;HL,y (10.38)
причем 0,4 Vm используют для транспортировки песка на забой; 

0,4 V* -  на промывку скважины после осуществления процесса;
0,2 Уш -  на возможную потерю циркуляции вследствие поглоще

ния жидкости пластом.
Общее количество песка (в кг) (?„ рассчитывают на объем 0,6 Vx, 

причем массовая концентрация песка С„ = 100 кг/м3:

Gn = l,13D2HLcCn. (10.39)

Расход рабочей жидкости (как правило, используется вода), м3/с



где |Х -  коэффициент расхода, принимаемый приблизительно 0,82; пн -  
число насадок (обычно пн = 4); /н -  площадь поперечного сечения насад
ки на выходе, м2; Дрн -  потери давления в насадках, МПа; р*„ -  плот
ность смеси жидкости и песка, кг/м3; рассчитывается по (10.18) с учетом
(10.19). Потери давления в насадках принимаются равными: при dH = 6 
мм -  (10-12) МПа, при d = (3 -  4,5) мм -  (18-20) МПа.

Гидравлические потери при проведении гидропескоструйной об
работки

Др  = Др т + Дрк + Др н + Д/7П, (10.41)
где Дрт, -  соответственно потери давления в НКТ и в кольцевом 
пространстве, МПа. Эти потери можно определять графически по [6] 
(см. рис. VIII.7, с. 327); Дрп -  потери давления в полости, образующейся 
в результате воздействия на породу абразивной струи, МПа. Исходя из 
опыта проведения гидропескоструйных обработок, можно принять Д/?„ =
3,5 МПа.

Допустимое давление на устье, МПа

_Paf НЧ, (1042)
KR

где Н -  глубина спуска НКТ, м; qT -  нагрузка от веса 1 м труб, Н/м; FT -  
площадь поперечного сечения труб, м2; К -  коэффициент запаса (К  = 
1,5); Рсъ -  страгивающая нагрузка резьбового соединения, Н. Эта на
грузка (в Н) рассчитывается по формуле

KbDt7Г (10.43)
^  \ + Dctg{(3+<p)l(2l)'
где b -  толщина стенки трубы по впадине первой полной нитки, нахо
дящейся в зацеплении, м; D -  средний диаметр трубы по первой полной 
нитке, находящейся в зацеплении, м; от -  предел текучести материала 
труб, Н/м2; I -  полезная длина нарезки (нитки с полным профилем), м; Р 
-  угол между гранью нарезки и осью трубы (0=60°); <р -  угол трения 
(<Р=18°).



Для НКТ из стали группы прочности Д страгивающая нагрузка 
составляет: d = 0,06 м Р = 205 кН; d = 0,073 м Р  = 287 кН; d = 0,089 м; 
Рсп> = 452 кН.

Для безаварийного процесса необходимо выполнить условие:

Ь р^ Р у д- (10.44)

Предельная безопасная длина колонны НКТ Я  определяется и 
(10.42).

Задача 10.9. Рассчитать процесс гидропескоструйной обработки 
на глубине Я  = 1370 м. Скважина имеет эксплуатационную колонну 0 ан 
= 0,1505 м (условный диаметр 168 мм). При обработке используют ко
лонну Н КТ условным диаметром 60,3 мм.

Решение. Вычисляем по (10.38) объем жидкости 
Уя = 1,88 (0.1505)2. 1370 = 58,34 м\

Общее количество песка по (10.39) 
а ,  = 1.13 (0,1505)2 • 1370 -100 = 3506 ki

Для насадков диаметром 4,5 мм задаем Др„ = 20 МПа. По формуле
(10.19) рассчитываем:

д _ 100/2500 _ .

а затем по (10.18)
ржп = 1000 (1 -0,0385) + 2500-0,0385 = 1057,75 кг/м3.

Вычисляем по (10.40) расход:

С =  1,414-0 ,82 .4 .0 ,785*0,00452 I 20106 = 1,014-ю‘2 м3/с.
V 1057,75

Определяем по рис. VTIT.7 [6, с. 327] Дрт + Арк: при Q = 10 л/с для 
168 мм d = 60,3 мм Д/>т + Д ек = 0,115 МПа/100 м.

Рассчитываем Дрт + Др* при глубине Я =  1370 м 

Ьрл + Ар, = 0,115 1,6 МПа.



Потери давления по формуле (10.41) Ар = 1,6 + 20 + 3,5 = 25,1 
МПа. Рассчитываем по (10.42) рчж (дт = 68.7 Н/м. FT = 1,986 • 10° мг, Рт  
= 205кН):

1.5-1.986-103 2,979

Таким образом, Др = 25,1 МПа < руд -  37,22 МПа, т.е. процесс 
гидропескоструйной обработки возможен. Выбор необходимых агрега
тов и их числа проводится аналогично, как при гидравлическом разрыве



ГЛАВА 11

ПОДДЕРЖАНИЕ ПЛАСТОВОГО ДАВЛЕНИЯ 
И ПОВЫШЕНИЕ НЕФТЕОТДАЧИ ПЛАСТА

11.1. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА ЗАКАЧКИ ВОДЫ

Поддержание пластового давления -  эффективное средство разра
ботки нефтяного месторождения. Процесс проектирования закачки воды 
с целью поддержания пластового давления представляет сложную тех
нико-экономическую задачу, решаемую на этапе составления техноло
гической схемы или проекта разработки месторождения.

Проектирование процесса закачки воды сводится к определению 
для конкретных условий оптимального давления на устье нагнетатель
ной скважины, давления на забое и необходимого количества воды. 
Кроме того, рассчитывается число нагнетательных скважин и их прие
мистость.

Оптимальное давление на устье нагнетательной скважины вычис
ляют по формуле академика А.П. Крылова:

где Сс -  стоимость нагнетательной скважины, руб.; л -  КПД насосного 
агоегата; /Слрм -  коэффициент приемистости нагнетательной скважины, 
м /(сут • МПа); t -  время работы нагнетательной скважины, год; w -  
энергетические затраты на нагнетание 1 м3 воды при повышении давле
ния на 1 МПа, кВт • ч/(м3 • МПа) (w= 0,27); Ся -  стоимость 1 кВт • ч элек
троэнергии, руб/(кВт • ч) (С, =0,015); р„  -  гидростатическое давление 
воды в скважине глубиной L МПа

Рпл ” среднее пластовое давление в зоне нагнетания воды, МПа; р^ -  
потери давления при движении воды от насоса до забоя, МПа. Давление 
на забое нагнетательной скважины

ftfnpM 365/wC,
с л

- ( P e r -  Рт,)-

р„ = ю > . * 4 ; (112)



А.6- = />„+>0 -*P .g k  -  А ,- (И З)
Величину /7тр можно принять равной 3 МПа.
Необходимое количество закачиваемой воды Vb (в м3/сут) рассчи

тывают по формуле

К  = 2(К, пл + Ксвпл + Кол ). (П.4)
где Уипл -  объем добываемой из залежи нефти, приведенной к пластовым 
условиям, м3/сут; Кгевш1 -  объем свободного газа в пласте при и Гщ,, 
который добывается вместе с нефтью за сутки, м3/сут; -  объем до
бываемой из залежи воды, м3/сут.

Объем нефти в пластовых условиях

у11|И = ю 3(2К1бипл/рм,

объем свободного газа

а л

объем воды

Кол=103С А,и1/А^ (11-7>
где Смд, Qb -  соответственно количество дегазированной нефти и воды, 
добываемое из залежи за сутки, т/сут; bHlvl, b шп„ -  соответственно объем
ные коэффициенты нефти и воды при пластовых условиях; G0 -  газовый 
фактор, м3/м3; а  -  средний коэффициент растворимости газа в нефти, 
м5/(м3 • МПа).

Задача 11.1. Рассчитать основные показатели процесса закачки
воды, если из залежи извлекается нефти Q ^ -  11 ООО т/сут, воды Qt -  

G0 = 60 м3/м3, среднее пластовое5600 т/сут, газовый фактор Go = 60 м‘/м , среднее пластовое давление 
меньше давления насыщения р т = 8,5 МПа; коэффициент раст
воримости газа в нефти а  = 5 м3/(м3 • МПа), пластовая температура 7^ =
303 К, объемный коэффициент нефти ЬИ11Я = 1,15, плотность дегазиро
ванной нефти р|(Д = 852 кг/м , объемный коэффициент пластовой воды 
Ьмл = 1.01. Стоимость нагнетательной скважины Сс = 120000 руб., ко



эффициент приемистости нагнетательной скважины Ктм = 50 м3/(сут • 
МПа), время работы нагнетательной скважины t = 12 лет, КПД насосно
го агрегата = 0,6. Глубина скважины = 1200 м, а плотность нагне
таемой воды р % -  1050 кг/м3. Коэффициент сверхсжимасмости газа при
нять: z = 0,87.

Решение. По формуле (11.1) вычисляем оптимальное давление на 
устье нагнетательной скважины:

I------- 120000-0,6--------(JO -6. 1050-9,81 -1200 -  8,5 -  3) = 8,1 МПа.
V50-365 12 0.27 0.15

При этом гидростатическое давление воды в скважине 
р „  = 10*-1050-9,81 -1200 = 12,4 МПа.

Давление на забое нагнетательной скважины 
/>„би = 8,1 + 12,4 -  3 = 17,5 МПа.

Рассчитываем VHWl, VrcBIU1H Vbnn.

vm,„=103 11000 1,5 = 14,85-103 м3/сут.
852

у  _ 14,85-103(60 -  5-8,5)0,87-0,1-303_  ^  ^
ГС,ПЛ 8,5-293

5600 1,01 = 5387 м3/СУг.

По формуле (11.4) суточный объем закачки воды V9 = 1,2 (14850 
+ 2750 + 5387) = 27585 м3/суг.

Таким образом, для заданных условий суточный объем закачки 
составляет 27585 м3 при давлении на устье нагнетательной скважины pw 
= 8,1 МПа.



11.2. РАСЧЕТ ЧИСЛА НАГНЕТАТЕЛЬНЫХ СКВАЖИН

Объем закачки воды в одну нагнетательную скважину

<7.«= *> Л Р ^ - P J -  (4 .8 )

Тогда число нагнетательных скважин

n = V J q M. (11.9)

Задача 11.2. Для условий предыдущей задачи рассчитать число 
нагнетательных скважин, если коэффициент приемистости их одинаков.

Решение. Рассчитываем приемистость одной скважины: 
qm = 50(17,5-8,5) = 450 NfVcyr.

Число нагнетательных скважин п = 27585/450 = 61. Таким обра
зом, в данных условиях требуется 61 нагнегательиая скважина.

11.3. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ЗАКАЧКИ ГАЗА

На месторождениях с газовой шапкой часто рассматривается воз
можность поддержания пластового давления путем закачки газа. При 
этом рассматривается большой ряд вопросов, но главными из них явля
ются вопросы, связанные с расчетом необходимого объема закачиваемо
го газа Vr, приемистости нагнетательной скважины qr и числа нагнета
тельных скважин п.

Необходимый объем закачиваемого газа (в м3/сут) в стандартных 
условиях

V Ъ Т
У|СТ =1,3 '“ "-Ц1?-, (11.10)

где Vnn -  объем, освобожденный за счет извлечения из пласта нефти, 
газа и воды и в который необходимо закачать газ, м3/сут.

Поглотительную способность скважины (в м3/сут) q при закачке в 
нее газа (при стандартных условиях) можно рассчитать по формуле (при 
условии справедливости закона Дарси):



где с  -  коэффициент пропорциональности, м3/(сут • МПа2). Число нагне
тательных скважин

qm =с(р211б11- p;„). (11.11)

'^ К г г Ч с т *  (11-12)

Задача 113. Спроектировать процесс закачки газа с целью под
держания пластового давления для условий задачи 11.1. Коэффициент 
пропорциональности с = 24900 м3/(сут • МПа2). Забойное давление на
гнетания ̂ м61( = 10 МПа.

Решение. Как следует из решения задачи 11.1, объем, освобож
денный в пласте за счет извлечения флюидов за сутки, составляет Vnn = 
27 585 м3.

Рассчитываем необходимый объем закачиваемого газа в стан
дартных условиях по формуле (11.10):

У,ст = 1,327^ 5 -*—-2 — = 338798! мУсут. 
0,87 0,1-303

По формуле (11.11) рассчитываем поглотительную способность 
одной нагнетательной скважины q,„  = 24900 (102 -  8,52) = 678525 м3/сут.

В соответствии с (11.12) число нагнетательных скважин п = 
3387981/678525 = 5.

Таким образом, для поддержания пластовог о давления требуется 
закачивать ежесуточно примерно 3,38 • 106 м3 газа в пять нагнетатель
ных скважин.

11.4. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА 
ВНУТРИПЛАСТОВОГО ГОРЕНИЯ

Внутрипластовое горение -  перспективный способ повышения 
коэффициента нефтеотдачи залежей нефтей высокой вязкости > 30 
мПа*с). К настоящему времени создано несколько видов внутри- 
пластового горения (сухое, влажное, сверхвлажное), но эффективность



их зависит от целого ряда параметров, связанных как с физико
химическими свойствами самой нефти, так и с коллекторскими свойст
вами пласта и глубиной его залегания [8].

Рассмотрим схему процесса проектирования сухого горения в пя
титочечном элементе, при которой в пласт нагнетается воздух.

Объем воздуха, необходимый для выжигания единицы объема 
пласта

V ' = (11.13)
где g -  расход топлива при горении, равный количеству кокса, обра
зующегося в пласте, кг/м3; v'окс -  удельный расход окислителя (воздуха), 
м3/кг.

Предельный теми нагнетания воздуха, м3/сут

//ГГЮ( In-------- 1,238)

где к -  проницаемость пласта для воздуха, м ; /ц -  эффективная толщина 
пласта, м; рмь „, д -  соответственно забойное давление в нагнетатель
ной и добывающей скважинах. Па; jiir -  вязкость воздуха в пластовых ус
ловиях. Па • с; Тпя -  пластовая температура, К; а  -  расстояние между на
гнетательной и добывающими скважинами, м: гс -  радиус скважин, м; гф -  
радиус фронта горения в конце первого периода процесса, м.

Скорость (в м/сут) продвижения фронта горения в конце первого 
периода процесса:

% = < 7„p ./ (2*W V .

Проверяют выполнение следующего условия

% > 3 h w  (11.16)
где w* m,n -  минимальная скорость перемещения фронта горения, зави
сящая от эффективной толщины пласта и расхода топлива, м/сут. Вели
чина и»ф пи„ определяется по рис. 47, причем

кл = ahhy (11.17)



где ot|, -  коэффициент охвата пласта фронтом горения по толщине; h -  
толщина пласта, м.

Если выполняется условие (11.16)* то принятая величина г* оста
ется в силе. Если условие (11.16) не выполняется, то изменяют соответ
ствующим образом г*.

Затем вычисляют параметр /а:

= (11.18)

а по рис. 48 и рассчитанному значению /0 определяют коэффициент ох
вата пласта фронтом горения по площади а * .

о з 6 9 12 15 м

Рис. 47.
Зависимости минимальной 
скорости перемещения фронта 
горения от эффективной 
толщины пласта 
и концентрации топлива 
(при Т = 533 К): 
g. кг/м '; I -32 ; 2 -  24;
3 -2 0 ; 4-19,2; 5-18.4

J
/

/
0 2 А

Рис. 48.
Зависимость коэффициента 
охвата пласта по площади 
фронтом горения as 
от параметра ia

Коэффициент нефтеотдачи в зоне, где прошел фронг горения, 
оценивается по формуле

r f = 1 - ( * ,+ * 2)/5и, (1119)
где 51 -  коэффициент, вычисляемый так:



s ,= g  /(Р„т), 
m -  пористость пласта.

(11.20)

Коэффициент Ji рассчитывают по формуле

б ’г» Q'h -  соответственно удельная теплота сгорания газа (Q\ = 1,257 
МДж/м3) и нефти (Q'„ = 41,9 МДж/кг); sH -  нсфтенасыщенность пласта. 

Коэффициент нефтеотдачи всего элемента

rj = аьа л '+Л( 1 - аьа ,), (11.22)
где Л -  коэффициент нефтеотдачи для зоны, не охваченной горе

нием. Длительность первого периода горения, сут:

Потребное количество воздуха за этот период, м3

Vn = q tvtT\/ 2. (11.24)
В момент прорыва оторочки горячей продукции в добывающие 

скважины радиус фронта горения

,  iG q .C ^ jT

" 0 V
(11-25)

где го -  радиус оторочки при прорыве горячей продукции в добывающие 
скважины (го=о), м; Gcm -  масса смеси прореагировавшего Vn объема 
воздуха, состоящая в основном из азота и паров воды, кг; ссм -  удельная 
теплоемкость смеси, кДж/ (кг • К); -  плотность смеси, кг/м3; с™ -
удельная теплоемкость смеси в пластовых условиях, кДж/(кг • К); # 1Л -  
плотность смсси в пластовых условиях, кг/м3 ; G,, -  масса воздуха объе
мом Vn, кг

Gfi = Vn 1,293. (11.26)

Масса (в кг) смеси азота и паров воды



G  = • + s%m pu) \Vn, (11.27)

где pa -  плотность азота, кг/м3 (рж = 1,36); б -  отношение объема воды к 
объему нагнетаемого воздуха (6 = 2* 103); р* -  плотность воды, кг/м3; у -  
коэффициент использования воздуха (у = 0,9); п -  отношение в коксовом 
остатке водорода к углероду (п = 1,2); sB -  водонасыщенностъ пласта.

Для предварительных расчетов плотность смеси можно принять 
Рсм = 0,93 кг/м3, а удельную теплоемкость смеси cCM = 11,23 кДж/(кг • К) • 
В пластовых условиях указанные параметры могут быть приняты рав
ными: Ми. = 4,95 кг/м3, с|и, = 253 кДж/(кг • К). Для оценки площади (в м2) 
выжженной зоны 5Г можно воспользоваться следующими зависимостя
ми:

при Гф„<50м

Суммарное количество воздуха 2  V, необходимое для выжигания 
этого объема

ZV = VV/y.

Время (в сут), затрачиваемое на выжигание данного объема пла-

5,. = 160 гфп; (11.28)

при Гфп >50м 

Sr = 8 0 0 0 + 3 4 8 (^ -5 0 ). (11.29)

Объем выжженной зоны

VT = Sva hh. (11.30)

(11.31)
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Объем извлекаемой из пласта нефти

Va -  Ic fh jn sJ] .

Расход воздуха на извлечение 1 м3 нефти 

G0 = £ v /Vh.

Средний дебит (в м3/сут) одной добывающей скважины

(11.32)

(11.33)

Qh= V J(4 t2). (11.34)

Задача 11.4. Рассчитать процесс внутрипластового горения на пя
титочечном элементе при следующих условиях: пористость терригенно- 
го пласта т = 0,31; толщина пласта h = 5,55 м; пластовая температура 
Тпп = 303 К; плотность пластовой нефти рнп = 960 кг/м3; плотность воды 
р, = 1100 кг/м3; нефтенасыщенность пласта sH =0,76; водонасыщенность 
пласта s* = 0,24; расстояние от нагнетательной до добывающих скважин 
а  = 300 м; забойное давление в добывающих скважинах р-*ьл = 10 Mila; 
забойное давление в нагнетательной скважине р *6 » = 21 МПа; радиус 
нагнетательной и добывающих скважин гс = 0,075 м; проницаемость 
пласта для воздуха к = 0,35 • 10'12 м2; вязкость воздуха в пластовых ус
ловиях рт = 1,8 • 10'5 Па • с; расход топлива g = 27,4 кг/м3; удельный рас
ход окислителя v'окс = 14,7 м3/кг.

Принять радиус фронта горения в конце первого периода Гф = 50 м; 
коэффициент охвата пласта по толщине Оц = 0,9; коэффициент нефтеот
дачи на участках, не охваченных горением, X = 0,3.

Решение. Рассчитываем по (11.13) объем воздуха для выжигания 1

^  = 7.4-0,35-Ю'1'  •5,55|0,9(212-10г)10|г _р  | 4 . 10< мэ/сут.

пласта:

V  = 27,4 • 14,7 = 402,8 м3/м3.

Предельный темн закачки воздуха
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9Д 4104 ,~ —  -  =0,145 м/сут.

Вычисляем скорость продвижения фронта горения по (11.15):

2-3,14-5,55-0,9-402,8-50 

По рис. 47 определяем для А, = 5м  min = 0,019 м/сут.

Условие (11.16) выполняется: = 0,145 > Зи^ММ| = 0,057, поэтому
принятую величину га = 50 оставляем без изменения.

По (11.18) вычисляем:

= 7,96.
300-5 0,019-402,8 

По рис. 48 определяем а , = 0,6.

Вычисляем коэффициент si по (11.20): j ,  = 27,4/(960 • 0,31) =

По формуле (11.21) вычисляем коэффициент sz: S2 = 0,092 * 1,47 • 
1,257/41,9 = 0,04.

Коэффициент нефтеотдачи в выжженной зоне

.1 _ д .о и + ° .0 4
0,76

Коэффициент нефтеотдачи всего элемента:

Л = 0,9 • 0,6 • 0,826 + 0,3 (1 -  0,9 • 0,6) = 0,584.

Длительность первого периода рассчитываем по формуле (11.23) 
Ti=50/0,145 = 345 сут.

По формуле (11.26) С„ = 15,77 .104. 1,293= 20,39 • 106 кг.



Масса смеси азота и паров воды

Сси =[0,79 • 1,36 + 2 • Ю'3 • 1100 +

1100)] = 55,31 *106 кг.

Рассчитываем по (11.25) радиус фронта горения к моменту про- 
рыва оторочки в добывающие скважины:

Площадь выжженной зоны рассчитываем по (11.29): 
sr = 8000 + 348 (99,4 -  50) = 25191,2 м2.

Объем выжженной зоны Vr = 25191,2 *0,9 • 5,55 = 125830 м\

Суммарное количество воздуха для выжигания этого объема 
ZV = 402,8 • 125830/0,9 = 5,631 - 107 м3.

Время выжигания рассчитываем по (11.31):

Объем извлекаемой из пласта нефти VH = 2 • ЗОО2 • 5 • 0,31 • 0,7 х 
0,584= 123 831,4 м3.

Расход воздуха на извлечение I м3 нефти Go = 5,63 • 107/123831,4 
= 455 м3/м3.

Дебит каждой добывающей скважины QH = 123 831,4/(4 • 789) = 
39,24 м3/сут.

т _ 5 ,63МО7 -15 ,77-106 
9 ,14-104

■ = 789 сут.
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ГЛАВА 12

СБОР И ПОДГОТОВКА НЕФТИ, 
ГАЗА И ВОДЫ НА ПРОМЫСЛАХ

Вопросы сбора и подготовки продукции скважин неразрывно 
связаны с вопросами эксплуатации добывающих скважин, что обуслов
лено гидродинамическим единством различных элементов всей систем 
добычи нефти и газа. Технология и характеристики системы сбора и 
подготовки продукции оказывают прямое воздействие на процес экс
плуатации добывающих скважин.

12.1. ГИ ДРАВЛИЧЕСКИЙ РАС Ч ЕТ ВЫ КИДНОЙ ЛИНИИ

Гидравлический расчет выкидных линий добывающих скважин 
базируется на использовании уравнения Д. Бернулли, записанного от 
носителыю выбранной плоскости сравнения для двух сечений (устье 
добывающей скважины -  вход в сепарационную установку):

P g (zy -Zz) + (Py - P e) + P (w j -w ;)/ 2  = Ар^ +Дрис> (12.1)
где zY, Zc -  соответственно абсолютные величины над плоскостью срав
нения устья скважины и сепаратора, м; ру, р с -  соответственно давления 
на устье скважины и на входе в сепаратор. Па; wv, wc -  соответственно 
скорость движения нефти на устье скважины и перед входом в сепара
тор, м/с; р -  плотность нефти, кг/м3; Дрд, -  потери давления по длине на 
течение при движении нефти до сепаратора, Па:

Ь р » = л — — . <12'2><*.« 2
/ -  длина выкидной линии, м; -  внутренний диаметр выкидной ли
нии, м; w -  средняя скорость движения нефти в выкидной линии, м/с; 
Дрмс -  потери давления на местных сопротивлениях. Па

2S2



Ьр» c=&>(w,-w2)2/2, (12.3)
% -  коэффициент потерь на местных сопротивлениях; (wi -  wj) поте
рянная скорость на местном сопротивлении.

Коэффициенты потерь на местных сопротивлениях для различных 
их видов (внезапное расширение или сужение потока, задвижки, пово
роты и т.д.) приводятся в справочниках.

Коэффициент гидравлических сопротивлений А. рассчитывается 
по соответствующим формулам в зависимости от режима движения 
жидкости.

Для простых напорных трубопроводов при течении в них жидко
стей гидравлический расчет сводится к решению одной из следующих 
задач:

расчет пропускной способности;
расчет начального давления;
расчет диаметра трубопровода.

Задача 12,1. Рассчитать давление на устье р у добывающей сква
жины для следующих условий: выкидная линия горизонтальна, местные 
сопротивления отсутствуют, длина выкидной линии / = 3600 м, внут
ренний диаметр линии dw = 0,1 м, дебит скважины Q = 280 м3/сут, 
плотность нефти р„ = 865 кг/м3; давление перед входом в сепаратор рс =
1,6 МПа, вязкость нефти рн = 5мПа*с.

Решение. Так как выкидная линия горизонтальна, то гу = Ь- Учи
тывая, что диаметр выкидной линии постоянен, wv = wc. Тогда уравне
ние Бернулли записывается в виде

р у = р с + Д р„. (12.4)

Прежде чем рассчитать Лр„ , определяем скорость движения неф
ти w = 4 • 280/(86400 • 3,14 • 0,1 ) =0,143 м/с. Рассчитываем число Рей
нольдса:

Re= 0.413.0,.,.865, „ <5. 
5'|0

Так как число Re = 7145 > 2320, то режим турбулентный и коэф
фициент гидравлических сопротивлений вычисляем по формуле

X = 0,3164/ </Йё = 0,3164/</7145 = 0,3164/9,194 = 0,0344.



Рассчитываем ДрХ1 по формуле (12.2):

^ , о . т 4 х о о г 6 5 ° 'т ’ . о . т г и п , .
0.1 2

Определяем по (12.4) давление на устье скважины ру = 1,6 + 0,092 
- 1 ,7  МПа.

Таким образом, давление на устье скважины должно быть равным
1,7 МПа.

Задача 12.2. Рассчитать давление перед входом в сепаратор для 
следующих условий: давление на устье скважины р у = 1,82 МПа, длина / 
= 14,1 км, дебит скважины QM = 147 т/сут, плотность нефти рм = 890 
кг/м3, вязкость нефти р.и = 20 мПа • с. Внутренний диаметр выкидной 
линии d%„ = 0,1 м. Выкидная линия горизонтальна.

Ответ: рс = 1,6 МПа.

12.2. РАСЧЕТ ВЕРТИКАЛЬНОГО 
ГРАВИТАЦИОННОГО СЕПАРАТОРА

Расчет данного вида аппарата ведется для газовой и жидкой фаз. 
Для газовой фазы рассчитывается пропускная способность сепа

ратора Vr при известных диаметре сепаратора £>с, термобарических ус
ловиях в нем (pct Тс) и свойствах фаз (р,,, рг, рн. Цг)-

Исходя из осаждения в газовом потоке жидких и твердых частиц в 
поле силы тяжести, максимальная пропускная способность по газу, 
м3/сут

1 ^ = 8 4 1  (,2.5)
TcM,z

где VT max -  максимальная пропускная способность сепаратора по газу, 
расход которого приведен к нормальным условиям, м3/сут; Dc -  внут
ренний диаметр сепаратора, м ; </* -  диаметр капли жидкости, м (</ж = 1 • 
ИУ4 м); рс -  давление в сепараторе, Па; Тс -  температура в сепараторе, К.



Исходя из условий всплытия пузырьков газа в движущейся в се
параторе нефти за счет подъема ее уровня, максимальная пропускная 
способность сепаратора, м3 /сут

( 12.6)

где dr -  диаметр пузырька газа, м (можно принять d  = 1 • 10'3 м) ; рн -  
вязкость нефти. Па • с.

Задача 123. Рассчитать пропускную способность вертикального 
гравитационного сепаратора диаметром Dc = 1,2 м. Жидкая фаза -  нефть 
плотностью рн = 852 кг/м3 (при давлении в сепараторе р с = 1,6 МПа, темпе
ратуре Тс = 293 К) и вязкостью при этих условиях р* = 6 мПа • с. Плотность 
газа в нормальных условиях рг = 1,35 кг/м3. Вязкость газа в условиях сепа
ратора Цт = 1,3 • 10*5 Па*с. Коэффициент z принять равным 1.

Решение. Предварительно вычисляем плотность газа при условиях 
в сепараторе

По формуле (12.5) рассчитываем максимальную пропускную спо
собность сепаратора по газу

Таким образом, при заданных условиях в данном сепараторе бу
дет эффективно сепарироваться нефть с содержанием в ней до 573 м3/м3 
газа.

8411 ,2 Ч ,6 1 0 6(11(Г , ):! (852-20,12) 
293-1*3 -10-5 1

= 4,23 106 м3 /сут.

Пропускная способность по жидкости

36964 • 1.22 (1 • 10'* )г (852 -  20,12) 
Сжя“ “ 6 1 0 - ’

= 7380 м5/суг.
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12.3. ОПРЕДЕЛЕНИЕ УСЛОВИЙ 
ПРЕДОТВРАЩЕНИЯ ОБРАЗОВАНИЯ 
В  ГАЗОПРОВОДЕ ГИДРАТНЫХ ПРОБОК

При транспорте газа в газопроводе может выделяться водный или 
углеводородный конденсат. При определенных термобарических усло
виях газ в контакте с водным конденсатом может образовывать в газо
проводе гндратные пробки, которые снижают его пропускную способ
ность.

С целью предотвращения образования гидратных пробок в газ 
вводят специальные химические агенты, которые могут поглощать пары 
воды, осушая газ. К таким агентам относятся 30%-ный раствор хлори
стого кальция СаСЬ, метиловый спирт (СН3ОН), разбавленный водой 
этиленгликоль (ЭГ), диэтиленгликоль (ДЭГ) и триэтиленгликоль (ТЭГ).

Удельный расход химического агента для предотвращения обра
зования гидратных пробок вычисляют по формуле

_(W,  W ,)С г (]27)
С,-С ,

где -  удельный расход агента, кг/1000 м3 газа; W|, w2 -  соответ
ственно влагосодержание газа до и после ввода агента, кг/1000 м3; Си С2 
-  соответственно массовое содержание свежего и отработанного аген-

Влагосодержание газа определяется для данных термобарических 
условий по рис. 49. Температура начала гидратообразования tT опреде
ляется по рис. 42 для заданных относительной плотности газа и на
чального давления в газопроводе.

Затем вычисляется понижение равновесной температуры

Д/ = /г (12.8)
где /г -  температура начала гидратообразования, °С; / * -  температура в 
конце газопровода, °С.

При известном понижении равновесной температуры А/ по рис. 50 
определяют массовое содержание отработанного агента С2. Рассчитывая 
по (12.7) qa, определяют суточный расход агента

^  = 02.9)
где Vr -  суточное количество транспортируемого по газопроводу газа, 
тыс. м3/сут.



Задача 12.4. Рассчитать суточную потребность диэтил енгликоля, 
вводимого в газопровод с целью предотвращения образования гид- 
ратных пробок, для следующих условий: суточное количество транспор
тируемого газа VT = 1100 тыс. м'/сут. Начальное давление в газопроводе 
р н = 6 МПа, начальная температура г„ = 50 °С. Конечное давление р ж = 1 
МПа, конечная температура гк = 15 °С. Относительная плотность газа рг 
= 0,7. Массовое содержание свежего диэтиленгликоля принять равным 
Сх = 82%.

Решение. По рис. 49 определяем начальное и конечное влагосо- 
держание: при /и = 50 °С и р н = 6 МПа W\ = 1,75 кг/1000 м3; при /к = 15 
°С ирк = 1 МПа Щ  = h2  кг/1000 м3.



По рис. 42 для р н = 6 МПа и рг = 0,7 определяем /г = 17,3 °С.
По формуле (12.8) Д/ = 17,3 -  15 = 2,3 °С.
По рис. 50 при Дt -  2,3 °С определяем массовое содержание отра

ботанного диэтиленгликоля Сг = 11%.
Рассчитываем по формуле (12.7) удельный расход диэтиленглико-

= (1.75-1.2)11 = 77 мз
8 0 -11

Суточный расход диэтиленгликоля qĉ  = 0,0877 • 1100 = 96,47 
кг/сут.

ГУ Рис. 50.
Зависимости снижения 
температуры образования гидратов 
от массового содержания 
различных химических агентов:
1-СаС1;
2-CHjOH;
3 -  триэтиленгликоль;
4 -  диэтиленгликоль;
5 -  этиленгликоль

12.4. РАСЧЕТ АБСОРБЦИОННОЙ ОСУШКИ ГАЗА

Для предотвращения выпадения паров воды из газа при его 
транспорте и образования в газопроводе жидкостных и гидратных про
бок газ перед транспортом осушают. Наиболее часто для этих целей ис
пользуют специальные жидкости, называемые абсорбентами. Абсорбен
ты хорошо растворимы в воде; легко регенерируются и восстанавливают 
свои качества; имеют низкую упругость насыщенных паров при контак
те с газом, поэтому их потери незначительны; не образуют пен и эмуль
сий с конденсатом и легко отделяются. Способность абсорбентов к мно
гократному использованию является главной причиной их промышлен
ного применения.

В качестве абсорбентов используют:



диэтиленгликолъ (плотность при 20 °С рд = 1184 кг/м3, температу
ра кипения при ро -  0,1 МПа равна 245 °С. Упругость насыщенных па
ров при 20 ° С составляет 1,333 Па, потери при регенерации 5-18 г на" 
1000 м3 газа);

триэтилснгликоль (плотность рт = 1254 кг/м3, температура кипе
ния при ро = 0,1 МПа 287,4 °С, потери при регенерации составляют все
го 2 г на 1000 м3).

Расчет абсорбционной осушки газа сводится к определению коли
чества свежего абсорбента и его потерь.

Количество свежего абсорбента на верхней тарелке абсорбера

w
G  = ---------------------^ ----------------------- , (12.10)

10'2( 1 0 0 - Сг) ^ - ~  10_2(1 0 0 -С ,)

где С -  количество свежего абсорбента, т/сут; С|, С2 -  соответственно 
массовое содержание гликоля в свежем и насыщенном водой раство
ре^; W -  количество отнимаемой от газа воды, т/сут. Количество (в 
т/сут) отбираемой из газа воды

W = 10 ‘6Vrr(W'-W'2), (12.11)
где WuWz- соответственно начальное и конечное влагосодержание газа, 
определяемое по рис. 49, кг/1000 м3; Vr -  объем осушаемого газа, м3 /сут. 

Потери абсорбента, кг/сут

AGn = 10^A<?Vr, (12.12)
где А*?' -  потери абсорбента, г/1000 м3.

Задача 12.5. Рассчитать основные параметры абсорбционной 
осушки газа при следующих условиях:

количество осушаемого газа VT -  3 500 000 м3/сут, температура га
за на входе в абсорбер /„ =37 °С, давление в абсорбере р  = 2 МПа; тем
пература осушенного газа -  10 °С (точка росы).

В качестве абсорбента используется триэтиленгликоль с концен
трацией свежего раствора С\ = 98%. Концентрация насыщенного водой 
раствора С2 = 92%.

Решение. Прежде чем приступить к расчету основных параметров, 
определим по рис. 49 W/= 1,85 (при р  = 2 МПа, /„ = 37 °С), W2 = = 0,12



Вычисляем по формуле (12.11) количество отбираемой от газа во- 

!«■

Количество свежего абсорбента

С  = ------------------ --------------------------= 92,84 т/сут.
10~J (100 -  92)— - 10~2 (100 -  98)

92

Суточные потери абсорбента AG„ = 2 • 3,5 • 106 • 10"6 =7 кг/сут.
Таким образом, потери абсорбента составляют всего 0,0075%.

Задача 12.6. Рассчитать количество осушаемого газа в абсорбере, 
если давление в нем равно 2J5 МПа, температура осушенного газа -  15 
°С, температура влажного газа на входе в сепаратор /н = 30 °С, количе
ство свежего абсорбента G = 32 т/сут. Концентрация свежего раствора 
Ci = 98%, отработанного С2 -  92%.

Ответ: 2,046 ♦ 106 м3/сут.

290



СПИСОК ЛИТЕРАТУРЫ
1. Требин РФ., Чарыгин Н.В., Обухова Т.М. Нефти месторождений Со

ветского Союза. М.: Недра, 1980.
2. Дунюшкин И.М., Мищенко И.Т. Расчет основных свойств пластовых 

нефтей при добыче и подготовке нефти. М.: МИНХ и ГП, 1982.
3. Щуров В.И. Технология и техника добычи нефти. М.: Недра, 1983.
4. Юрчук А.М., Истомин А.З. Расчеты в добыче нефти. М.: Недра, 

1979.
5. Середа Н.Г., Сахаров В.А., Тимспиев А.Н. Спутник нефтяника и газо

вика. М.: Недра, 1986.
6. Справочное руководство по проектированию разработки и эксплуа

тации нефтяных месторождений. Добыча нефти / Р.С. Андриасов, 
И.Т. Мищенко, А.И. Петров и др.; Под общ. ред. Ш.К. Гиматудинова 
М.: Недра, 1983.

7. Справочная книга по добыче нефти; Под ред. Ш.К. Гиматудинов. 
М.: Недра, 1974.

8. Справочное руководство по проектированию разработки и эксплуа
тации нефтяных месторождений. Разработка месторождений / Ш.К. 
Гиматудинов, Ю.П. Борисов, М.Д. Розенберг и др.; Под общ. ред. 
Ш.К. Гиматудинова, М.: Недра, 1983.

9. Дунюшкин И.И., Мищенко И.Т., Елисеева Е.И. Расчеты физико
химических свойств пластовой и промысловой нефти и воды. М.: 
Нефть и газ, 2004.

10. Мищенко И.Т. Скважинная добыча нефти: Учебное пособие. Изд. 
второе, испр. М.: Нефть и газ, 2007.



ОГЛАВЛЕНИЕ

Глава 1. Газ, нефть, вода, их состав и физические свойства 3

1.1. Расчет молекулярной массы и плотности газа однократного 
разгазирования Э

1.2. Расчет коэффициента сверхсжимасмости газа, его плотности
и объема при заданных давлении и температуре 6

1.3. Расчет давления насыщения нефти газом при / < Г™ 11
1.4. Расчет кривой однократного контактного разгазирования нефти 13
1.5. Расчет плотности газа, выделяющегося из нефти в процессе

однократного разгазирования 18
1.6. Расчет плотности газа, остающегося в нефти в растворенном 

состоянии 20
1.7. Расчет объемного коэффициента нефти 21
1.8. Расчет плотности газонасыщенной нефти 23
1.9. Расчет вязкости нефти 24
1.10. Методика расчета физических свойств нефти в процессе ее 

однократного контактного разгазирования 27
1.11. Расчет физических свойств пластовой воды 34
1.12. Определение типа и структуры водонефтяной смеси.

Расчет плотности и кажущейся вязкости 38

Глава 2. Физические основы добычи нефти и газа 45

2.1. Распределение температуры по глубине добывающей скважины 45
2.2. Расчет пластового давления в добывающей скважине 51
2.3. Приведенное пластовое давление 59
2.4. Расчет распределения давления в добывающей скважине 61
2.5. Расчет дебита нефтяной скважины 68
2.6. Расчет дебита газовой скважины 71
2.7. Гидродинамическое совершенство скважин 73
2.8. Подсчет запасов нефтяной залежи 76
2.9. Подсчет запасов газовой залежи 78
2.10. Расчет времени разработки нефтяной залежи 79
2.11. Расчет коэффициента сепарации свободного газа

у приема и01ружного оборудования 83

свойства нефти 84

Глава 3. Освоение скважин 86

3.1. Метод замены жидкости 86
3.2. Компрессорный метод 97
3.3. Метод освоения скважин с помощью пен 101



4.1. Исследование на приток нефтяной скважины 
Вычисление коэффициента продуктивности

4.2. Исследование на приток газовой скважины
4.3. Расчет параметров призабойной зоны
4.4. Расчет нормы отбора жидкости. Критерии ограничения отбора
4.5. Интерпретация результатов исследования 

при нестационарном режиме
4.6. Исследование скважины, эксплуатирующей одновременно 

несколько пропластков
4.7. Исследование фонтанных скважин
4.8. Исследование гапифтных скважин
4.9. Исследование скважин, эксплуатируемых штанговыми насосами
4.10. Исследование скважин, эксплуатируемых погружными 

центробежными электронасосами
4.11. Исследование газовых скважин

Глава 5. Фонтанная эксплуатация скважин

5.1. Расчет фонтанирования за счет гидростатического напора 
пласта, КПД процесса

5.2. Расчет минимальною забойного давления фонтанирования
5.3. Предельная обводненность, при которой 

возможно фонтанирование
5.4. Расчет диаметра фонтанного подъемника
5.5. Графический метод расчета фонтанирования

Глава б. Газлифтная эксплуатация скважин

Глава 4. Исследование нефтяных и газовых скважин

6.3. Расчет компрессорного подъемника
6.4. Расчет оптимального и максимального дебитов подъемника
6.5. Расчет плунжерного подъемника

Глава 7. Эксплуатация скважин установками скважинных насосов

7.1. Выбор компоновки скважинной штанговой насосной установки
7.2. Расчет оптимального давления на приеме и глубины спуска 

скважинного насоса
7.3. Расчет сепарации газа у приема скважинного штангового насоса 

и характеристик газожидкостной смеси
7.4. Расчет давления на выходе из насоса
7.5. Расчет потерь давления в клапанах насоса и утечек в зазоре 

плунжерной пары



7.6. Расчет коэффициента наполнения скважинного насоса
7.7. Расчет требуемой подачи насоса и скорости откачки
7.8. Выбор конструкции штанговой колонны по таблицам АзНИ

ПИнефти
7.9. Расчет экстремальных нагрузок, действующих на колонну

7.10. Расчет напряжений в штангах
7.11. Расчет крутящего момента на валу редуктора и уточнение 

выбора типоразмера станка-качалки
7.12. Некоторые особенности расчета нагрузки от веса колонны 

штанг в жидкости искривленной скважины

Глава 8. Эксплуатация скважин бесштанговыми насосами

8.1. Расчет оптимального, допускаемого и предельного давлений 
на приеме ПЦЭН

8.2. Корректировка паспортной характеристики ПЦЭН

8.5. Расчет гидропоршневой насосной установки 

Глава 9. Эксплуатация газовых скважин

9.1.Расчет подъемника газовой скважины
9.2.Выбор режима работы газовой скважины 
9.3.Определение условий гидратообразования в газовых

Глава 10. Методы увеличения производительности скважин

10.1. Проектирование солянокислотной обработки
10.2. Проектирование кислотной ванны
10.3. Расчет термокислотной обработки
10.4. Проектирование процесса гидравлическою разрыва пласта
10.5. Расчет размеров трещин
10.6. Проектирование периодической электротепловой 

обработки призабойной зоны
10.7. Проектирование гмдропсскоструйной обработки

Глава 11. Поддержание пластового давления 
и повышение нефтеотдачи пласта

11.1. Проектирование процесса закачки волы
11.2. Расчет числа нагнетательных скважин
11.3. Проектирование закачки газа
11.4. Проектирование процесса внутри пластового горения



Глава 12. Сбор и подготовка нефти, газа и воды на промыслах 292

12.1. Гидравличсский расчет выкидной линии
12.2. Расчет вертикального гравитационного сепаратора
12.3. Определение условий предотвращения образования 

в газопроводе гидратных пробок
12.4. Расчет абсорбционной осушки газа

Список литературы 291


	ГЛАВА 1

	1.1.	РАСЧЕТ МОЛЕКУЛЯРНОЙ МАССЫ И ПЛОТНОСТИ ГАЗА ОДНОКРАТНОГО РАЗГАЗИРОВАНИЯ


	М, = £(у(Л/,)/100	(1.1)

	-100% = 1,1% 1,099

	1.2.	РАСЧЕТ КОЭФФИЦИЕНТА СВЕРХСЖИМАЕМОСТИ ГАЗА,

	ЕГ О ПЛОТНОСТИ И ОБЪЕМА ПРИ ЗАДАННЫХ ДАВЛЕНИИ И ТЕМПЕРАТУРЕ


	(1.8)

	А,„=(4,937 - 0,464р.)/| 7’,,^= 171,5р.+97. J


	(1.10)

	A, =/>106/[l05 (46,9 - 2,06^)],] ГП(,=Г/(97 + 172р;у),	J


	р„=(р,--р.л)/(1-л).	О-12)

	z = 1 - 1<Г2(0,767£ -9,36Гпр +13)(8- рпр)рпр,	(1.14)

	1.3.	РАСЧЕТ ДАВЛЕНИЯ НАСЫЩЕНИЯ НЕФТИ ГАЗОМ ПРИ/</„л

	(1.21)

	 85,6mj/t. (293,15/273)854



	igio ioL I igio ioj J

	1.5.	РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ ГАЗА,

	ВЫДЕЛЯЮЩЕГОСЯ ИЗ НЕФТИ В ПРОЦЕССЕ ОДНОКРАТНОГО РАЗГАЗИРОВАНИЯ

	Ьи = ШгДр„,.


	L	I	ig 100 A	igioojj

	1.6.	РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ ГАЗА,

	ОСТАЮЩЕГОСЯ В НЕФТИ В РАСТВОРЕННОМ СОСТОЯНИИ

	С 39)


	I |g(iop.«)A ' 'gd°p^)J

	1.7.	РАСЧЕТ ОБЪЕМНОГО КОЭФФИЦИЕНТА НЕФТИ



	=1 + Vo +	_	20)	-	Р„	р„„

	О 1аР^.1 = 35ГО.293, ’ ЮГ. 10-273

	mV.

	1.8.	РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ ГАЗОНАСЫЩЕННОЙ НЕФТИ


	РШ1=^(Р*+Р,Го)-	О-45)


	1,1

	1.9.	РАСЧЕТ ВЯЗКОСТИ НЕФТИ

	1.10.	МЕТОДИКА1 РАСЧЕТА ФИЗИЧЕСКИХ СВОЙСТВ НЕФТИ В ПРОЦЕССЕ ЕЕ ОДНОКРАТНОГО КОНТАКТНОГО РАЗГАЗИРОВАНИЯ

	ni = pfp.aci0=0; °>75; 0.5; 0,1;	0,05;	ОЛ/^^).	(1.57)

	Z), = 4,06^^ -1,045),	(1.60)

	^1=ДняГом-186;	(1.61)

	[D, (1+Д,) -1];	(1.62)

	рт1 =До-0,0036(1 +Я, )(Ю5,7+ {/,/?,);	(1.63)

	(1-65)

	Ьш = ^ЬОТЗЗДДЮ'3^,. -6,510-р,; относительную плотность газонасыщениой нефти <1 +1,293^гр, I О3 ^).


		таи	

	Pi =П<Риас1

	Шп =1 + 0,0054(/пл - 20);

	Ли =3,54(1,2147-^) + ^!^

	г-,-^ТПТ7гЫ*'*-*

	1.11.	РАСЧЕТ ФИЗИЧЕСКИХ СВОЙСТВ ПЛАСТОВОЙ ВОДЫ2

	С = 100С7(1000+С'Х	(1.84)


	(197>

	//. =[l14+3,810-VKT-1000)]/[l0ooco5<r-ra’].	(1.100)

	аж =103/10U9t°01^,

	Г. =0,15(5-0, D/IO2444101'7-5 =0,275м3/м3,

	1.12.	ОПРЕДЕЛЕНИЕ ТИПА И СТРУКТУРЫ ВОДОНЕФТЯНОЙ СМЕСИ.

	РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ И КАЖУЩЕЙСЯ ВЯЗКОСТИ

	п-106)


	<P. = wm>{'v«.v-(.0A25-O,mw„nI^Dt)x[4ff„g{p.-pm)/plJ'2,Y О-116)

	WHlfp=QJFt	(1.120)

	Ъ=Я(1 + 2,9Я)/(1-Я),	(1.125)

	Л^О + гОД2)/^48*,	(1.128)




	ГЛАВА 2

	2.1.	РАСПРЕДЕЛЕНИЕ ТЕМПЕРАТУРЫ ПО ГЛУБИНЕ ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЫ

	К d

	ты-тж

	'(A) = f„ jl544(623,

	20 0,0503

	2.2.	РАСЧЕТ ПЛАСТОВОГО ДАВЛЕНИЯ В ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЕ


	Рт =КР..8Ю*.	(2.12)

	Pm = hAsW* + Py.	(214)

	Re < Re =1600,	1



	нсп >//', =	/(d;	+	dl ),J

	Приведенное число Рейнольдса по нефти ReH = 1,21AQJbu /(86400Г>жvH),	’	(2.18)

	р1=А+(А-Д,)А	(2-19)


	Ha,<K= kDl Wl + dL )J

	(2.22)

	я*—. = Ао.^и.з.Ф-ДДРпл -Р»*)]	(2.30)

	23. ПРИВЕДЕННОЕ ПЛАСТОВОЕ ДАВЛЕНИЕ

	A™, =Рш.~ (Д. ~

	2.4.	РАСЧЕТ РАСПРЕДЕЛЕНИЯ ДАВЛЕНИЯ В ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЕ




	Сг = Т+иоогТ™^ “[6-707 “ 0> 168(^«"1)1 xW“ -°’015)’	<242)

	0* =2^0“*,+ О.Л.	•	<257>

	2.5.	РАСЧЕТ ДЕБИТА НЕФТЯНОЙ СКВАЖИНЫ

	2.6.	РАСЧЕТ ДЕБИТА ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ



	ь	-КУ/ч)

	*1x410’	’

	V;	,

	2.7* ГИДРОДИНАМИЧЕСКОЕ СОВЕРШЕНСТВО СКВАЖИН

	лЦ,


	ф, ИУО

	2.8.	ПОДСЧЕТ ЗАПАСОВ НЕФТЯНОЙ ЗАЛЕЖИ

	2.9.	ПОДСЧЕТ ЗАПАСОВ ГАЗОВОЙ ЗАЛЕЖИ

	2.10.	РАСЧЕТ ВРЕМЕНИ РАЗРАБОТКИ НЕФТЯНОЙ ЗАЛЕЖИ

	_ Fhm{\-sn -sH + As.д )

	(2.88)

	/, =  	:	i	=	7165,8 сут.

	1	90,7

	2.11.	РАСЧЕТ КОЭФФИЦИЕНТА СЕПАРАЦИИ СВОБОДНОГО ГАЗА У ПРИЕМА ПОГРУЖНОГО ОБОРУДОВАНИЯ

	2.12.	ВЛИЯНИЕ СЕПАРАЦИИ СВОБОДНОГО ГАЗА НА ФИЗИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТИ



	ГЛАВА 3

	3.1.	МЕТОД ЗАМЕНЫ ЖИДКОСТИ

	при ReT<232(U = 64/ReT, при Ret > 2320Л =0,3164/^/1^.

	ReT = wdMp, ///*,

	H(pr,g + A,„)-pn.

	Р. = (Рг« - Pi )8 (# - х) + Др„ + Лретл + Д

	V, =n[dlH + (D;H -</^р)дс]/4.

	Vmor =	+	d;H	-d^)/4.

	T,=VJQ.

	= v3max/G.

	=25-у/2,775/1150 =1,228 м/с.

	P*>=Pm= Ргл8(н - *) + Р*8Х + Ьр,п + Ьрп*	(3-35>

	3.2.	КОМПРЕССОРНЫЙ МЕТОД


	Br = pJCT/(p0Tz),

	" (Dl - ^~ 60тгВг (££ - d2^)'


	Д.=^<рж/2КИ),

	Vt=^Dl-d2Mf)Hnpl4.

	Иг

	3.3.	МЕТОД ОСВОЕНИЯ СКВАЖИН С ПОМОЩЬЮ ПЕН



	a = Vr„/Qx.

	<Р=(1±0,05)Д

	ap0Tz

	рТ

	PoTz

	\л =2 nib.







	(—)„„= Л 	,	(3.64)

	dH2(DM-</„„)

	а=0.(1+^?)-	об?)

	VdHjr ст {dHjnn

	У"~]|	8	293

	(1+0,05)

	8-293

	4.1.	ИССЛЕДОВАНИЕ НА ПРИТОК НЕФТЯНОЙ СКВАЖИНЫ.

	ВЫЧИСЛЕНИЕ КОЭФФИЦИЕНТА ПРОДУКТИВНОСТИ



	Qi-Qt

	4.2.	ИССЛЕДОВАНИЕ

	НА ПРИТОК ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ

	Р1-Р1б = ^ + Ву2>	<4-8)

	4.3.	РАСЧЕТ ПАРАМЕТРОВ ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ


	gn = 2 *кКР„-Рр1)'


	л.*>—

	а = 8,64-10“ А.

	= 1,15741 10-*	=	2,Ш9Ю-10м5	/(с-Па).

	= 0,94 *10~,0m3 /(с • Па).

	— = — = 6,9410 ' = 1,388• КГ1 V /(с• Па). А. Д.*	5

	4.4.	РАСЧЕТ НОРМЫ ОТБОРА ЖИДКОСТИ.

	КРИТЕРИИ ОГРАНИЧЕНИЯ ОТБОРА


	\Pt~P, yo,gH-ps + py

	I 876-2009 Г у 10* • (4,5 - 0,8) V!

	876-9,81-2009 - (4,5 - 0,8)-10‘

	d™(p6-Py) In*-

	В нашем случае ^	_	0,388(876-9,81-2009	+	0,8-106	-4,5-10*)

	*"	(100,3)OJ	-(4,5	-0,8) 106 In Л

	^ = 380,4-1^40 - 5 (4:-^°’8)j = 353,65 mj/t.

	Общий расход газа v, =	=	400-353,65	=	141460м3.

	4*5. ИНТЕРПРЕТАЦИЯ РЕЗУЛЬТАТОВ ИССЛЕДОВАНИЯ ПРИ НЕСТАЦИОНАРНОМ РЕЖИМЕ


	ОмАъ

	_QMA]nH5K | QMAh ЛтгкИ г2 4якН

	МН *яВ

	(In г),-(In 0,	«0-1

	Г,,р Ye29,n</(OJll,o6j V 11212,2

	4.6.	ИССЛЕДОВАНИЕ СКВАЖИНЫ, ЭКСПЛУАТИРУЮЩЕЙ ОДНОВРЕМЕННО НЕСКОЛЬКО ПРОПЛАСТКОВ

	4.7.	ИССЛЕДОВАНИЕ ФОНТАННЫХ СКВАЖИН




	+Др, + ДрС1 +Д=р6 +Др£С,	(4.32)

	Р6 = Р^т,'-+Ро8К-	(4.33)

	■ ■СТ-ИО-ОДиб

	86400-0,1503-2 10"

	(0,1503) +(0,0403)

	Re„= 995,8 <ReBnp= 1600, 1 Явйп)=1050<Я6(сп) =1679,3,}

	0,7 • 1050-(0,0403/0,1503): (lj_60 - 932,5) _ |Ц0_ 750

	4.8.	ИССЛЕДОВАНИЕ ГАЗЛИФТНЫХ СКВАЖИН

	Рб = ^(е00С'>"4*н‘-1).	(4-38)


	4.9.	ИССЛЕДОВАНИЕ СКВАЖИН,

	ЭКСПЛУАТИРУЕМЫХ ШТАНГОВЫМИ НАСОСАМИ

	Р -Р

	"	“	[	P«(l-0,0165a) J	1

	Ll+ Li (J__PuSH.cosa) (447)




	Р,	-	Ру)-	(4.52)

	1.274-36(1 -0,5) 1,1 86 400-0.13-1,85 10

	4.11. ИССЛЕДОВАНИЕ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН



	л гят.гю*'

	ft, 86400 2

	Вычисляем проницаемость , Шцг	2,475-1(Г" • 1,4-10*

	= 2,279'10"|5м . Ц' h	152


	l.'tio^o^iicr'+uio"’)

	ГЛАВА 5

	ФОНТАННАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН

	5.1.	РАСЧЕТ ФОНТАНИРОВАНИЯ ЗА СЧЕТ ГИДРОСТАТИЧЕСКОГО НАПОРА ПЛАСТА.

	КПД ПРОЦЕССА


	р^=рш8Н+о,тлрж^-+рт,	(5.1)

	рУ =	= р™-№1кщ-ряхН+о,тлрж Я^..	(5.3)

	С -Qp.sH,



	iiosn0’297(3 10")0a(U574 lo°)

	9,81 (0,0503)4'”

	5.2.	РАСЧЕТ МИНИМАЛЬНОГО ЗАБОЙНОГО ДАВЛЕНИЯ ФОНТАНИРОВАНИЯ

	G*=^(Go-105a-^-)(l-B),	(5.19)

	- (G0 - 103а—)(1 - 2?) £

	2	Рю

	^ =	(5.2D

	'A3 +326,03AG^0'5 lg-^),


	G* = -{80.2-10’ -9,19—1 = 37,3 м3/т. *	2 ^	825J

	ЯбМ1Х =0,5(864,8+^(864,8)2 + 326,03• 37,3■ 864,8(0,ОбОЗ)0’5lg^ =1367 м.


	5.3.	ПРЕДЕЛЬНАЯ ОБВОДНЕННОСТЬ,

	ПРИ КОТОРОЙ ВОЗМОЖНО ФОНТАНИРОВАНИЕ

	МПа.


	5.4.	РАСЧЕТ ДИАМЕТРА ФОНТАННОГО ПОДЪЕМНИКА

	\РЖ8Н6-Ре+Ру

	= 186 I Н* llQ'p™,

	dam = 400 / га-1300 ;j - V (10 - 1,2)106 V 792 • 9,81 • 1300 - (


	V(10-1,2)106^

	е2ие..





	ГЛАВА6

	ГАЗЛИФТНАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН

	6.1.	РАСЧЕТ ПУСКОВОГО ДАВЛЕНИЯ ДЛЯ РАЗЛИЧНЫХ СИСТЕМ ПОДЪЕМНИКОВ


	л = ясо-яст,

	6.2. РАСЧЕТ РАССТАНОВКИ ГАЗЛИФТНЫХ КЛАПАНОВ (ПУСКОВЫХ И РАБОЧЕГО)

	63. РАСЧЕТ КОМПРЕССОРНОГО ПОДЪЕМНИКА


	10.8J

	1,227-10	+

	6.4.	РАСЧЕТ ОПТИМАЛЬНОГО И МАКСИМАЛЬНОГО ДЕБИТОВ ПОДЪЕМНИКА

	(6.14)

	155,4-10* -1,27263 10s -2,34812-lQ10 29,8329-7,0093-104



	6.5.	РАСЧЕТ ПЛУНЖЕРНОГО ПОДЪЕМНИКА

	L = Lc-h„

	Р. =Рр*-Ь,Р„.8>

	Vo ym=21l96dns^t,	(6.22)

	I (1390 | 1390-187,56 187^5бТ 1*7	12	1,5	J	„

	399-^.2,005 > 2468,57-(2,7 0,00198• 2,105 • 10+0,04), 380,3 >376,5.


	1,227-Ю'2 1420(856-9,81-1420-1,7-106+0.15-106) 	-	г,	-=493	м	/т.

	0.05032 (1,7 - 0,15) • 106 lg ^



	ГЛАВА 7

	ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН УСТАНОВКАМИ СКВАЖИННЫХ ШТАНГОВЫХ НАСОСОВ

	7.1.	ВЫБОР КОМПОНОВКИ СКВАЖИННОЙ ШТАНГОВОЙ НАСОСНОЙ УСТАНОВКИ

	рт =0,5 + 0,3/?нвс(1-Я),



	«) = 1+(Ь„	~	р	11)ци.	<7-4>

	7.2.	РАСЧЕТ ОПТИМАЛЬНОГО ДАВЛЕНИЯ НА ПРИЕМЕ И ГЛУБИНЫ СПУСКА СКВАЖИННОГО НАСОСА

	L = HH~—(Н„ - Ядии) - to6 (/7] Ру Рпя\

	Р, “	""	Р,	8


	l9.2-0.lj


	1041,8-1.5-0.1)

	= 691-18,43 = 673 м. 1106-9,81

	г, = 6,1-Ж(69|-4та,-|0‘<°-|-:|-0-|>,673м. 1106	М	06-9.81

	7.3.	РАСЧЕТ СЕПАРАЦИИ ГАЗА У ПРИЕМА СКВАЖИННОГО ШТАНГОВОГО НАСОСА И ХАРАКТЕРИСТИК ГАЗОЖИДКОСТНОЙ СМЕСИ

	“	1 + 4,2<?ж6ж (рт) /(3.14 w0 Dl)

	0.M = Q.(pm) + vm.

	&(/>«.) = ЙА<Л»М»-Д)-

	7.4.	РАСЧЕТ ДАВЛЕНИЯ НА ВЫХОДЕ ИЗ НАСОСА

	7.5.	РАСЧЕТ ПОТЕРЬ ДАВЛЕНИЯ В КЛАПАНАХ НАСОСА И УТЕЧЕК В ЗАЗОРЕ ПЛУНЖЕРНОЙ ПАРЫ

	P.KL



	, 0,055-(0,5-10 ) 10 (9,132-1,753)

	д' = 0,262(1 + 1,5-0,52)	*	\	-	=

	^	1106-8,4-Ю -1,2

	7.6.	РАСЧЕТ КОЭФФИЦИЕНТА НАПОЛНЕНИЯ СКВАЖИННОГО НАСОСА

	” " L Vp1c-0*iJ86400P-7'o



	I, 9.2-0.1 )

	4	/1,753-0,1	,	1	0,1.311 10 1/vae 1/г4 3/

	V 4,45-0,1	86400	1,753-273

	ш(рш)= 10-1,026	,	038.10-> =5i788. |0"*м3/сут.

	86400(1-0,75)

	_L6110^=142<10.2 2-5,788 10

	7.7.	РАСЧЕТ ТРЕБУЕМОЙ ПОДАЧИ НАСОСА И СКОРОСТИ ОТКАЧКИ




	Ош=е.(р„)/А.

	* “	86400(1-0.725)

	7.8.	ВЫБОР КОНСТРУКЦИИ ШТАНГОВОЙ КОЛОННЫ ПО ТАБЛИЦАМ АзНИПИнефти

	7.9.	РАСЧЕТ ЭКСТРЕМАЛЬНЫХ НАГРУЗОК, ДЕЙСТВУЮЩИХ НА КОЛОННУ ШТАНГ



	р-‘р-о-т*

	7.10.	РАСЧЕТ НАПРЯЖЕНИЙ В ШТАНГАХ

	С7.54)

	7.11.	РАСЧЕТ КРУТЯЩЕГО МОМЕНТА НА ВАЛУ РЕДУКТОРА И УТОЧНЕНИЕ ВЫБОРА ТИПОРАЗМЕРА СТАНКА-КАЧАЛКИ

	7.12.	НЕКОТОРЫЕ ОСОБЕННОСТИ РАСЧЕТА НАГРУЗКИ ОТ ВЕСА КОЛОННЫ ШТАНГ В ЖИДКОСТИ ИСКРИВЛЕННОЙ СКВАЖИНЫ


	ГЛАВА 8

	ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН БЕСШТАНГОВЫМИ НАСОСАМИ

	8.1.	РАСЧЕТ ОПТИМАЛЬНОГО, ДОПУСКАЕМОГО И ПРЕДЕЛЬНОГО ДАВЛЕНИЙ НА ПРИЕМЕ ПЦЭН

	Рш, = —Р» (0,325 - 0,316S);

	Рш, = —P„,.(6,97B-4,5BJ-2,43), Мш

	рлт	(0,198В-0,18В),






	А,

	8.2.	КОРРЕКТИРОВКА ПАСПОРТНОЙ ХАРАКТЕРИСТИКИ ПЦЭН

	Hf = Ht - АН;	(8.8)

	8.3.	ПОДБОР УСТАНОВКИ ПЦЭН ДЛЯ ЭКСПЛУАТАЦИИ СКВАЖИНЫ


	Pm = P*-(Lc-HH)P'*g>	(«-И)

	As

	н = Ю6(Р^- Рмт)/(/>ж«).

	Рмб = QJSPnac •

	8.4.	РАСЧЕТ ДОПУСТИМОГО ДАВЛЕНИЯ НА ПРИЕМЕ УСТАНОВКИ ВИНТОВОГО НАСОСА

	8.5.	РАСЧЕТ ГИДРОПОРШНЕВОЙ НАСОСНОЙ УСТАНОВКИ



	рР.=р;.-(//.-дАр)Рр«.

	р'щ = (Н, + ДАСМ )p„g + />y + VFlu,

	(8.22)

	% = QtQ1,

	88

	ГЛАВА 9

	ЭКСПЛУАТАЦИЯ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН

	9.1. РАСЧЕТ ПОДЪЕМНИКА ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ

	.=*т2*(А-рг)/(18д);

	0,78ЛтО43(А-А)°-71


	\ <Pjr.с

	=16,47(45-0A55p^)0ii/yfpZ,

	9.2.	ВЫБОР РЕЖИМА РАБОТЫ ГАЗОВОЙ СКВАЖИНЫ

	93. ОПРЕДЕЛЕНИЕ УСЛОВИЙ ГИДРАТООБРАЗОВАНИЯ В ГАЗОВЫХ СКВАЖИНАХ




	p(h) = Jpje* +1,325 • W-,2A-^-Vr!(e2i -1),	(9.20)


	ГЛАВА 10

	МЕТОДЫ УВЕЛИЧЕНИЯ ПРОИЗВОДИТЕЛЬНОСТИ СКВАЖИН

	ИМ. ПРОЕКТИРОВАНИЕ СОЛЯНОКИСЛОТНОЙ ОБРАБОТКИ

	Vp = vpfc,	(Ю.1)

	У, = УЛ(5,09д:р + 999)/[л„ (5,09л, +999)],	(10.2)

	V'= Ур5,09лр(5,09лр + 999)/[p,l5(/?,15 -999)],	(10.3)

	(10.6)


	Vj, = bMVp/cn,	(10.8)

	10.2.	ПРОЕКТИРОВАНИЕ КИСЛОТНОЙ ВАННЫ

	Vp = nr^h,	(10.11)

	10J. РАСЧЕТ ТЕРМОКИСЛОТНОЙ ОБРАБОТКИ

	(Ю.1)


	10.4. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА ГИДРАВЛИЧЕСКОГО РАЗРЫВА ПЛАСТА


	Р„ Рп	О-V	>	Дт	Р„



	Ал = РШ~&) + Р&.

	p',p=MQ2Lcpmn Kn'dl),

	Re = 4Q/9Kn/(^„/i„),	(10.22)

	Vm=QnICn.	(10.29)

	(1-0,3)

	1	р	Л'- 5,25(1 Ю10)2-0,001 0,285 =2.,0-5.

	'	24,8\24,8	J (1 -0,3')2 (24,8-10*524,8-10*	’	’



	рп = ...27—2500	=0,11/1,11	=0,1.

	_i6(i-v2)(pM<i,-p„)/?T

	_8(1 -v'Xp^-pJR,





	'=f3

	. I 'У110' —.«и.,

	10.6.	ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПЕРИОДИЧЕСКОЙ ЭЛЕКТРОТЕПЛОВОЙ ОБРАБОТКИ ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ

	10.7.	ПРОЕКТИРОВАНИЕ ГИДРОПЕСКОСТРУЙНОЙ ОБРАБОТКИ

	Др = Дрт + Дрк + Дрн + Д/7П,	(10.41)

	KR

	д _ 100/2500 _ .

	1.5-1.986-103	2,979

	ГЛАВА 11

	ПОДДЕРЖАНИЕ ПЛАСТОВОГО ДАВЛЕНИЯ И ПОВЫШЕНИЕ НЕФТЕОТДАЧИ ПЛАСТА

	11.1.	ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА ЗАКАЧКИ ВОДЫ


	р„ = ю>.*4;

	у11|И =ю3(2К1бипл/рм,

	11.2.	РАСЧЕТ ЧИСЛА НАГНЕТАТЕЛЬНЫХ СКВАЖИН

	<7.«=*> ЛР^-PJ-	(4.8)

	11.3.	ПРОЕКТИРОВАНИЕ ЗАКАЧКИ ГАЗА

	У,ст = 1,327^5 -*—-2 — = 338798! мУсут. 0,87 0,1-303


	11.4.	ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА ВНУТРИПЛАСТОВОГО ГОРЕНИЯ


	%=<7„p./(2*WV.

	rj = аьал'+Л( 1 - аьа,),	(11.22)

	, iGq.C^jT

	" 0 V


	VT = Svahh.

	^ = 7.4-0,35-Ю'1' •5,55|0,9(212-10г)10|г _р |4.10< мэ/сут.

	300-5 0,019-402,8 По рис. 48 определяем а, = 0,6.

	0,76

	Сси =[0,79 • 1,36 + 2 • Ю'3 • 1100 +

	т_ 5,63МО7 -15,77-106 9,14-104





	ГЛАВА 12

	СБОР И ПОДГОТОВКА НЕФТИ, ГАЗА И ВОДЫ НА ПРОМЫСЛАХ

	12.1.	ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ ВЫКИДНОЙ ЛИНИИ

	<*.« 2

	Re= 0.413.0,.,.865, „<5. 5'|0



	^,о.т4хоог65°'т’.о.тгип,.

	12.2.	РАСЧЕТ ВЕРТИКАЛЬНОГО ГРАВИТАЦИОННОГО СЕПАРАТОРА

	TcM,z

	(12.6)

	12.3.	ОПРЕДЕЛЕНИЕ УСЛОВИЙ ПРЕДОТВРАЩЕНИЯ ОБРАЗОВАНИЯ В ГАЗОПРОВОДЕ ГИДРАТНЫХ ПРОБОК

	С,-С,

	= (1.75-1.2)11 =	77	мз

	80-11

	12.4.	РАСЧЕТ АБСОРБЦИОННОЙ ОСУШКИ ГАЗА


	AGn = 10^A<?Vr,	(12.12)
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