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Глава 1 

ПРОИЗВОДСТВЕННЫЙ ПРОЦЕСС 
РАЗРАБОТКИ И ЭКСПЛУАТАЦИИ 
НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

Производственный' процесс разработки и эксплуатации нефтя
ных месторождений — это совокупность всех действий людей и 
орудий производства, необходимых для извлечения нефти из 
недр на поверхность и получения товарной продукции. 

§ 1.1. ОБЩАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА ПАРАМЕТРОВ 

МЕСТОРОЖДЕНИЯ, ОПРЕДЕЛЯЮЩИХ ПРОЦЕССЫ ДОБЫЧИ 

НЕФТИ 

Строение и свойства пластов, условия залегания и свойства 
флюидов (нефти, газа, воды), физико-гидродинамические ос
новы извлечения нефти обетоятелыю изучены в предшествую
щих диец-иллидах (геологии, промысловой геологии, физике пла
ста, подземной гидрогазодинамике). 

Обобщим представления о параметрах нефтяных месторож
дений с технико-технологических и экономических позиций 
процессов добычи нефти из недр на поверхность Земли. Эти 
параметры условно можно 1п|дразделить на три группы: горно
геологические, экономико-географические и социально-экономи
ческие. ** «
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Горно-геологические параметры 

Среди горно-геологических параметров основными Являются: 
1) геометрия месторождения (форма, площадь и высота место
рождения, расчлененность на отдельные залежи и. продуктив
ные пласты, глубина залегания); 2) свойства коллекторов (ем
костные — пористость, нефтенасыщенность; фильтрационные — 
проницаемость; литологические —гранулометрический состав, 
удельная поверхность, карбоцатность; физические—механиче
ские, теплофизические и др.); 3) физико-химические свойства 
флюидов; 4) энергетическая характеристика месторождения; 
5) величина и плотность запасов нефти. 

Залежью называется естественное локальное единичное скоп
ление нефти в одном или нескольких сообщающихся между 
собой пластах-коллекторах, т. е. в горных породах, способных 
вмещать в себе и отдавать при разработке нефть. Месторожде
ние — это совокупность единичных залежей нефти, приурочен-
I* з 



ных к одной или нескольким естественным ловушкам, располо
женным На одной локальной площади. Месторождение может 
быть одно- или многопластовым. В среднем на одно месторож
дение приходится около трех залежей. Толщина продуктивных 
пластов изменяется от нескольких метров до десятков, а иногда 
и сотен метров. Размеры месторождений в среднем составляют: 
длина 5—10 км, ширина 2—3 км, высота (этаж нефтегазонос
ное™) 50—70 м. , 

Различают одно- и двухфазные залежи, среди которых 
обычно выделяют: газовые; газоконденсатные; нефтяные с раз
личным содержанием растворенного газа (обычно менее 200— 
250 м

3
/т, а иногда для залежей переходного состояния и более); 

нефтегазовые при различном соотношении запасов нефти 
(в нефтяной оторочке) и газа или газоконденсата (в газовой 
шапке). Из общего числа открытых на территории СССР за
лежей нефти и газа нефтяные залежи составляют около 61 %, 
нефтегазовые— 12 %, газовые и газоконденсатные — 27 %. 

В 60—70-х годах советскими геологами выявлена глубинная 
(вертикальная) зональность размещения залежей нефти и газа 
в толще осадочных пород, определяющаяся термобарическими 
и термокаталитическими условиями. В соответствии с ней выде
лены следующие зоны: 1) зона залежей преимущественно чис
того газа, а также нефти, часто тяжелой (до 1350—1500 м, 
иногда до 1900 м); 2) зона залежей в основном легкой нефти и 
иногда конденсатного газа (до 4000—4500 м, иногда 6000 м) ; 
3) зона залежей преимущественно конденсатного газа и из
редка весьма легкой нефти (до 5000—6000 м, иногда глубже); 
4) зона залежей сухого (метанового) газа (по-видимому, до 
подошвы осадочной толщи). Термобарические условия в нефтя
ных залежах и свойства нефтей характеризуются данными 
табл. 1.1. 

Размер и многопластовость месторождений с емкостными 
свойствами коллекторов определяют в целом величину и плот
ность запасов нефти, а в сочетании с глубиной залегания обус
ловливают выбор системы разработки и способов добычи нефти. 

Высокой эффективностью характеризуется добыча нефти из 
многопластовых месторождений с большими запасами, сосредо
точенными на относительно небольших площадях с отдельными 
богатыми залежами, т, е. с большой плотностью запасов. По 
величине извлекаемых запасов (млн. т.) залежи нефти условно 
в последнее время подразделяют на мелкие (менее 10)., средние 
(10—30), крупные (30—300) и уникальные (более 300). Круп
ным и уникальным месторождениям принадлежит ведущая роль 
в мировом балансе запасов. 

С увеличением глубины залегания месторождения возрас
тают затраты на строительство и оборудование скважин, ослож
няются условия подъема нефти с глубины на поверхность и т. д. 

Таблица 1.1. Характеристика пластовых нефтей СССР 
(по Г. Ф. Требииу и' др.) 

Параметры 
Условная 
«средняя» 
пластовая 

нефть 

Для 20 % 
залежей 

Для 50 % J 
залежей 

Пластовое давление, МПа 15 12,5—16,2 9—21 
Пластовая температура, К 298 295—302 292—317 
Давление насыщения, МПа 9,5 8,6—11 6—12,2 
Газосодержание, м

3
/м

3 
'35 20—40 10—55 

Коэффициент растворимости газа в 5 4,2—5,7 3,3—6,7 
иефти, м

3
/(м

3
-МПа) 

4,2—5,7 3,3—6,7 

Плотность пластовой иефти, кг/м
3 

850 800—860 750—8SQ 
Вязкость пластовой иефти, мПа-с 2,2 1,7—3,2 1,2-4,8 

В настоящее время глубокими называют скважины с глубиной 
от 4500 до 7500 м, сверхглубокими — от 7500 до 15 000 м. 

Свойства коллекторов и флюидов обусловливают систему 
разработки, дебиты скважин, полноту извлечения нефти из недр, 
процессы добычи нефти и др. На технику добычи нефти сущест
венно влияют поступление песка из пласта в ствол скважины, 
выпадение из нефти и отложение парафина, отложение мине
ральных солей, корродирующие свойства флюидов и др. Прони
цаемость в комплексе с толщиной пласта и вязкостью нефти 
определяет дебит скважин. По начальному . значению дебита 

_ (т/сут) различают низко- (до 7), средне- (от 7 до 25), высоко-
(от 25 до 200) и сверхвысокодебитные (более 200) нефтяные 
залежи. 

Экономико-географические параметры 

Экономико-географические и социально-экономические пара
метры имеют основное значение при решении вопросов разме
щения и развития новых нефтедобывающих районов. Под эко
номико-географическими параметрами понимают территориаль
ное расположение месторождения, которое характеризуется 
удаленностью площади месторождения от экономически разви
тых районов; климатом, рельефом местности, характером почвы 
и растительности, сейсмичностью района; ресурсами местных 
строительных материалов, воды, электроэнергии; экономической 
освоенностью района. 

Экономическая освоенность — это обжитость территории 
в хозяйственном отношении (наличие промышленных предприя
тий, запасов других полезных ископаемых, продуктов питания и 
т. п.), плотность населения, наличие трудовых ресурсов (свобод
ной рабочей силы), транспортных магистралей, систем знерго-
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снабжения. Предпочтение отдают месторождениям в освоенных 
промышленных районах. Поскольку нефтяная промышлен
ность — очень капиталоемкая отрасль, то такие месторождения 
могут быть освоены при меньших капиталовложениях без пере
селения и бытоустройства больших контингентов людей. 

Важную роль в организации и выборе технологии добычи иг
рают рельеф местности, сейсмичность,, заболоченность или за
сушливость территории, климатические условия, глубина 'вод 
при расположении месторождений под' дном моря или океана. 
Например, средняя заболоченность в центре и на севере За
падно-Сибирской нефтегазоносной провинции составляет более 
50 %, а в отдельных районах доходит до 70—80 %. 63 % тер
ритории Самотлорского месторождения покрыто болотами и 
еще 12 % —озерами глубиной до 6 м, а в паводковый период 
она затопляется. Вечная мерзлота охватывает около половины 
перспективных территорий Западной Сибири. Территории Сред
ней Азии, Кавказа, Карпат, Крыма относятся к сейсмически ак
тивным районам. На территории СССР имеются все климатиче
ские зоны со средними температурами от —50 °С в январе до 
+ 32 °С в июле. Такие условия существенно влияют на деятель
ность человека, процессы добычи и транспорта нефти. Для ра
боты в Таких осложненных условиях необходимы особые тех
ника, оборудование для добычи нефти, технические средства по 
комплексной автоматизации нефтяных промыслов. 

Социально-экономические параметры 

Социально-экономические параметры связаны с социальным и 
экономическим развитием общества и в основном устанавлива
ются народнохозяйственными планами, а также решениями и 
постановлениями директивных органов. Эти параметры вклю
чают в себя товарные качества нефти, газа и других сопут
ствующих компонентов; народнохозяйственное и оборонное зна
чение месторождения; социально-историческую характеристику 
периода разработки — обеспеченность запасами нефти на дан
ной территории и в целом по стране; научно-технический про
гресс в развитии технологии и техники добычи нефти, ее пере
работки и использования; политику государства по созданию 
новых промышленных центров-комплексов, по развитию между
народного сотрудничества и разделению труда. 

Товарные качества нефти (фракционный и групповой со
ставы, содержание серы и масел, теплота сгорания) могут оп
ределить выбор технологии и ежегодные объемы добычи нефти, 
придать месторождению народно-хозяйственное и оборонное 
значения. От обеспеченности (отношения суммы остаточных из
влекаемых запасов к годовой добыче) зависят допустимый уро
вень затрат при добыче нефти (предельная себестоимость,, рен-

табельный дебит скважин), перспективные планы развития 
смежных отраслей, изменения структуры топливно-энергетиче
ского баланса страны, направления научно-технического прог
ресса в развитии технологии разработки нефтяных месторожде
ний и техники добычи нефти, политика государства внутри 
страны и на мировом нефтяном рынке. В целом эти параметры 
выражаются в виде технического задания на проектирование 
разработки конкретного нефтяного месторождения. 

Такое сочетание всех параметров месторождения, которое 
в социалистическом обществе обусловливает народно-хозяй
ственную эффективность процессов добычи нефти, называют 
промышленной ценностью месторождения. Она определяет оче
редность и время вовлечения в разработку каждого нового ме
сторождения для обеспечения абсолютного суммарного роста и 
компенсации естественного снижения объемов добычи из кон
кретных месторождений. Промышленная ценность характеризу
ется предельными значениями параметров месторождения, т. е. 
их кондициями. Кондиции — категория временная. Они изменя
ются в зависимости от технико-экономического уровня развития 
нефтяной промышленности, спроса на нефть. 

Таким образом, параметры месторождения определяют про
цессы добычи нефти; задача технологов состоит в совершен
ствовании и увеличении общей технико-экономической эффек
тивности этих процессов с учетом конкретных природных усло
вий и с безусловным соблюдением установленных норм по 
охране недр и окружающей среды. 

§ 1.2. РЕЖИМЫ РАБОТЫ ЗАЛЕЖЕЙ 

Режимом работы залежи называется проявление преобладаю
щего вида пластовой энергии в процессе разработки. 

Источники и характеристики пластовой энергии 

Энергия — это физическая величина, определяющая способ
1 

ность тел совершать работу. Работа, применительно к нефтедо
быче, представляется как разность энергий или освободившаяся 
энергия, необходимая для перемещения нефти в пласте и 
дальше на поверхность. Различаем естественную и в случае 
ввода извне, с поверхности искусственную пластовые энергии. 
Они выражаются в виде потенциальной энергии как энергии по
ложения и энергии упругой деформации. 

Потенциальная энергия положения 
En = MghCT, (1.1) 

где М — масса тела (пластовой или закачиваемой с поверхно
сти воды, нефти, свободного газа) ; g'~ ускорение свободного 
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падения; Аст — высота, на которую поднято тело по сравнению 
с произвольно выбранной плоскостью начала отсчета (для жид
ких тел это гидростатический напор). 

Поскольку масса тела M=Vp, pg/iCT=P, то энергия положе
ния равна произведению объема тела V на создаваемое давле
ние р: 

£n = Vpe*cr = Vp, (1.2) 

где р — плотность тела. То есть, чем больше масса тела и вы
сота его положения (напор) или объем тела и создаваемое им 
давление, тем больше потенциальная -энергия положения. 

Потенциальная энергия упругой деформации 

ЕЛ = РМ, * (1.3) 

где P=pF — сила, равная произведению давления р на площадь 
F; А1— линейная деформация (расширение). 

Так как приращение объема AV=FAl, то 

EA = pAV. (1.4) 

Приращение объема AV при упругой деформации можно 
представить, исходя из закона Гука, через объемный коэффи
циент упругости среды 

Н*. (1.5) 

то 

£ д = рТ рДр . (1.6) 

Следовательно, чем больше упругость и объем V среды 
(воды, нефти, газа, породы), давление р и возможное снижение 
давления Ар, тем больше потенциальная энергия упругой де
формации. Количество пластовой воды и свободного газа опре
деляется соответственно размерами водоносной области и газо
вой шапки, а количество растворенного в нефти газа — объемом 
нефти VH и давлением рн насыщения нефти газом (по закону 
Генри) или газосодержанием (газонасыщеиностью) пластовой 
нефти Го (объемное количество растворенного газа, измерен
ного в стандартных условиях, которое содержится в единице 
объема пластовой нефти): 

Vr = apPaVH = r0V«, (1.7) 

где аР — коэффициент растворимости газа в нефти. 
Отсюда следует, что основными источниками пластовой энер

гии служат: 
энергия напора (положения) пластовой воды (контурной, 

подошвенной); 
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энергия расширения свободного газа (газа газовой шапки); 
энергия расширения растворенного в нефти газа; 
энергия упругости (упругой деформации) жидкости (воды, 

нефти) и породы; 
энергия напора (положения) нефтн. 
Энергии этих видов могут проявляться в залежи совместно, 

а энергия упругости нефти, воды, породы наблюдается всегда. 
В нефтегазовых залежах в присводовой части активную роль 
играет энергия газовой шапки, а в приконтуриых зонах — энер
гия напора или упругости пластовой воды. В зависимости от 
темпа отбора нефти добывающие скважины, расположенные 
вблизи внешнего контура нефтеносности, могут создавать такой 
экранирующий эффект, при котором в центре залежи действует 
в основном энергия расширения растворенного газа, а на пери
ферии — энергия напора или упругости пластовой воды и т. д. 
Эффективность расходования пластовой энергии, т. е. количе
ство получаемой нефти на единицу уменьшения ее величины, за
висит от вида и начальных запасов энергии, способов и темпа 
отбора нефти. 

На основании изложенного можно сказать, что значение пла
стовой энергии зависит от давления, упругости жидкости 
(нефти, воды) и породы, газосодержания, объемов воды и газа, 
связанных с нефтяной залежью. Искусственная энергия вво
дится в пласт при закачке в нагнетательные скважины воды, 
газа, пара и различных растворов. 

Пластовая энергия расходуется на преодоление разного рода 
сил сопротивления, гравитационных, капиллярных' сил при пе
ремещении нефти и проявляется в процессе снижения давления, 
создания депрессии на пласт-коллектор Ар (разности между 
пластовым рпл и забойным р3 давлениями). 

По преобладающему виду энергии различают следующие ре
жимы работы нефтяных залежей: водонапорный; упругий; рас
творенного газа; газонапорный; гравитационный; смешанные. 
Такое деление на режимы в «чистом виде» весьма условно. При 
реальной разработке месторождений в основном отмечают сме
шанные режимы. 

Упругий режим 

Условие упругого режима — превышение пластового давления, 
точнее давления во всех точках пласта, над давлением насыще
ния нефти газом рн. При этом забойное давление р3 не ниже рн, 
нефть находится в однофазном состоянии. Созданное в добы
вающей скважине возмущение давления (депрессия) распрост
раняется с течением времени в глубь пласта (наблюдается 
первая фаза упругого режима). Вокруг, скважины образуется 
увеличивающаяся депрессионная воронка. Приток нефти проис-
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ходит за счет энергии упругости Жидкости (нефти), связанной 
воды и породы — энергии их упругого расширения. При сниже
нии давления увеличивается объем нефти и связанной воды и 
уменьшается объем пор; соответствующий объем нефти посту
пает в скважины. Затем депрессионные воронки отдельных 
скважин, расширяясь, сливаются, образуется общая депрессиоц* 
ная воронка, которая по мере отбора нефти распространяется 
до границ залегания залежи. 

Если залежь литологически или тектонически ограничена 
(замкнута), то в дальнейшем наступает вторая фаза упругого 
режима, в течение которой на контуре ограничения пласта, со
впадающим с контуром нефтеносности, давление уменьшается 
во времени; уменьшается также давление в задежи. Упругий ре
жим может быть продолжительным при значительном недона-
сыщении нефти газом. В Противном случае этот режим быстро 
может перейти в другой вид. В объеме всего пласта упругий за
пас нефти составляет обычно малую долю (приблизительно 5— 
10 %) по отношению к общему запасу, однако он может выра
жать довольно большое количество нефти в массовых единицах. 
В случае ограниченности залежи во второй фазе проявляется 
разновидность упругого режима — замкнуто-упругий режим. 

Если залежь не ограничена, то общая депрессионная во
ронка будет распространяться в законтурную водоносную об
ласть, значительную по размерам и гидродинамически связан
ную с залежью. Упругий режим будет переходить во вторую 
разновидность — упруговодонапорный режим. Упруговодонапор-
ный режим обусловлен проявлением энергии упругого расшире
ния нефти, связанной воды, воды в водоносной области, пород 
пласта в нефтяной залежи и в водоносной области и энергии 
напора краевых вод в водоносной области. 

Для замкнуто-упругого и упруговодонапорного режимов ха
рактерно значительное снижение давления в начальный период 
постоянного отбора нефти (или снижение текущего отбора при 
постоянном давлении р 3 ) . При упруговодонапорном режиме 
темп дальнейшего снижения давления (текущего отбора) за
медляется. Это связано с тем, что зона возмущения охватывает 
увеличивающиеся во времени объемы водоносной области и 
для обеспечения одного и того же отбора нефти требуется уже 
меньшее снижение давления. Если внешняя граница водоносной 
области находится выше (на более высокой гипсометрической 
отметке), чем забой скважины, то кроме энергии упругости дей
ствует потенциальная энергия напора (положения) контур
ной воды. 
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Водонапорный режим 

С момента начала распространения депрессионной воронки за 
пределы водонефтяного контакта (ВНК) в законтурную водо
носную область вода внедряется в нефтяную зону и вытесняет 
нефть к забоям добывающих скважин. Когда наступает равно
весие (баланс) между отбором из залежи жидкости и поступле
нием в пласт краевых или подошвенных вод при пластовых тер
модинамических условиях, проявляет себя водонапорный ре
жим, который еще называют жестким водонапорным вследствие 
равенства количеств отобранной жидкости (нефти, воды) и 
вторгшейся в залежь воды. Существование его связывают с на
личием контура питания и с закачкой в пласт необходимых объ
емов воды для выполнения этого условия, В естественных усло
виях такой режим в чистом виде не встречается, однако его 
выделение способствует успешному и достаточно надежному 
проектированию процесса извлечения нефти. Нарушение равно
весия между отбором жидкости и поступлением воды приводит 
к тому, что начинают играть роль энергии других видов: при 
увеличейии поступления воды — энергия упругости; при умень
шении поступления воды (увеличении отбора) и снижении дав
ления ниже давления насыщения — энергия расширения раство
ренного газа. При водонапорном режиме нефть в пласте нахо
дится в однофазном состоянии; выделения газа в пласте не 
происходит, как и при упругом режиме. 

Режим растворенного газа 

Режим растворенного газа обусловлен проявлением энергии 
расширения растворенного в нефти газа при снижении давле
ния ниже давления насыщения. Снижение давления ниже зна
чения р„ сопровождается выделением из нефти ранее растворен
ного в ней газа. Пузырьки этого газа, расширяясь, продвигают 
нефть и сами перемещаются по пласту к забоям скважин. Часть 
пузырьков газа сегрегирует (всплывает), накапливаясь в своде 
структуры и образуя газовую шапку. Режим растворенного газа 
в чистом виде может проявиться в пласте, содержащем нефть, 
полностью насыщенную газом (начальное давление рПл=Рн ) . 
Этот режим протекает в две фазы. В течение первой фазы де
прессионная. воронка, каждой скважины расширяется до слия
ния с воронками Других скважин или до естественной границы 
пласта (контура нефтеносности). Во второй фазе происходит 
общее снижение давления в залежи и на линиях слияния де-
прессионных воронок или на границе пласта. Для него харак
терны высокий темп снижения пластового давления (отборов 
нефти) и непрерывное изменение газового фактора (отношение 
расхода добываемого газа, приведенного к стандартным усло-
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вйям, к расходу Дегазированной нефти): вНачале увеличение до 
максимального значения, затем уменьшение. Если залежь ха
рактеризуется некоторым превышением начального давления 
Рал над давлением рн, то в начальный период при снижении дав
ления до значения рн она работает за счет энергии упругости 
либо за счет энергий упругости и напора вод. Если р3<ря, т о - ' 
энергия расширения газа сочетается с этими энергиями. 

Газонапорный режим 

Газонапорный режим (режим газовой шапки) связан с преиму
щественным проявлением энергии расширения сжатого свобод
ного газа газовой шапки. Под газовой шапкой^понимают скоп
ление свободного газа над нефтяной залежью, тогда саму за
лежь называют нефтегазовой (или нефтегазоконденсатной). 
В зависимости от состояния давления в газовой шапке разли
чают газонапорный режим двух видов: упругий и жесткий. 

При упругом газонапорном режиме в результате некоторого 
снижения давления на газонефтяном контакте (ГНК) вслед
ствие отбора нефти начинается расширение объема свободного 
газа газовой шапки и вытеснение им нефти. По мере отбора 
нефти из залежи давление газа уменьшается. 

Жесткий газонапорный режим отличается от упругого тем, 
что давление в газовой шапке в процессе отбора нефти остается 
постоянным. Такой режим в чистом виде возможен только при 
непрерывной закачке в газовую шапку достаточного количества 
газа или же в случае значительного превышения запасов газа 
над запасами нефти (в объемных единицах при пластовых усло
виях), когда давление в газовой шапке уменьшается незначи
тельно по мере отбора нефтн. 

В условиях проявления газонапорного режима начальное 
давление р„„ (на уровне ГНК) равно давлению рн. Поэтому при 
создании депрессии давления происходит выделение растворен
ного газа и нефть движется по пласту за счет энергии его рас
ширения. Часть газа сегрегирует в повышенные зоны и попол
няет газовую шапку. Это способствует замедлению темпов сни
жения пластового давления, а также обусловливает малое 
значение газового фактора для скважин, удаленных от ГНК. 
Скважины, расположенные вблизи ГНК, характеризуются очень 
высоким значением газового фактора вследствие прорывов газа. 

Гравитационный режим 

Гравитационный режим начинает проявляться тогда, когда дей
ствует только потенциальная энергия напора нефти (гравита
ционные силы), а остальные энергии истощились. Выделяют 
такие его разновидности: 

1) гравитационный режим с перемещающимся контуром 
нефтеносности (напорно-гравитационный), при котором нефть 
под действием собственного веса перемещается вниз по паде
нию крутозалегающего пласта и заполняет его пониженные ча
сти; дебиты скважин небольшие и постоянные; 

2) гравитационный режим с неподвижным контуром нефте
носности (со свободной поверхностью), при котором уровень 
нефти находится ниже кровли горизонтально залегающего пла
ста; дебиты скважин меньше дебитов при напорно-гравитацион-
ном режиме и со временем медленно уменьшаются. 

Смешанные режимы 

Режим, при котором возмржно одновременное проявление энер
гий растворенного газа,' упругости и напора воды, называют сме
шанным. Его рассматривают зачастую как вытеснение гази
рованной нефти (смеси нефти и свободного газа) водой при сни
жении р3 ниже рн- Давление на контуре нефтеносности может 
равняться рн или быть выше его. Такой режим протекает в не
сколько фаз: сначала проявляется энергия упругости нефти и 
породы, затем подключается энергия расширения растворенного 
газа и дальше — энергия упругости и напора водонапорной об
ласти. К. такому сложному режиму относят также сочетание 
газо- и водонапорного режимов (газоводонапорный режим), ко

торое иногда наблюдается в нефтегазовых залежах с водона
порной областью. Особенность такого режима — двухстороннее 
течение жидкости: на залежь нефти одновременно наступает 
ВНК и ГНК, нефтяная залежь потокоразделяющей поверх
ностью (плоскостью; на карте линией) условно делится на зону, 

, разрабатываемую при газонапорном режиме, и зону, разраба
тываемую при водонапорном режиме. 

Обобщение и реализация режимов 

Режимам работы нефтяных залежей дают также дополнитель
ные характеристики. Различают режимы с перемещающимися и 
неподвижными контурами нефтеносности. К первым относят во
донапорный, газонапорный, напорно-гравитационный и смешан
ный режимы, а ко вторым — упругий, режим растворенного газа 
и гравитационный со свободной поверхностью нефти. Водо-, га
зонапорный и смешанный режимы называют режимами вытес
нения (напорными режимами), а остальные — режимами исто
щения (истощения пластовой энергии). 

Названные выше режимы рассмотрены в плане их естествен
ного проявления (естественные режимы). Природные условия 
залежи лишь способствуют развитию определенного режима ра
боты. Конкретный режим можно установить, поддержать или 
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заменить другими путем изменения темпов отбора и суммар
ного отбора жидкости, ввода дополнительной энергии в залежь 
и т. д. Например, поступление воды отстает от отбора жидко
сти, что сопровождается дальнейшим снижением давления в за
лежи. При вводе дополнительной энергии создаваемые режимы 
работы залежи называют искусственными (водо- и газона
порный). 

На основании изучения опыта разработки залежей страны 
М. М. Иванова установила, что естественный водонапорный или 
активный упруговодонапорный режим характерен для многих 
залежей в Куйбышевской, Саратовской и Волгоградской обла
стях, Чечено-Ингушетии, Ставропольском крае, Восточной Ук
раине, Туркмении. Преимущественно водонапорный режим свой
ствен и некоторым залежам Азербайджана, Эмбинского района, 
Узбекистана, Таджикистана. Искусственный водонапорный ре
жим в разных масштабах применяют практически во всех неф
тегазодобывающих районах страны в основном в начале раз
работки залежей, а после отбора значительной части запасов— 
главным образом на месторождениях южных районов СССР 
(Азербайджан, Средняя Азия, Северный Кавказ) . В Татарии, 
Башкирии, Пермской и Оренбургской областях, Западной Си
бири, Коми АССР, Сахалинской области, Западном Казахстане, 
Белоруссии залежей, разрабатываемых при естественном водо
напорном режиме, почти нет. При малоэффективных естествен
ных режимах (газонапорном, растворенного газа, гравитацион
ном) в настоящее время разрабатываются некоторые залежи 
в южных районах страны, в Башкирии (в Предуральском про
гибе), на Сахалине, в Коми АССР. Для этих залежей искус
ственный водонапорный режим не мог быть применен в связи 
с весьма малой проницаемостью коллекторов или высокой вяз
костью нефти. 

§ 1.3. НЕФТЕОТДАЧА ПЛАСТОВ 

Один из показателей эффективности режима работы залежей 
и в целом процесса ее разработки — нефтеотдача (степень пол
ноты извлечения нефти). Ее характеризуют коэффициентом неф
теотдачи (вводится термин коэффициента нефтеизвлечения)., 
причем различают конечный, текущий и проектный коэффици
енты нефтеотдачи. 

Под текущим коэффициентом нефтеотдачи (текущей нефте
отдачей) понимается отношение добытого из пласта количества 
нефти на определенную дату к балансовым (геологическим) ее 
запасам. Текущая нефтеотдача возрастает во времени по мере 
извлечения из пласта нефти. Конечный коэффициент нефтеот
дачи— это отношение извлеченных запасов нефти (добытого 
количества нефти за весь срок разработки) к балансовым запа-
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сам. Проектный коэффициент нефтеотдачи отличается от ко
нечного (фактического) тем, что он обосновывается и планиру
ется при подсчете запасов нефти и проектировании разработки. 

На основании экспериментальных и статистических промыс
ловых данных считают, что конечные коэффициенты нефтеот
дачи в зависимости от режимов работы залежей могут прини
мать такие значения: 

водонапорный режим 0,5—0,8 
газоиапориый режим 0,1—0,4 
режим растворенного газа ,. 0,05—0,3 
гравитационный режим 0,1—0,2 

Так как напорные режимы характеризуются высокими ко
нечными коэффициентами нефтеотдачи, а также высокими тем
пами отбора нефти, то часто с самого начала разработки це
лесообразно . изменить естественный режим и принудительно 
создать в залежи водонапорный или менее эффективный газо
напорный режим. Упругий режим всегда переходит в другой 
режим. При вытеснении газированной нефти водой нефтеотдача 
может повышаться за счет того, что часть нефти замещается не
подвижным газом. 

При напорных режимах, учитывая физическую сторону про
цесса вытеснения нефти и реальное движение жидкости к си
стеме скважин, коэффициент нефтеотдачи (нефтеизвлечения) т) 
представляют (по предложению А. П. Крылова) как произведе
ние коэффициентов вытеснения нефти из пласта т)в и охвата 
пласта разработкой т)0: 

Т1 = Т)вТ)о. (1-8) 

Под коэффициентом вытеснения т)в понимают отношение объ
ема нефти, вытесненной из области пласта, занятой рабочим 
агентом (водой, газом), к начальному содержанию нефти в этой 
же области. Как известно из физики пласта, коэффициент вы 
теснения зависит в основном от кратности промывки (отноше
ния объема прокачанного рабочего агента к объему пор), отно
шения вязкости нефти к вязкости рабочего агента, коэффици
ента проницаемости, распределения размера пор и характера 
смачиваемости пород пласта. В гидрофильных высокопроницае
мых пористых средах при малой вязкости нефти, по данным 
М. Л. Сургучева, коэффициент вытеснения нефти водой может 
достигать 0,8—0,9. В слабопрбницаемых частично гидрофобных 
средах при повышенной вязкости нефти он составляет 0,5—0,65, 
а в гидрофобных пластах — не более 0,25—0,4. Вместе с тем, 
при смешивающемся вытеснении нефти газом высокого давле
ния, углекислым газом и мицеллярным раствором, т. е. при уст
ранении существенного влияния капиллярных сил, коэффициент 
вытеснения достигает 0,95—0,98, 
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Под коэффициентом охвата т)0 понимается отношение объ
ема породы, охваченной вытеснением, ко всему объему нефте-
содержащей породы. Он характеризует потери нефти по тол
щине и площади пласта в зонах стягивающих рядов добываю
щих скважин, разрезающих рядов нагнетательных скважин, 
в неохваченных дренированием и заводнением зонах в слабо
проницаемых включениях, слоях, линзах, пропластках и застой
ных зонах, которые контактируют непосредственно с обводнен
ными слоями и зонами или отделены от них непроницаемыми 
линзами и слоями. В сильно расчлененных пластах остаточная 
нефтенасыщенность, которая может достигать 20—80 %, су
щественно зависит от размещения скважин, условий вскрытия 
пластов в них, воздействия на обособленные линзы и про-
пластки, соотношения вязкостей нефти и воды и др. 

В целом нефтеотдача зависит от многих факторов, пути уп
равления которыми в настоящее время известны или изучаются, 
ибо большая доля запасов нефти все же остается в пласте. Уве
личение коэффициента нефтеотдачи — актуальная и важная на
роднохозяйственная задача, на решение которой направлены 
усилия нефтяников. 

§ 1.4. СТРУКТУРНАЯ СХЕМА ПРОИЗВОДСТВЕННОГО 

ПРОЦЕССА РАЗРАБОТКИ И ЭКСПЛУАТАЦИИ 

МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

В настоящее время в СССР около 90 % ежегодно добываемой 
нефти извлекают из месторождений, где нефть вытесняется во
дой. Поэтому в качестве основной рассмотрим структурную 
схему производственного процесса разработки и эксплуатации 
месторождений с заводнением (рис. 1.1). 

Природный источник сырья (нефти, газа) — нефтяная за
лежь (НЗ) . Доступ в залежь обеспечивается посредством мно
жества скважин. По назначению выделяют такие скважины: 
1) добывающие, (ДС), имеющие фонтанное, насосное или газ-
лифтное оборудование и предназначенные для добывания нефти, 
нефтяного газа и попутной воды; 2) нагнетательные (НС), 
имеющие оборудование для централизованного или индивиду
ального обслуживания и предназначенные для нагнетания 
в пласт воды, пара, газа или различных растворов; 3) специаль
ные для выполнения особых работ и исследований. 

В настоящее время используют три основных способа до
бычи нефти: фонтанный, газлифтный и насосный. 

При фонтанном способе жидкость и газ поднимаются по 
стволу скважины от забоя на поверхность только под действием 
пластовой энергии, которой обладает нефтяной пласт. Поэтому 
фонтанный способ наиболее экономичный и обычно как естест
венный способ характерен для вновь открытых, энергетически 
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не истощенных месторождений. 
При поддержании пластового 
давления путем закачки воды 
или газа в залежь в отдельных 
случаях удается существенно 
продлить период фонтанирова
ния скважин. 

Если скважины не могут фон
танировать, то их переводят на 
механизированные способы до
бычи нефти; газлифтный или на
сосный с расходованием допол
нительной, искусственно вводи
мой в скважину энергии. 

При газлифтном способе до
бычи нефти в скважину для 
подъема нефти на поверхность 
подают (или закачивают с по
мощью компрессоров) сжатый 
газ (углеводородный газ или 
крайне редко воздух), т. е. по
дают энергию расширения сжа
того газа. 

В насосных скважинах подъем 
^идкости на поверхность осу
ществляется с помощью, спускае
мых в скважину насосов—штан
говых " скважинных насосов 
(ШСН) и погружных центро
бежных электронасосов (ЭЦН). 
На промыслах испытываются 
также другие способы эксплуа
тации скважин с использованием электровинтовых, электроди-
афрагменных, гидропоршневых насосов и т. д. 

Добываемую нефть —нефть , извлекаемую из нефтяной за
лежи и содержащую в различных соотношениях нефтяной газ, 
попутную воду, соли и механические примеси (ОСТ- 39.037— 
76) — собирают из каждой добывающей ̂ кважины по системе 
промысловых нефтетрубопроводов. Из Добывающих скважин 
добываемая нефть по промысловым нефтетрубопроводам 
(ПНТП) поступает на групповые замерные газосепарационные 
установки (ГЗСУ). При большом количестве отсепарированный 
газ подается под собственным давлением через дожимную ком
прессорную станцию (ДКС) дальним потребителям — газотран
спортному предприятию ( Г Ш ) или на газоперерабатывающий 
завод (ГПЗ), либо на собственные нужды нефтегазодобываю
щего предприятия. Обычно после замерных установок газ сме-

Рис. 1.1. Структурная схема про
изводственного процесса разра
ботке н эксплуатации нефтяной 
залежи с заводнением 
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Таблица 1.2. Характеристика товарные коидиций нефти 

Показатели 

Норма для группы нефти 
Метод испытания Показатели 

I II I I I 

Метод испытания 

Содержание воды, %, ие бо
лее 
Содержание хлористых со
лей, мг/л, ие более 
Содержание механических 
примесей, %, ие более 

Давление насыщенных паров 
при температуре нефти в пун
кте сдачи, Па, не более 

0,5 

100 

0,05 

66 650 

1 

300 

0,05 

66 650 

1 

1800 

0,05 

66 650 

ГОСТ 2477—65 

ГОСТ 21534—76 

ГОСТ 6370—83 
Отбор проб по 
ГОСТ 2517—85. 
Для контрольной 
пробы берут 1,5 л 
нефти 
ГОСТ 1756-52 

шивают с жидкостью и подают дальше на установку комплекс
ной подготовки нефти (УКТ1Н). 

При значительной площади месторождения используют блоч
ные дожимные насосные станции (БДНС) для перекачки добы
ваемой нефти. На этих станциях при большой обводненности 
продукции осуществляют предварительное отделение (сброс) 
попутной воды, которую по отдельному трубопроводу подают 
сразу на установку комплексной подготовки воды (УКТШ). 

В установках комплексной подготовки нефти от нефти отде
ляют нефтяной газ и попутную воду, доводят нефть до товарных 
кондиций, т. е. осуществляют глубокое обезвоживание продук
ции, удаление солей (обессоливание) и стабилизацию нефти 
(отделение испаряющихся компонентов при давлении, меньшем 
атмосферного). 

Товарную нефть сдают нефтетранспортным предприятиям 
(НТП) для передачи на нефтеперерабатывающие заводы 
(НПЗ) . В соответствии с ГОСТ «Нефть. Степень подготовки для 
нефтеперерабатывающих предприятий. Технические условия» 
выделяют три группы иефти по степени подготовки и преду
сматривают соответствующие товарные кондиции (табл. 1.2). 

Нефтяной газ подается под собственным давлением на ГПЗ, 
где осуществляется его подготовка перед подачей потребителям. 
На ГПЗ из него выделяют тяжелые углеводородные фракции 
(процесс отбензинивания), очищают от механических и вред
ных примесей (углекислого газа, сероводорода, азота и др.) и 
осушают. 

Отделенную от нефти воду подают на УКПВ и вместе с во
дами других источников из водозабора (ВЗ) с помощью блоч-

ных кустовых насосных станций (БКНС) закачивают по си
стеме промысловых водотрубопроводов (ПВТП) в нагнетатель
ные скважины (НС) и дальше в залежь для вытеснения нефти. 

В зависимости от конкретных условий месторождения от
дельные элементы рассмотренной структурной схемы могут 
отсутствовать или изменяться. Например, при естественном во
донапорном режиме попутную воду очищают и закачивают 
в глубинные пласты для захоронения с целью охраны окружаю
щей среды. Для повышения нефтеотдачи в закачиваемую воду 
могут добавлять различные вещества (полимеры, поверхностно-
активные вещества и т. п.). С этой целью в схему дополнительно 
вводят дозаторные и другие установки. При создании искусст
венного газонапорного режима вместо воды в залежь закачи
вают газ. Процесс аналогичный, только дополнительно в схему 
включают установки подготовки и закачки газа. 

На различных стадиях организации и осуществления основ
ного производственного процесса добычи нефти применяются 
разнообразные технологические процессы. Классификация их 
может быть разной. В основном принята такая разбивка: 

освоение скважины (компоновка низа и перфорация ко
лонны; вызов притока флюидов из нефтяного пласта; восстанов
ление и увеличение проницаемости призабойной зоны пласта); 

исследование и установление оптимального режима работы 
скважин; 
л подземный ремонт скважин; 

ликвидация осложнений при эксплуатации наземного нефте
промыслового оборудования; 

воздействие на залежь [поддержание пластового давления, 
повышение нефтеотдачи продуктивных пластов). 

В целом весь процесс добычи можно разделить на три части: 
разработка нефтяного месторождения (осуществление движе
ния флюидов по пласту и управление ими), включающая за
качку воды (газа) в залежь; 

подъем флюидов с забоев добывающих скважин на поверх
ность (технология и техника эксплуатации скважин); 

сбор и подготовка нефти, нефтяного газа и попутной воды. 
В такой же последовательности они будут и рассмотрены. 

§ 1.5. СИСТЕМЫ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 
И ЗАЛЕЖЕЙ 

Под системой разработки нефтяных месторождений и залежей 
понимают форму организации движения нефти в пластах 
к добывающим скважинам. Систему разработки нефтяных ме
сторождений определяют: порядок ввода эксплуатационных объ
ектов многопластового месторождения в разработку: сетки раз
мещения скважин на объектах, темп и порядок ввода их 
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в работу; способы регулирования баланса и использования 
пластовой энергии. Следует различать системы разработки мно
гопластовых месторождений и отдельных залежей (однопласто-
вых месторождений). 

Системы разработки многопластовых месторождений. 
Выделение эксплуатационных объектов 

В многопластовом месторождении выделяется несколько про
дуктивных пластов. Продуктивный пласт может разделяться на 
пропластки, прослои пород-коллекторов, которые развиты не по
всеместно. Надежно изолированный сверху и снизу непроницае
мыми породами отдельный пласт, а также несколько пластов, 
гидродинамически связанных между собой в пределах рассмат
риваемой площади месторождения или ее части, составляют 
элементарный объект разработки. Это понятие служит синони
мом понятия залежь. Эксплуатационный объект (объект разра
ботки) — это элементарный объект или совокупность элемен
тарных объектов, разрабатываемых самостоятельной сеткой 
скважин при обеспечении контроля и регулирования процесса 
их эксплуатации. Эксплуатационные объекты выделяют на ос
нове геологического, технологического и экономического анали
зов в период проектирования разработки. При решении вопро
сов выделения эксплуатационных объектов рекомендуется учи
тывать следующее: диапазон нефтегазоносности по разрезу 
(толщину продуктивного разреза); число продуктивных пластов 
в разрезе; глубину залегания продуктивных пластов; толщину 
промежуточных непродуктивных пластов и наличие зон слияния 
продуктивных пластов; положение водонефтяных контактов по 
пластам, совпадение залежей в плане; литологическую характе
ристику продуктивных пластов; коллекторские свойства (осо
бенно проницаемость"и эффективную толщину), диапазон их из
менения; различие типов залежей по пластам; режимы залежей 
и возможное их изменение; свойства нефтей в пластовых и по
верхностных условиях; запасы нефти по пластам. 

Если эти условия не препятствуют совмещению пластов 
в единый объект, то проводят гидродинамические расчеты по 
определению технологических показателей с учетом способов 
регулирования баланса пластовой энергии, контроля и регули
рования процесса разработки, а также технических средств до
бычи нефти. Затем определяют экономическую эффективность 
различных вариантов сочетания отдельных пластов в эксплуа
тационные объекты. Научно обоснованное выделение эксплуата
ционных объектов служит важным рычагом экономии и повы
шения эффективности разработки. 

В зависимости от порядка ввода эксплуатационных объек
тов в разработку выделяют две группы систем разработки мно-
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гопластового нефтяного месторождения: системы одновремен
ной разработки объектов; системы последовательной разра
ботки объектов. 

Системы одновременной разработки объектов 

Преимущество систем одновременной разработки объектов—это 
возможность использования запасов всех объектов после их 
разбуривания. Реализовать эти системы можно по одному из 
вариантов: 

1. Раздельная разработка, когда каждый объект эксплуати
руется самостоятельной сеткой скважин. Требует большого 
числа скважин, что приводит к значительным капитальным вло
жениям. Может применяться при наличии высокопродуктивных 
объектов и возможности быстрого их разбуривания. Ее преиму
щество — обеспечение надежного контроля за процессом раз
работки и его регулирования. 

2. Совместная разработка, при которой два или более пла
стов в ^иде единого эксплуатационного объекта разрабатыва
ются единой сеткой добывающих и нагнетательных скважин. 

.-Возможны ее подварианты: с увеличением числа добывающих 
скважин на малопродуктивные объекты и с увеличением числа 
нагнетательных скважин на малопродуктивные объекты. Ее пре
имущество — обеспечение высоких текущих уровней добычи при 

/
 заданном числе скважин. Однако в основном наблюдается не
регулируемая разработка пластов, что приводит к ухудшению 
технико-экономических показателей. 

3. Совместно-раздельная разработка, при которой добываю
щие скважины оборудуют установками для одновременно-раз
дельной эксплуатации, нагнетательные скважины — установ
ками для 'одновременно-раздельной закачки воды. Она позво
ляет преодолеть недостатки первых двух вариантов, сохраняя 
при этом их преимущества. 

Системы последовательной разработки объектов 

Системы последовательной разработки объектов можно реали
зовать по следующим основным вариантам. 

1. Разработка сверху вниз, при которой каждый нижележа
щий объект эксплуатируется после вышележащего. Она приме
нялась в первый период развития нефтяной промышленности и 
в настоящее время признана в основном нерациональной, так 
как'задерживает разведку и разработку нижележащих объек
тов, увеличивает объем бурения и расход металла на обсадные 
трубы, повышает опасность нарушения правил охраны недр вы
шележащих объектов при разбуривании нижележащих объ
ектов. 
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2. Разработка снизу вверх, при которой начинают разраба
тывать объекты с нижнего, так называемого опорного (базис
ного) объекта, а затем переходят на возвратные объекты. При 
наличии многих объектов в качестве базисных также выбирают 
наиболее изученные и высокопродуктивные объекты с доста
точно большими запасами нефти, а в качестве возвратных — 
остальные объекты. Тогда приступают к разработке базисных 
объектов, тем самым не задерживают эксплуатацию вышеле
жащих высокопродуктивных объектов с большими запасами. 

Следует отметить, что лучшие показатели могут быть достиг
нуты комбинацией всех перечисленных выше вариантов систем 
разработки многопластового месторождения. 

Системы разработки эксплуатационных объектов (залежей) 

Системы разработки залежей классифицируют в зависимости 
от размещения скважин и вида энергии, используемой для пере
мещения нефти. 

Размещение скважин. Под размещением скважин понимают 
сетку размещения и расстояния между скважинами (плотность 
сетки), темп й порядок ввода скважин в работу. Системы раз
работки подразделяют на следующие: с размещением скважин 
по равномерной сетке и с размещением скважин по неравно
мерной сетке (преимущественно рядами). 

Системы разработки с размещением скважин по равномер
ной сетке различают: по форме сетки; по плотности сетки; по 
темпу ввода скважин в работу; по порядку ввода скважин в ра
боту относительно друг друга и структурных элементов залежи. 
Сетки по форме бывают квадратными и треугольными (шести
угольными). При треугольной сетке на площади размещается 
скважин больше на 15,5 %, чем при квадратной в случае оди
наковых расстояний между скважинами. 

Под плотностью сетки скважин подразумевают отношение 
площади нефтеносности к числу добывающих скважин. Вместе 
с тем это понятие очень сложное. Исследователи часто вклады
вают разное содержание в понятие плотности сетки скважин: 
принимают только площадь разбуренной части залежи; число 
скважин ограничивают по разным величинам суммарной до
бычи нефти из них; включают или не включают нагнетательные 
скважины в расчет; в процессе разработки месторождения число 
скважин значительно изменяется, площадь нефтеносности при 
напорных режимах уменьшается, это по-разному учитывают 
и т. д. Иногда различают малую, среднюю и большую степени 
уплотнения скважин. Эти понятия весьма условны и различны 
для разных нефтепромысловых районов и периодов развития 
нефтяной промышленности. Проблема оптимальной плотности 
сетки скважин, обеспечивающей наиболее эффективную разра-
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ботку месторождений, была самой острой на всех этапах раз
вития нефтяной промышленности [10]. Раньше плотность сетки 
скважин изменялась от 10

4
м

2
/скв (расстояния между скважи

нами 100 м) до (4—9) 10
4
м

2
/скв, а с конца 40-х — начала 50-х 

годов перешли к сеткам скважин с плотностью (30— 
60) 10

4
м

2
/скв. Исходя из теории интерференции и упрощенной 

схематизации процесса вытеснения нефти водой из однородного 
пласта, считалось, что при разработке нефтяных месторожде
ний при водонапорном режиме число скважин существенно не 
влияет на нефтеотдачу. 

Практикой разработки и дальнейшими исследованиями ус
тановлено, что в реальных неоднородных пластах плотность 
сетки скважин оказывает существенное влияние на нефтеот
дачу. Это влияние тем больше, чем более неоднородны и преры
висты продуктивные пласты, хуже литолого-физические свой
ства коллекторов, выше вязкость нефти в пластовых условиях, 
больше нефти первоначально заключено в водонефтяных и под-
газовых зонах. Уплотнение сетки скважин в неоднородно-лин-
зовидных пластах существенно увеличивает нефтеотдачу (охват 
разработкой), особенно при удачном размещении скважин от
носительно различных линз и экранов. Наибольшее влияние 
оказывает плотность сетки в диапазоне плотностей сетки более 
(25—30) 10

4
м

2
/скв. В диапазоне плотностей сетки менее (25— 

30) 10
4
м

2
/скв влияние хотя и отмечается, однако оно не столь су

щественное, как при более редких сетках. В каждом конкрет
ном случае выбор плотности сетки должен определяться с уче
том конкретных условий. 

В нашей стране применяют двухстадийное разбуривание пер
воначально редких сеток скважин и последующее избиратель
ное уплотнение их с целью повышения охвата неоднородных 
пластов заводнением, увеличения конечной нефтеотдачи и ста
билизации добычи нефти. В первую стадию бурят так называе
мый основной фонд добывающих и нагнетательных скважин при 
малой плотности сетки. По данным бурения и исследования 
скважин основного фонда уточняется геологическое строение 
неоднородного объекта, в результате чего возможны изменения 
плотности сетки скважин, которые разбуривают во вторую ста
дию и называют резервными. Резервные скважины предусмат
риваются с целью вовлечения в разработку отдельных линз, зон 
выклинивания и застойных зон, которые не вовлекаются в раз
работку скважинами основного фонда в пределах контура их 
размещения. Число резервных скважин обосновывается с уче
том характера и неоднородности пластов (их прерывистости), 
плотности сетки скважин, соотношения вязкости нефти и воды 
и т. д. Число резервных скважин может составлять до 30 % ос
новного фонда скважин. Их место размещения следует плани
ровать в более ранние сроки разработки, Отметим, что для 
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замены фактически ликвидированных скважин из-за старения 
(физического износа) или по техническим причинам (в резуль
тате аварий при эксплуатации добывающих и нагнетательных 
скважин) требуется обосновывать также число скважин-дубле
ров, которое может достигать 10—20 % фонда. 

По темпу ввода скважин в работу можно выделить одновре
менную (еще называют «сплошная») и замедленную системы 
разработки залежей. В первом случае темп ввода скважин в ра
боту быстрый — все скважины вводят в работу почти одновре
менно в течение первых одного — трех лет разработки объекта. 
При большом сроке ввода систему называют замедленной, ко
торую по порядку ввода скважин в работу различают на си
стемы сгущающуюся и ползучую. Сгущающуюся систему целе
сообразно применять на объектах со сложным геологическим 
строением. Она соответствует принципу двухстадийного разбу
ривания. Ползучую систему, ориентированную по отношению 
к структуре пласта, подразделяют на системы: а) вниз по паде
нию; б) вверх по восстанию; в) по простиранию. В практике 
разработки крупных отечественных месторождений ползучая и 
сгущающаяся системы разработки комплексно сочетаются. 
Только трудные природные (топи, болота) и геологические ус
ловия определили применение ползучей системы на Самотлор-
ском месторождении. 

Системы разработки с размещением скважин по равномер
ной сетке считают целесообразными при режимах работы пласта 
с неподвижными контурами (режим растворенного газа, грави
тационный режим), т. е. при равномерном распределении по 
площади пластовой энергии. В СССР в основном по треуголь
ной сетке разбурено большинство эксплуатационных объектов 
Азербайджана, Туркмении, Западной Украины, Северного Кав
каза и др. 

Системы разработки с размещением скважин по неравномер
ной сетке аналогично различают: по плотности сетки; по темпу 
ввода скважин в работу (ввода рядов скважин — работают один 
ряд, два, три); по порядку ввода скважин в работу. Дополни
тельно их разделяют: по форме рядов — с незамкнутыми ря
дами и с замкнутыми (кольцевыми) рядами; по взаимному рас
положению рядов и скважин — с выдержанными расстояниями 
между рядами и между скважинами в рядах и с уплотнением 
центральной части площади. 

Такие системы широко использовали при режимах работы 
пласта с подвижными контурами (водо-, газонапорный, на-
порно-гравитационный и смешанный режимы). При этом сква
жины размещали рядами, параллельными первоначальному кон
туру нефтеносности. Такую систему начали применять у нас 
впервые в 1930 г. на Новогрозненском, затем на Туймазинском 
(20- 10

4
м

2
/скв при расстояниях между рядами 500 м и между 

скважинами в рядах 400 м), РомашкиНсКом (60 • 10
4
м

2
/скв— 

1000 м-600 м), Усть-Балыкском (42.-10
4
м

2
/скв), Мегионском 

(64 • 10
4
м

2
/скв), Самотлорском (64 • 10

4
м

2
/скв) и других место

рождениях. При современном проектировании первоначальная 
расстановка скважин почти всегда равномерная. 

Вид используемой энергии. В зависимости от вида энергии, 
используемой для перемещения нефти, различают: системы раз
работки нефтяных залежей при естественных режимах, когда 
используется только естественная пластовая энергия (т. е. си
стемы разработки без поддержания пластового давления); си
стемы разработки с поддержанием пластового давления, когда 
применяются методы регулирования баланса пластовой энергии 
путем искусственного ее пополнения. По методам регулирова
ния баланса пластовой энергии выделяют: системы разработки 
с искусственным заводнением пластов; системы разработки с за
качкой газа в пласт. 

Системы разработки с искусственным заводнением пластов 
могут осуществляться по следующим основным вариантам: 

1. Законтурное заводнение, при котором воду закачивают 
в ряд нагнетательных скважин, расположенных за внешним 
контуром нефтеносности на расстоянии 100—1000 м. Его приме
няют'на объектах с малорасчлененными по толщине продуктив
ными пластами, обладающими сравнительно высокой гидропро-
водностью, при небольшой ширине залежей (до 4—5 км, а при 
наиболее благоприятном строении пластов и более). Примерами 
могут служить Туймазинское месторождение (Башкирия), где 
начали впервые применять заводнение в СССР (1948 г.), де
вонская залежь Бавлинского месторождения (Татария), ясно
полянская залежь Ярино-Каменоложского месторождения 
(Пермская обл.) и др. Оно не получило широкого распростра
нения. 

2. Приконтурное заводнение, когда нагнетательные сква
жины размещают в водонефтяной зоне в непосредственной бли
зости от внешнего контура нефтеносности. Его применяют 
вместо законтурного заводнения на залежах с проявлением так 
называемого барьерного эффекта на водонефтяном разделе или 
при сниженной проницаемости пласта в законтурной зоне. Гид
родинамическая связь законтурной и нефтеносной частей может 
ухудшиться вследствие окисления тяжелых фракций нефти на 
водонефтяном разделе, разрывных нарушений, литологических 
замещений и др. Приконтурное заводнение удачно запроекти
ровано, например, по пласту Сш Дмитровского месторождения 
(Куйбышевская обл.). 

3. Внутриконтурное заводнение, которое применяют в основ
ном на объектах с большими площадями нефтеносности (сотни 
квадратных километров и более). При законтурном заводнении 
одновременно может работать не более трех рядов скважин 
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вследствие экранирования работы внутренних рядов внешними, 
поэтому для обеспечения отбора нефти также из центральной 
части эксплуатационного объекта крупные объекты с помощью 
разрезающих рядов нагнетательных скважин делят на отдель
ные, самостоятельно разрабатываемые участки, которые назы
вают эксплуатационными полями или блоками. Внутриконтур-
ное заводнение в случае необходимости сочетается с законтур
ным или приконтурным заводнением. 

В СССР применяется внутриконтурное заводнение таких ви
дов: разрезание залежи нефти рядами нагнетательных скважин 
на отдельные площадки, блоки самостоятельной разработки; 
сводовое заводнение; очаговое заводнение; площадное за
воднение. 

Система внутриконтурного заводнения с разрезанием залежи 
на отдельные площади применяется на крупных нефтяных ме
сторождениях платформенного типа с широкими водонефтя-
ными зонами. Широкие водонефтяные зоны отрезают от основ
ной части залежи и разрабатывают их по самостоятельным 
системам. На средних и небольших по размеру залежах приме
няют поперечное разрезание их рядами нагнетательных скважин 
на блоки (блоковое заводнение). Ширина площадей и блоков 
выбирается с учетом соотношения вязкостей и прерывистости 
пластов (литологического замещения) в пределах до 3—4 км, 
внутри размещают нечетное число рядов добывающих скважин 
(не более 5—7). Разрезание на отдельные площади и блоки на
шло применение на Ромашкинском (23 площади пласта Та
тария), Арланском (Башкирия), Мухановском (Куйбышевская 
область), Осинском (Пермская область), Покровском (Орен
бургская область), Узеньском (Казахстан), Правдинском, Ма-
монтовском, Западно-Сургутском, Самотлорском (Западная Си
бирь) и других месторождениях. С начала 60-х годов на место
рождениях Куйбышевской области (пласт А4 Козловского, пласт 
Б2 Стрельненского, пласт Д0 Жигулевского и другие месторож
дения) и затем Западной Сибири (Правдинское, Мамонтовское, 
пласты ABi Советского и Самотлорского месторождений) стали 
широко использоваться системы блокового заводнения, причем 
так называемые активные (интенсивные) системы с размеще
нием между двумя нагнетательными рядами не более 3—5 ря
дов добывающих скважин. Совершенствованием блоковых си
стем могут быть яблочно-квадратные системы с периодическим 
изменением направлений потоков воды. 

При небольшой вязкости нефти (до 3—5 мПа • с) для объек
тов с относительно однородным строением пластов системы за
воднения могут быть менее активными, блоки шириной до 3,5— 
4 км. Для ухудшенных условий активность систем должна по
вышаться, а ширина блоков должна уменьшаться до 2—3 км и 
менее. При однородных пластах с продуктивностью выше 
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500 т/(сут-МПа) оправдали себя пятирядные системы, а при 
продуктивности 10—50 Т/(сут-МПа)—трехрядные (по 
Б. Т. Баишеву и др.). 

При сводовом заводнении ряд нагнетательных скважин раз
мещают на своде структуры или вблизи него. Если размеры за
лежи превышают оптимальные, это заводнение сочетают с за
контурным. Сводовое заводнение подразделяют на: а) осевое 
(нагнетательные скважины размещают по оси структуры — кум-
ский горизонт Новодмитриевского месторождения в Краснодар
ском крае, пласты группы А Усть-Балыкского месторождения 
в Западной Сибири); кольцевое (кольцевой ряд нагнетательных 
скважин с радиусом, приблизительно равным 0,4 радиуса за
лежи, разрезает залежь на центральную и кольцевую пло
щади— Миннибаевская площадь Ромашкинского месторожде
ния); центральное заводнение как разновидность кольцевого 
(вдоль окружности радиусом 200—300 м размещают 4—6 наг
нетательных скважин, а внутри ее имеется одна или несколько 
добывающих скважин). 

Очаговое заводнение может применяться в качестве само
стоятельного при разработке залежей нефти в резко неоднород
ных и прерывистых пластах и в качестве вспомогательного за
воднения в сочетании с законтурным и особенно внутриконтур-
ным заводнением для выработки запасов нефти из участков, не 
охваченных основными системами. Разбуривание осуществляют 
по равномерной сетке с расположением буровых станков вблизи 
продуктивных скважин и последующим переходом «от извест
ного к неизвестному». Нагнетательные скважины выбирают из 
числа пробуренных так, чтобы они размещались на участках 
с наилучшей характеристикой пластов и оказывали влияние на 
максимальное число окружающих добывающих скважин. 
В связи с этим его называют избирательным заводнением. 
Внедрено очаговое заводнение на месторождениях платформен
ного типа в Татарии (периферийные участки Ромашкинского и 
Ново-Елховского месторождений), Башкирии (месторождения 
Краснохолмской группы), Коми АССР, Пермской, Оренбург
ской обл. и т. д. Оно более эффективно на поздней стадии раз
работки. 

Площадное заводнение характеризуется рассредоточенной 
закачкой воды в залежь по всей площади ее нефтеносности. 
Площадные системы заводнения по числу скважино-точек каж
дого элемента залежи с расположенной в его центре одной до
бывающей скважиной могут быть четырех-, пяти-, семи- и девя
титочечной и линейной системами (рис. 1.2). Линейная си
стема — это однорядная система блокового заводнения, причем 
скважины размещают не друг против друга, а в шахматном по
рядке. Отношение нагнетательных и добывающих скважин со
ставляет 1 :1 , Элементом этой системы может служить прямо-
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Рис. 1.2. Площадная четырех- (а), пяти- (б), семи- (в), девятиточечная (г) 
и линейная (д, е) системы заводнения (с выделенными элементами): 
/ — добывающие; 2 — нагнетательные скважины 

угольник со сторонами 2L и 2<тн=2сгд = 2сг. Если 2L = 2o, то ли
нейная система переходит в пятиточечную с таким же соотно
шением скважин (1 : 1). Пятиточечная система симметрична и 
за элемент можно выбрать также обратное размещение сква
жин с нагнетательной скважиной в центре (обращенная пяти
точечная система). В девятиточечной системе на одну добываю
щую скважину приходится три нагнетательных (соотношение 
скважин 3 : 1 ) , так как из восьми нагнетательных скважин по 
четыре скважины приходится соответственно на два и четыре 
соседних элемента. В обращенной девятиточечной системе 
(с нагнетательной скважиной в центре квадрата) соотношение 
нагнетательных и добывающих скважин составляет 1 : 3 . При 
треугольной сетке размещения скважин имеем четырехточеч
ную (обращенную семиточечную) и семиточечную (или обра
щенную четырехточечную) системы с соотношением нагнета
тельных и добывающих скважин соответственно 1 : 2 и 2 : 1. Воз
можны также другие площадные системы. Таким образом, пло
щадные системы характеризуются различной активностью воз
действия на залежь, выраженной соотношением нагнетатель
ных и добывающих скважин (1 : 3, 1 : 2, 1 : 1, 2 : 1, 3 : 1). 

Результаты исследований, проведенных в ВНИИнефти, Гип-
ровостокнефти, СибНИИНПи показали, что площадное завод-
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нение эффективно при разработке малопроницаемых пластов 
[10]. Эффективность площадного заводнения увеличивается с по
вышением однородности, толщины пласта, а также с уменьше
нием вязкости нефти и глубины залегания залежи. Площадное 
заводнение было запроектировано по пласту БСю Усть-Балык-
ского месторождения и др. Практика применения площадных и 
избирательных систем разработки, как считает Б. Т. Баишев, 
показала их явную неэффективность как с точки зрения темпов 
отбора нефти (не жидкости!), так и нефтеотдачи. Особенно 
сложны при этом вопросы регулирования отбора и закачки, 
борьбы с обводнением скважин и т. д. Поэтому применять пло
щадные системы разработки можно только на поздней стадии 
разработки. 

Масштабы применения различных систем заводнения (по 
данным М. Л. Сургучева) характеризуются следующими величи
нами (в % — в числителе число месторождений, в знаменателе 
добыча нефти): внутриконтурная, блоковая — 50/70; комбини
рованная (законтурная, внутриконтурная) — 28/18; избиратель
ная, площадная — 18/9; законтурная — 3,3/3. Таким образом, 
блоковые системы разработки ввиду высокой эффективности на
шли наиболее широкое применение. 

Системы разработки с закачкой газа в пласт могут приме
няться по двум основным вариантам: закачка газа в повышен
ные части залежи (в газовую шапку), площадная закачка газа. 
Успешная закачка газа возможна лишь при значительных углах 
наклона однородных пластов (улучшается гравитационное раз
деление газа и нефти), невысоком пластовом давлении (давле
ние закачки обычно на 15—20 % больше пластового), близости 
значений пластового давления и давления насыщения нефти га
зом или наличии естественной газовой шапки, малой вязкости 
нефти. По экономической эффективности она значительно усту
пает заводнению, поэтому нашла ограниченное применение на 
месторождениях Горячий Ключ (Краснодарский край), Битков 
(Западная Украина), Андижан-Палванташ (Фергана) и др. 

Поскольку разработка месторождения начинается с отбора 
нефти из первых разведочных скважин, то отметим, что система 
разработки динамична и должна непрерывно совершенство
ваться во времени. 

§ 1.6. СТАДИИ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

При водонапорном режиме процесс добычи нефти продолжается 
более 30—50 лет и проходит через ряд стадий, отличающихся 
новым качественным состоянием залежи. Стадия — это период 
процесса разработки, характеризующийся определенным зако
номерным изменением технологических и технико-экономиче
ских показателей, Под технологическими и технико-зкономиче-
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Основной период 
разработки 

Рис. 1.3. Типовая динамика темпа до
бычи нефти Гдн, жидкости ТДЖ и 
обводненности продукции яв при во
донапорном режиме с выделением 
стадий разработки: 

/—освоение эксплуатационного объекта; 
//—поддержание высокого уровня добычи 
нефтн; /// — значительное снижение до
бычи нефти; IV — завершающая 

скими показателями процесса разработки залежи понимают те
кущую (среднегодовую) и суммарную (накопленную) добычу 
нефти, текущую и суммарную добычу жидкости (нефти и воды), 
обводненность добываемой жидкости пъ (отношение текущей до
бычи воды к текущей добыче жидкости), текущий и накоплен
ный водонефтяной фактор (отношение добычи воды к добыче 
нефти), текущую и накопленную закачку воды, компенсацию от
бора закачкой (отношение закачанного объема к отобранному 
при пластовых условиях), коэффициент нефтеотдачи, число 
скважин (добывающих, нагнетательных), пластовое и забойное 
давления, текущий газовый фактор, средние дебит добывающих 
и приемистость нагнетательных скважин, себестоимость продук
ции, производительность труда, капитальные вложения, эксплу
атационные расходы, приведенные затраты и др. 

По динамике добычи нефти выделяют четыре стадии про
цесса разработки залежей пластового типа в гранулярных кол
лекторах при водонапорном режиме (рис. 1.3). Графики по
строены в зависимости от безразмерного времени т, представ
ляющего собой отношение накопленной добычи жидкости 
к балансовым запасам нефти. 

Первая стадия — освоение эксплуатационного объекта — ха
рактеризуется: 

интенсивным ростом добычи нефти до максимального задан
ного уровня (прирост составляет примерно 1—2 % в год от ба
лансовых запасов); 

быстрым увеличением действующего фонда скважин до 0,6— 
0,8 от максимального; 

резким снижением пластового давления (по месторождениям 
с искусственным водонапорным режимом снижение пластового 
давления в зоне отбора достигает 30 °/о от первоначального, так 
как освоение системы заводнения обычно отстает во времени на 
6—8 лет); 

небольшой обводненностью продукции пв (обводненность 
продукции достигает 3—4 % при вязкости нефти не более 
5 мПа-с и 35 % при повышенной вязкости); 

Достигнутым текущим коэффициентом нефтеотдачи ц (около 
10 % ) . Продолжительность стадии зависит от промышленной 
ценности залежи и составляет 4—5 лет, за окончание стадии 
принимается точка резкого перегиба кривой темпа добычи 
нефти Гдн (отношение среднегодового отбора нефти к балансо
вым ее запасам). 

Вторая стадия — поддержание высокого уровня добычи 
нефти — характеризуется: 

более или менее стабильным высоким уровнем добычи нефти 
(максимальный темп добычи нефти находится в пределах 
3—17 %) в течение 3—7 лет и более для месторождений 
с маловязкими нефтями и 1—2 года —при повышенной вяз
кости; 

ростом числа скважин, как правило, до максимума за счет 
резервного фонда; 

нарастание^м обводненности продукции пв (ежегодный рост 
обводненности составляет 2—3 % при малой вязкости нефти и 
7 % и более при повышенной вязкости, на конец стадии обвод
ненность колеблется от нескольких до 65 % ) ; 

отключением небольшой части скважии из-за обводнения и 
переводом многих на механизированный способ добычи нефти; 

текущим коэффициентом нефтеотдачи ц, составляющим 
к концу стадии 30—50 %, а для месторождений с «пикой» до
бычи— 10—15 %. 

Устойчивость уровня добычи нефти обеспечивается бурением 
оставшегося основного фонда скважин и части резервного, 
а также применением методов интенсификации отбора жидко
сти. Однако по мере обводнения продукции скважин наступает 
момент, когда интенсивность обводнения продукции становится 
выше интенсивности роста добычи жидкости. После этого на
чинается снижение добычи нефти, несмотря на увеличение до
бычи жидкости, что может обусловливаться отключением части 
обводнившихся скважин и ограниченными возможностями 
оборудования и установок по сбору и подготовке нефти. Про
должительность стадии зависит от максимального уровня до
бычи нефти и соотношения вязкостей иефти и воды. Границу 
между второй и третьей стадиями устанавливают по точке пере
гиба кривой темпа отбора нефти в сторону уменьшения, кото
рая почти всегда четко отмечается, несмотря на продолжаю
щийся иногда рост темпа добычи жидкости 7"дЖ (отношения 
среднегодового отбора жидкости к балансовым запасам 
нефти). 

Третья стадия — значительное снижение добычи нефти — ха
рактеризуется: 

снижением добычи нефти.(в среднем на 10—20 °/о в год при 
маловязких нефтях и на 3-^-10 °/о при нефтях повышенной вяз
кости); темпом отбора нефти на конец стадии 1—2,5%; 
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уменьшением фонда скважин из-За отключений вследствие 
обводнения продукции, переводом практически всего фонда 
скважин на механизированный способ добычи; 

прогрессирующим обводнением продукции пв до 80—85 % 
при среднем росте обводненности 7—8 % в год, причем с боль
шей интенсивностью для месторождений с нефтями повышенной 
вязкости; 

повышением текущих коэффициентов нефтеотдачи т] на ко
нец стадии до 50—60 % Для месторождений с вязкостью нефти 
не более 5 мПа-с и до 20—30 % для месторождений с нефтями 
повышенной вязкости; 

суммарным отбором жидкости 0,5—1 объема от балансовых 
запасов нефти. 

Эта стадия наиболее трудная и сложная для всего процесса 
разработки, ее главная задача — замедление темпа снижения 
добычи нефти. Продолжительность стадии зависит от продол
жительности предыдущих стадий и составляет 5—10 и более 
лет. Определить границу между третьей и четвертой стадиями 
по изменению среднегодового темпа добычи нефти Гдн обычно 
трудно. Наиболее четко ее можно определить по точке перегиба 
кривой обводненности лв. 

Совместно первую, вторую и третью стадии называют основ
ным периодом разработки. За основной период отбирают из 
залежей 80—90 % извлекаемых запасов нефти. 

Четвертая стадия — завершающая — характеризуется: 
малыми, медленно снижающимися темпами отбора нефти 

Гдн (в среднем около 1 % ) ; 
большими темпами отбора жидкости Гдж (средние темпы от

бора жидкости составляют 3—8 и даже 20 %; отбирают на 
этой стадии до 1 объема пор пласта по месторождениям с мало
вязкими нефтями и до 3—4 объемов по месторождениям с неф
тями повышенной вязкости; основная масса воды отбирается на 
этой стадии, конечные водонефтяные факторы достигают 0,7— 
7м

3
/м

3
) ; 

высокой медленно возрастающей обводненностью продук
ции (ежегодный рост составляет около 1 % ) ; 

более резким, чем на третьей стадии, уменьшением дейст
вующего фонда скважин из-за обводнения (фонд, скважин со
ставляет примерно 0,4—0,7 от максимального, снижаясь иногда 
до 0,1); 

отбором за период стадии 10—20 °/о балансовых запасов 
нефти. 

Продолжительность четвертой стадии сопоставима с дли
тельностью всего предшествующего периода разработки залежи, 
составляет 15—20 лет н более, определяется пределом экономи
ческой рентабельности, т. е. минимальным дебитом, при кото
ром еще рентабельна эксплуатация скважии. Предел рентабель-
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Таблица 1.3. Максимальные темпы добычи нефти из разрабатываемых 
месторождений 

Подтип динамики добычи 
нефти 

Максимальный Т Дн' * 

пределы изменения среднее значение 

1а 

16 

2а 

26 

1,8—4 

3,6—5,7 

2,7—6,2 

4,8—7,7 

3 

4 

5 

6,5 

ности обычно наступает при обводненности продукции примерно 
на 9 8% . 

На основе детального анализа изменения добычи нефти из 
разрабатываемых месторождений СССР сотрудниками ВНИИ-
нефть (Б. Т. Баишев и др.) выделены два типа кривых добычи 
нефти, каждый из которых подразделен на два подтипа по ха
рактеру динамики добычи жидкости (табл. 1.3). Для месторож
дений подтипов 1а и 2а характерен рост добычи жидкости на 
III стадии, несмотря на уменьшение отбора нефти. В результате 
добыча нефти иа III стадии уменьшается более плавно, чем на 
месторождениях подтипов 16 и 26, в которых наряду с умень
шением темпа отбора жидкости на III стадии снижается и темп 
отбора нефти. При переходе от подтипа 1а к подтипу 26 увели
чивается средний темп Тт и уменьшается продолжительность 
II стадии, выражаясь в пределе «пикой» добычи нефти. 

Разработка залежей в трещииовато-кавернозных коллекто
рах отличается быстрым выходом на высокие максимальные 
темпы отбора нефти (10—13 % в год), отбором до 80 % извле
каемых запасов к началу снижения добычи, весьма резким сред
ним снижением добычи на стадии III (до 50% в год), непро
должительностью стадии IV, небольшими суммарными отбо
рами воды (доли от балансовых запасов нефти). 

Разработка трещиновато-пористых пластов протекает значи
тельно сложнее, чем пористых и трещиновато-кавернозных и со
провождается большими отборами воды. 

В целом динамика добычи нефти зависит от геолого-физиче
ских условий месторождения (вязкость нефти, литологический 
тип коллектора, продуктивность и неоднородность пластов, тип 
залежи), метода (с воздействием и без воздействия на залежь) 
и системы разработки, условий освоения объекта (темпа и по
рядка разбуривания) и эксплуатации скважин. В совокупности 
эти факторы могут в несколько раз изменять уровень добычи 
нефти. М. Л. Сургучев считает, что целесообразно поддержи
вать динамику добычи нефти со стабильным максимальным 
2
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уровнем. Характер заводнения и нефтеотдача неоднородных 
плаетов не зависят от темпа добычи нефтн. На этом базируется 
современная разработка нефтяных месторождений высокими 
темпами. 

В заключение отметим, что производственный процесс до
бычи нефти на протяжении четырех стадий характеризуется не
равномерностью отбора нефти, нефтяного газа и воды, неравно
мерной нагрузкой промыслового оборудования, изменением 
состава потока флюидов в скважинах, трубопроводах и уста
новках во времени. 

§ 1.7. ОБЩИЕ ПРИНЦИПЫ ПРОЕКТИРОВАНИЯ 
РАЗРАБОТКИ 

Научно обоснованное проектирование разработки нефтяных ме
сторождений стало осуществляться в СССР в начале 40-х го
дов по предложению и под руководством А. П. Крылова. В про
ектных документах приводилось геолого-промысловое, гидроди
намическое и экономическое обоснование систем разработок, 
однако учитывались лишь отдельные элементы технологии и 
техники добычи нефти и обустройства месторождения (забойное 
давление, рельеф местности и т. п.). С 70-х годов проектные 
организации в отрасли перешли на составление проектных до
кументов на промышленную разработку нефтяных месторожде
ний, в которых сочетаются решения геолого-промысловых и тех
нологических задач с экономическими задачами с.учетом реше
ния вопросов нефтепромыслового обустройства конкретного 
месторождения и нефтедобывающего района в целом, требова
ний охраны недр н окружающей среды (экологии). При этом 
порядок проектирования постоянно совершенствуется на основе 
обобщения отечественного и зарубежного опытов. 

Основные технологические проектные документы на промыш
ленную разработку нефтяных н нефтегазовых месторождений — 
технологические схемы и проекты разработки. Онн служат 
в свою очередь основой для составления проектных документов 
на разбуривание и обустройство и используются при текущем и 
перспективном планировании добычи нефти и газа, затрат, свя
занных с их добычей. Проект разработки составляется для ме
сторождения, введенного в. разработку на основании схемы или 
не введенного в разработку с простым геологическим строением 
и малыми запасами. 

В технологических проектных документах на разработку 
обосновываются (изложено без соблюдения порядка обоснова
ния): 1) выделение эксплуатационных объектов и порядок 
ввода их в разработку, выбор системы разработки; 2) способы 
и режимы эксплуатации скважин, выбор устьевого и внутри-
скважинного оборудования, мероприятия по предупреждению и 
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борьбе с осложнениями при эксплуатации'скважин; 3) уровни, 
темпы и динамика добычи нефти, газа и жидкости из пластов, 
закачкн в них вытесняющих агентов; 4) вопросы повышения 
эффективности реализуемых систем разработки заводнением, 
вопросы, связанные с особенностями применения методов повы
шения нефтеотдачи (нефтеизвлечения); мероприятия по конт
ролю и регулированию процесса разработки; объемы и виды 
работ по доразведке месторождения; комплекс геофизических и 
гидродинамических исследований скважин; 5) требования к си
стемам сбора и промысловой подготовки продукции скважин; 
6) требования к системам поддержания пластового давления, 
качеству используемых агентов; 7) требования и рекомендации 
к конструкциям скважин и производству буровых работ, мето
дам вскрытия пластов и освоения скважин; 8) специальные ме
роприятия по охране недр и окружающей среды при бурении 
и эксплуатации скважин, технике безопасности, промсанитарии 
и пожарной безопасности при применении методов повышения 
нефтеотдачи; 9) вопросы, связанные с опытно-промышленными 
испытаниями новых технологий и технических решений. 

Проектирование разработки месторождения осуществляют 
путем построения н технико-экономического анализа большого 
числа различных вариантов разработки месторождения. Расчет
ные, варианты разработки месторождения могут различаться 
выбором эксплуатационных объектов, самостоятельных площа
дей разработки, способами и агентами воздействия на пласт, 
системами размещения и плотностями сетки скважин, режи
мами и способами их эксплуатации, уровнями и продолжитель
ностью стабильной добычи нефти н др. Из этих расчетных 
вариантов, выбирают не менее трех вариантов для технологиче
ских схем и двух — для проектов разработки, которые называ
ются основными. Один из рассматриваемых вариантов разра
ботки выделяется в качестве базового варианта. Технологиче
ские и экономические показатели рассчитывают за весь срок 
разработки. Для реализации выбирается рациональный вариант 
разработки путем сопоставления технико-экономнческих показа
телей расчетных вариантов разработки. Для составления тех
нологических проектных документов выдается техническое за
дание, в котором учитываются тенденции развития нефтяной 
промышленности, пятилетние и перспективные планы добычи 
нефти по экономическому району (объединению). В техниче
ском задании указываются возможные объемы бурения, воз
можные источники рабочих агентов, мощности водо-, газо- и 
электроснабжения, возможные ограничения, связанные с техно
логией и техникой добычи нефти, подготовки продукции и др. 

Для повышения качества проектирования, надежности и точ
ности прогнозирования процесса извлечения нефти предусмат
ривается широкое использование современных электронно-вы-
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числительных машин (ЭВМ), систем автоматизированного про
ектирования разработки (САПР), различных баз данных и гра
фопостроителей. Используются отраслевые и межотраслевые 
регламенты (ГОСТ, ОСТ и др.) относительно системы докумен
тации (порядок ее разработки, оформления, обращения). 

Контрольные вопросы 

1. Охарактеризуйте производственный процесс разработки и эксплуата
ции нефтяных месторождений. Какие природные и технологические условия 
определяют его осуществление? 

2. Расскажите о классификации систем разработки месторождений. 
3. Дайте определение стадии разработки месторождений. Какие стадии 

выделяют при водонапорном режиме и что для них характерно? 

Глава 2 

ОСНОВЫ ТЕХНОЛОГИЧЕСКИХ РАСЧЕТОВ 
И РАЗРАБОТКА НЕФТЯНЫХ 
МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

Проектирование разработки нефтяных месторождений вклю
чает подготовку исходной информации и создание моделей 
пласта, проведение технологических и экономических расчетов, 
расчетов по выбору способов и технологического оборудования 
по добыче нефти. 

§ 2.1. ПОДГОТОВКА ИСХОДНЫХ ДАННЫХ 
ДЛЯ ТЕХНОЛОГИЧЕСКИХ РАСЧЕТОВ 

При расчете технологических показателей разработки место
рождений необходимо располагать исходными данными, т. е. гс-
олого-промысловой характеристикой месторождения. 

Геолого-промысловая характеристика 

Геолого-промысловую характеристику в основном представляют: 
общие сведения о районе месторождения — географическое 

и административное расположение района месторождения; 
рельеф местности, гидросеть, климат; экономические сведения; 
характеристика условий разбуривания и обустройства место
рождения с выделением участков, осложненных или не подле
жащих разбуриванию (резко пересеченный рельеф, водоемы, 
заболоченность, населенные пункты, санитарные зоны и др.); 

геологическая характеристика месторождения — история ге
ологического изучения района и месторождения; стратиграфия; 
тектоника; нефтегазоносность; гидрогеологические условия ме
сторождения; 

геологическая характеристика залежи (продуктивного пла
ста, эксплуатационного объекта)—детальная корреляция про
дуктивной части разреза в скважинах, положение ВНК и ГНК; 
геометрия залежи (тектоническая структура, контуры нефтега-
зоносности, размеры залежи, нефтяных, газовых, подгазовых и 
водонефтяных зон, тип залежи); 

литолого-физическая характеристика коллектора — вещест
венный состав и структурные особенности пород; проницаемость, 
пористость, начальная нефтенасыщенность коллектора, зависи
мость проницаемости и пористости от давления, тип коллектора 
(пористый, трещиновато-пористый и т. д.) ; неоднородность 
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строения (объемная неоднородность) продуктивных пластов 
(расчлененность на пропластки и слои, песчанистость, их рас
пространенность, сложность границ коллектора, литологическая 
связанность, выклинивание и т. д . ) ; теплофизические свойства; 

свойства пластовых флюидов:- нефти в пластовых условиях 
(давление насыщения нефти газом, газосодержание, плотность, 
вязкость, объемный коэффициент, усадка, коэффициент объем
ной упругости; зависимости вязкости, объемного коэффициента 
и газосодержания от давления; теплофизические свойства); раз-
газированной нефти (плотность, кинематическая вязкость, мо
лекулярная масса, температура начала кипения и начала засты
вания, температура насыщения нефти парафином, фракционный 
и компонентный состав, содержание серы, парафина, асфальте-
нов и силикагелевых смол); растворенного, выделившегося при 
однократном разгазировании, и природного нефтегазовых зале
жей газа (компонентный состав, абсолютная и относительная 
плотности, сжимаемость); пластовой воды (плотность, вязкость, 
газосодержание, объемный коэффициент, коэффициент объем
ной упругости, общая минерализация и ионный состав, харак
теристика возможных последствий при смешивании ее с зака
чиваемой водой й изменении начальных условий); 

энергетическая и эксплуатационная характеристики за
л ежи— пластовые давления (начальное, текущее) и темпера
тура, геотермический градиент; характеристика законтурной 
зоны залежи, ее связь с нефтяной зоной и областью питания, 
возможный естественный режим залежи; закономерности в из
менении пластовых давлений и температуры; допустимое их 
снижение при разработке; условия, осложнения эксплуатации 
скважин; гидродинамическая связь между скважинами, пла
стами; 

запасы нефти и газа (по категориям, объектам, зонам объ
ектов) . 

Эту характеристику дополняют графические обобщения: об
зорная карта района месторождения, геолого-геофизический раз
рез отложений, структурные карты, геологические профильные 
разрезы, карты изменения по площади проницаемости, пористо
сти, нефтенасыщенности, нефтенасыщенной толщины, распро
странения выделенных пластов, слоев, зональных интервалов, 
распространения свойств пластовых флюидов, изобар, рас
пределения температур и др. Геолого-промысловая характери
стика охватывает широкий круг вопросов, изучаемых в физике 
пласта и нефтепромысловой геологии, и составляет геолого-
промысловую часть технологической схемы или проекта разра
ботки месторождений. На основе геолого-промысловой характе
ристики строят расчетную схему и модель пласта, а также обос
новывают рекомендации по выбору системы разработки и 
условий ее успешной реализации (порядок разбуривания за-
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Лежи, требования при вскрытий пластов бурением, оптималь
ные интервалы перфорации, геологические ограничения на де-
биты и приемистости скважин и т. д.). 

Геолого-промысловое изучение объекта разработки 

Источниками получения исходных данных для составления про
ектных документов служат пробуренные на данном месторож
дении скважины. При наличии очень скудной информации ино
гда можно воспользоваться данными по аналогичным место
рождениям или предлагаемыми в литературе различными 
расчетными и графическими зависимостями для нахождения 
некоторых параметров пород и пластовых жидкостей. 

При бурении скважин отбирают образцы горных пород — 
керны, а при наличии рыхлых пород—шлам. В лабораториях 
по образцам терригенных (осадочных) и карбонатных пород 
изучают вещественный состав, текстуру, структуры. Лаборатор
ными методами по образцам пород определяют физические 
свойства коллекторов: пористость и соотношения трех основных 
видов пустот (трещин, каверн, пор), проницаемость (абсолют
ную и фазовые), нефтегазоводонасыщенность, коэффициент вы
теснения нефти водой. Физические свойства пластовых жидко
стей исследуют в лабораториях по глубинным пробам. Методы 
лабораторного определения свойств пород и жидкостей изуча
ются детально в курсах физики пласта и геологии. Следует 
подчеркнуть, что существуют ОСТы и ГОСТы на определение 
свойств нефтей, воды, пород и т. д. 

В скважинах проводятся различные промыслово-геофизиче-
ские, термодинамические и гидродинамические исследования. 
По данным промыслово-геофизических исследований проводят 
детальное расчленение продуктивных отложений (установление 
литологического типа пород), выделяют коллекторы (терриген-
ные, карбонатные), разделяют коллекторы на продуктивные и 
водоносные, определяют пористость, нефтегазонасыщенность, 
проницаемость. При термодинамических исследованиях изу
чают распределение температуры в скважине, определяют про
филь притока нефти или поглощения закачиваемой воды по 
разрезу пласта. Характеристика этих и гидродинамических ме
тодов приводится в гл. 5. 

По данным исследований составляют сводный (по видимым 
толщинам пластов) и нормальный (по средним истинным тол
щинам пластов в их нормальном залегании) геолого-физические 
разрезы, осуществляют детальную корреляцию продуктивных 
отложений (прослеживание по простиранию продуктивных го
ризонтов, пластов или пачек; установление их непрерывности 
на определенной площади; оконтуривание их распространения)., 
Методика выполнения этих работ изучается в курсе геологии. 
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Получаемая информация используется для гео'метризаций 
формы залежей и месторождения. Геометризация формы за
лежи включает построение структурных карт кровли и подошвы-
продуктивного пласта, геологических профильных разрезов, оп
ределение положения поверхностей ВПК и ГНК, проведение 
линий внешнего и внутреннего контуров этих контактов на 
структурных картах, геометризацию объема но карте толщин 
коллектора. Для более наглядного отображения геологического 
строения месторождения строят блок-диаграммы (аксонометри
ческое изображение залежи в трех плоскостях в косоугольной 
или прямоугольной проекции) и блок-схемы (пространственное 
отображение корреляционных схем). 

При разделении пород на проницаемые (коллектор) и не
проницаемые (неколлектор) обосновывают предельные значения 
емкостно-фильтрационных параметров. Обычно выделяют два 
предела: абсолютный или физический — значения параметров, 
начиная с которых породы имеют нефтегазонасыщенность, от
личную от нуля; нижний или технологический — значения па
раметров, начиная с которых породы имеют такую нефтегазо
насыщенность, при которой фазовая проницаемость для нефти 
(при определенном режиме вытеснения, т. е. системе разработки 
месторождения) становится больше нуля. Геометризация за
лежи, разделение пород на коллектор и неколлектор, определе
ние значений параметров существенно осложняются неоднород
ностью пластов. 

Неоднородность пласта 

Все реальные нефтяные пласты неоднородны по своему геоло
гическому строению и свойствам в силу изменения условий осад
кообразования и последующего преобразования пород. В соот
ветствии с ОСТ 39-035—76 под неоднородностью понимается 
свойство нефтяного пласта-коллектора, обусловленное измене
нием его структурно-фациальных и литологических свойств, ока
зывающих влияние в основном на движение пластовой жидкости 
к забоям скважин и подлежащих учету при установлении по
тенциальных возможностей нефтяного пласта. Различают не
однородность литологическую (гранулометрическую, упаковоч
ную, цементационную, минеральную, поровую), проницаемост-
ную, пористостную и объемную (толщинную, площадную). Не
однородность нефтяных залежей изучают детерминированным 
или вероятностным методами. Лучшие результаты дает их ком
плексное использование. 

При детерминированном (причинно-следственном, причинно-
обусловленном) методе, полагая, что одно явление (причина) 
при конкретных условиях обусловливает другое явление (дей
ствие, следствие), по данным исследований скважин и пластов 
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строят карты распределения параметров пластов по площади 
(карты равных толщин пласта — изопахит, проницаемостей, по-
ристостей, вязкостей нефти; карты распространения зональных 
интервалов или слоев и др.) и схемы распределения по раз
резу, строят блок-диаграммы. При этом важная роль отводится 
детальной корреляции продуктивного пласта, что позволяет 
точно определить толщины 'пластов, детально расчленить раз
рез, выяснить прерывистость пластов по простиранию и посто
янство свойств слагающих его пород, выделить отдельные слои 
(пропластки) и зоны (линзы). 

Вероятностный метод обоснован следующим. Так как доступ 
в залежь имеется посредством скважин, то по результатам про
водимых исследований скважин и пластов локально (в извест
ных размерах области пласта) устанавливают параметры за
лежи. Значения этих параметров изменяются по объему (пло
щади, толщине) пласта в широких пределах. Изменения, можно 
полагать, носят случайный характер. Поэтому считают, что дан
ные исследований— это выборка из генеральной совокупности 
параметров (залежи), что позволяет использовать аппарат ма
тематической статистики, теории вероятностей и теории случай
ных функций. В соответствии с законом больших чисел при уве
личении объемов выборки выборочные характеристики сходятся 
по вероятности к генеральным, т. е. их надежность возрастает, 
погрешность уменьшается. 

Такая обработка данных исследований позволяет построить 
модель пласта. В зависимости от метода получают детерминиро
ванную или вероятностную модель пласта. 

§ 2.2. МОДЕЛИРОВАНИЕ ПРОЦЕССОВ 

РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

Процесс разработки конкретного нефтяного месторождения од
нократен и непосредственному наблюдению «доступен» только 
в ограниченном числе скважино-точек. Это обусловило разви
тие методов его моделирования, как непрямых, опосредствован
ных методов научного исследования. Моделирование, и как ре
зультат, модель процесса обеспечивают возможность при срав
нительно небольших затратах в короткие сроки многократно 
(многовариантно) «проиграть» медленно протекающие процессы 
разработки в различных технологических условиях и тем самым 
выбрать рациональную технологию. При создании моделей 
процесса разработки нефтяных месторождений моделируют ге
олого-физические свойства пласта, его геометрическую форму, 
флюиды и процесс извлечения нефти и газа из недр. 

41 



Методы моделирования 

Различают физическое и математическое моделирования. При 
физическом моделировании на модели, представляющей по су
ществу натурный или масштабно уменьшенный образец ориги
нала (лабораторную, пилотную установки), воспроизводят и ис
следуют процессы, качественно одинаковые с процессами, про
текающими,в реальном объекте. В связи с трудностью создания 
полного подобия пласта и измерения параметров гидравличе
ские модели нефтяных пластов не нашли применения, хотя фи
зическое моделирование отдельных элементов процесса разра
ботки незаменимо (например, вытеснение нефти водой). 

Математическое моделирование заключается в исследовании 
процессов путем построения и решения системы математиче
ских уравнений, относящихся к собственно процессу и краевым 
условиям. Математическая модель основана на упрощении 
(идеализации) сложного реального процесса. Для ее создания 
природные условия соответствующим образом дифференцируют, 
выделяют среди них главные, определяющие факторы и пред
ставляют их в таком виде, который обеспечивает возможность 
достижения цели. Причем нефтегазоносный пласт рассматри
вают как единую гидродинамически связанную систему не 
только во всей области нефтегазоносное™, но и включая окру
жающую водонапорную область. Перемещение флюидов внутри 
этой единой системы определяется начальными (до начала раз
работки) и граничными (на поверхностях, ограничивающих 
пласт с внешних сторон, и на стенках скважин внутри пласта) 
условиями или в совокупности краевыми условиями. 

Граничные условия задаются в виде искомой функции (дав
ление, расход жидкости), ее производной (градиент давления, 
скорость) или в смешанном виде (соответственно граничные ус
ловия первого, второго или третьего рода). 

Начальные условия характеризуют состояние пласта до на
чала разработки, когда в процессе разработки неустановив
шееся (нестационарное) движение флюидов наряду с простран
ственными координатами определяется еще временем. 

Системы математических уравнений решают аналоговым и 
вычислительным методами. Аналоговый метод математического 
моделирования базируется на подобии явлений и процессов раз
личной физической природы, т. е. на широкой физической ана
логии. Можно назвать аналогии между полями фильтрации 
жидкости (закон Дарси), электрического тока в проводящей 
среде (закон Ома), электрическим в диэлектрике (закон индук
ции), магнитным (закон магнитной индукции) и температурным 
(основное уравнение теплопроводности). 

Электрическое моделирование процесса разработки основано 
на .электрогидродинамической аналогии (ЭГДА), т. е. аналогии 

Между движением электрического тоКа в проводящей среде и 
фильтрацией жидкости в пористой среде. 

Вычислительные методы подразделяются на аналитические, 
численные и статистические. Аналитические методы соответ
ствуют классическому подходу к моделированию процессов, 
когда ставится исходная задача, вводятся упрощающие пред
положения и на их основе формулируется новая задача, кото
рая поддается решению в виде аналитического выражения, фор
мулы, обеспечивающей получение значения функции для каж
дого значения аргумента. Упрощающие предположения иногда 
приводят^ к существенным погрешностям в результатах проекти
рования, а без них задача в аналитической форме не решается. 
К числу аналитических методов, дающих точные решения задач 
разработки нефтяных месторождений, т. е. в точности удовлет
воряющих исходным уравнениям, начальным и граничным ус
ловиям, относятся метод разделения переменных (метод 
Фурье), методы теории функций комплексного переменного, ин
тегральных преобразований и др. Приближенные решения по
лучают с использованием методов эквивалентных фильтрацион
ных сопротивлений, последовательной смены стационарных со
стояний, интегральных соотношений и др. 

Погрешность приближенных методов по сравнению с точ
ными оценена для некоторых случаев в подземной гидрогазо
динамике, и мы не будем останавливаться на ней. Отметим 
только, что с учетом точности исходной информации и сложно
сти изучаемого процесса она в отдельных случаях вполне удов
летворяет практику. 

Более полный учет множества воздействующих на процесс 
разработки факторов можно выполнить с использованием чис
ленных методов на базе применения ЭВМ как наиболее эффек
тивных и универсальных моделирующих устройств. Основы при
менения численных (разностных) методов математического 
моделирования для решения задач разработки нефтяных место
рождений в настоящее время достаточно развиты. При проекти
ровании разработки нефтяных месторождений чаще всего при
меняют численные методы. 

Статистические методы моделирования базируются на ста
тистических данных предшествующей разработки месторожде
ний. Изучая фактические закономерности развития процесса 
в залежи за прошедший период (ретроспективу), они позволяют 
оперативно без больших затрат времени и труда сформулиро
вать заключение о предстоящем развитии основных технологи
ческих показателей разработки (перспективу). Эти методы из
ложены в гл. 4. 
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Электромоделирование процесса разработки месторождений 

Электромоделирование процесса разработки нефтяных место
рождений осуществляется с использованием электрических мо
делей-аналогов. Электрическая модель (электроинтегратор) мо
жет быть: 1) сплошной средой — жидкой (в виде электролити
ческой ванны) или твердой (в виде листов электропроводящей 
бумаги или фольги различных металлов); 2) сеткой дискрет
ных элементов — омических сопротивлений (R-сетки) или оми
ческих сопротивлений и емкостей (RC-сетки); 3) различной ком
бинацией первых двух. Предпочтение отдают RC-сеткам. 

В общем случае для исследования фильтрационных потоков 
в залежах (объемных пластах) электрические сетки должны 
быть трехмерными (пространственными). Толщина пласта и ее 
изменение очень малы по сравнению с его размерами в горизон
тальной плоскости вдоль осей х и у, поэтому вертикальной со
ставляющей скорости движения можно пренебречь. Это позво
ляет ограничиться созданием плоских сеток и, следовательно, 
решением приближенных двухмерных уравнений движения для 
весьма протяженных пластов с переменной толщиной h = h(x,y). 
Например, такое уравнение при упругом режиме (типа Фурье) 
применительно к неоднородному пласту можно записать 

д Г k (х, у) h (х, у) J > £ 1 _д_ Г k (х, у) h (х, у) dp 1 = 

дх L И дх J ду L И ду \ 

= h(x, у)Р-%-, (2.1) 

где k, h — проницаемость и толщина пласта; ц— абсолютная 
(динамическая) вязкость жидкости; р* —коэффициент упруго-
емкости насыщенного пласта; р— давление; t — время. 

Допустим, требуется определить изменение пластовых и за
бойных давлений в замкнутой залежи при следующих краевых 
(начальном и граничных) условиях: 

р = р(х, г/Нрк при * = 0; (2.2) 

£±(x,y)h(x,y) др_^ t = u 2 п. {23) 

др/дп2 = 0, (2.4) 

где рк — начальное пластовое давление в залежи; qt— дебит 
i-й скважины; п — число работающих скважин; пи п2 — нор
мали к контурам Г,- скважин и к внешней непроницаемой гра
нице залежи. 

Электрические процессы в сетке, образованной омическими 
сопротивлениями R и включающей емкости С0, в любой момент 
времени описываются аналогичным уравнением 

_ ^ ( _1_ МЛ + J_ (JL МЛ = с„ J0-, (2.5) 
дхэ \ Rx дхэ ) дуэ \ Ry дуэ ) dta 

где ха, уа — координаты сеточной области электрической модели; 
U — электрическое напряжение; Rx, Ry— сопротивление элемен
тов электрической сети; С0 — емкость конденсатора; ta — вретмя 
протекания электрических процессов. 

Конденсаторы одними концами присоединяются к узлам 
сетки, а другими — к одной общей точке. Конденсаторы перио
дически заряжают на напряжение Uo-

Для любого элементарного объема пласта AxAyh в направ
лении оси х и для соответствующего элемента электрической 
сетки можно записать объемный расход жидкости qx по закону 
Дарси и электрический ток ix по закону Ома: 

== k(x, y)h (х, у) Ду Ар = k (х, у) h (х, у) д^, ^ ^ 

*• ц Дх ц 

ix = AU/Rx, (2.7) 

где Ах=Ау. 
Для пересчета электрических величин в фильтрационные 

вводят коэффициенты пропорциональности (подобия): 

Cq = ilq; CR=R/-^-; Cp=U/p; 

Сэ=С0//ф*; Ct = tjt; Сх = Су = хэ/х = уэ/у=1/Мм, (2.8) 

где /Им — линейный масштаб модели. 
Пересчитывая электрические величины в уравнениях (2.5) и 

(2.7) с помощью коэффициентов пропорциональности (2.8) и 
сопоставляя их соответственно с уравнениями (2.1) и (2.6), оп
ределяют условия подобия протекания фильтрационных и элек
трических процессов: 

CRCe/(CtMu) = U Cp/(CqCR)=l. (2.9) 

Таким образом, выполняя условия подобия (2.9), на элект
рической модели с RC-сеткой решают задачу неустановившейся 
фильтрации упругой жидкости к скважинам. Задачи неустано
вившейся филбтрации реального газа, встречающиеся при мо
делировании разработки нефтегазовых залежей, можно решить 
по методике, предложенной Ю. П. Коротаевым, С. Н. Закиро-
вым и А. Н. Тимашевым. 

Основными недостатками аналоговых сеточных вычислитель
ных машин являются необходимость трудоемкого перебора со
противлений при изменении условий разработки (например, 
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передвижение линии раздела нефть —вода) и низкая надеж
ность. Методы электромоделирования сейчас практически не ис
пользуются. ЭВМ вытеснили электромоделирование. Знакомство 
с ним может помочь в решении отдельных частных задач раз
работки. 

Численные методы математического моделирования 

Численные методы заключаются в определении с помощью ЭВМ 
численных значений функции в некоторых дискретных точках 
для заданных численных значений аргумента, т. е. решение по
лучается в некоторых точках пространства. Для этого простран
ственная область фильтрации мысленно разделяется на ряд 
квадратов или блоков путем наложения сетки определенного 
типа (в большинстве равномерной квадратной сетки). Иссле
дуемый интервал времени также разделяется на отдельные 
элементарные интервалы с постоянным шагом. Преобразование 
непрерывных дифференциальных уравнений к дискретному виду 
осуществляется с помощью метода конечных разностей. Полу
чить конечно-разностные уравнения можно методом разложе
ния функции в ряд Тейлора в заданной точке, решая уравне
ние относительно искомой производной. 

Разложение функции в ряд Тейлора с использованием раз
ностей прямых (вперед) и обратных (назад) соответственно мо
жно записать: 

р(х-{-Ах) = р(х)-{--^-Ах + ^--^-Ах
2
 +±-*Ё-Ах* + 

1 д*р 

24 дх* 
Ах*+ . . . ; (2.10) 

р (х- Ах)^р (х)--^- Ах + ± ^ - Ах* -±.*Е- д * з + 
' дх 2 дх* 6 дх

3 

+ — -^-Ах*+ . . . (2.11) 
24 дх*

 у
 ' 

Из этих уравнений вычитанием определяем первую произ
водную: 

'JL =, Р(*+&х)-Р(х) + 0 (Дх). (2 j 2 ) 

= Р(х)-Р{*-Ьх) + 0 ( Д х ) (2.13) 
ох Дх 

где О (Да : )—погрешность усечения (остаток), связанная с ап
проксимацией функции; имеет порядок Ах. 

Сложив уравнения (2.10) и (2.11), получим вторую произ
водную 

| g _ р ( х + А х ) - 2 , ( х ) + , ( * - А х ) ( 2 i 4 ) 

Таким образом, длЯ дискретной системы точек, пренебрегая 
погрешностью усечения, имеем: 

_др_ _ Рм — Pi . (2.15) 
дх Дх 

(2.15) 

др _ Pl — Pl-i . (2.16) 
дх Дх 

(2.16) 

д
2
р _ PUi — %Pi + Pt-i 

• 
(2.17) 

дх
2 

Дх
2 

(2.17) 

Отсюда понятно, что численные методы всегда приближен
ные, так как замена производных отношением конечных прира
щений вносит погрешность. Она тем меньше, чем меньше при
ращения (шаг). Для перехода к конечно-разностному уравне
нию обозначим узловые точки вдоль оси х индексом и вдоль 
оси у—индексом /, вдоль оси времени t — индексом k. Имеются 
два основных способа перехода от значений на прежнем уровне 
времени к значениям на новом уровне: явная схема, когда но
вые значения функции для каждой точки вычисляются по зна
чениям соседних точек прежнего уровня; неявная схема, когда 
все неизвестные значения нового уровня определяются одновре
менно. Для решения двумерных задач применяется неявная 
схема. Использование ее дает конечно-разностный аналог, на
пример, дифференциального уравнения упругого режима в од

нородном пласте 

в виде 

д*р . д*р = 1 др 

дх
г
 ду

г =
 я dt 

(2.18) 

Pi+i, I, ft+i — 2/>f, /, ft+i + Pi-i, i. fe+i I Pi. i+u ft+i ~ %Pi. i. k+i + Pi, i-i, fe+i 

Дх
2
 Д«/

2 

_ 1 Pi. j, ft+l — PL I. ft (2.19) 

где и=&/(|л{}*)—коэффициент пьезопроводности пласта. 
В данном уравнении пять неизвестных давлений Pt./.ь+ь 

Я/+1.Й+1, Рг+i./.ft+i, Pi, Pf-i,/, ft+i- Такие уравнения запи
сываем для каждой узловой точки неточной области интегриро
вания (фильтрации) на (&+1)-й момент времени. Получаем 
вместо дифференциального уравнения систему из N алгебраиче
ских уравнений с N неизвестными, решая которую, определяем 
с помощью ЭВМ искомые давления в каждой узловой точке. 
Выполняя аналогичные расчеты для других временных уров
ней, находим изменение давления во времени в каждой узловой 
точке, 
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Для расчета при /г=0 задается начальное условие. При зна
чениях i и /, соответствующих узлам на внешней границе, ис
пользуются граничные условия. Внешняя граница аппроксими
руется ломаной сеточной границей. Аппроксимировать контур 
скважины не представляется возможным, так как применяемый 
шаг сетки (100—2000 м) существенно больше радиуса сква
жины. Г. Г. Вахитов показал,- что в узловых точках расположе
ния скважин вычисляемые давления равны давлениям на забое 
некоторой фиктивной («точечной») скважины с радиусом 
гСф = 0,2 Ах (при Ах — Ау). Тогда для расчета забойного давле
ния в реальной скважине требуется учесть фильтрационное со
противление между контурами фиктивной и.реальной (с приве
денным радиусом) скважин. 

Математические модели процесса разработки 
нефтяных месторождений 

Математическую модель процесса разработки нефтяного место
рождения составляют совместно модель пласта и модель про
цесса извлечения нефти. 

Модель пласта — это система количественных представлений 
о его геолого-физических свойствах, используемая в расчетах 
разработки нефтяного месторождения. Построение модели пла
ста в конкретном случае на основе разрозненной исходной ин
формации требует творческого подхода и научного поиска. От 
принятой модели зависит надежность полученных результатов 
проектирования. В отличие от модели пласта расчетная схема 
учитывает только геометрическую форму пласта, согласно ко
торой его можно представить прямолинейным, круговым и т. д. 

С развитием теории разработки нефтяных месторождений 
представления о моделях пластов изменялись, усложнялись мо
дели пластов, учитывалось большее число факторов реального 
пласта. Одна из первых моделей пласта — модель однородного 
по параметрам пласта. Она реализует гипотезу об однородности 
пласта как по площади, так и по вертикальному разрезу за
лежи. Главные параметры модели — это абсолютная проницае
мость, пористость, нефтенасыщенность и эффективная толщина. 
Их определяют по данным промыслово-геофизических исследо
ваний скважин. С использованием кернов определяют порис
тость, абсолютную проницаемость и реже нефтенасыщенность. 
Затем устанавливают статистическую связь между результа
тами лабораторных и промыслово-геофизических исследований 
(обычно в виде количественных зависимостей). По этим зави
симостям определяют средние значения изучаемых параметров 
в каждой скважине, которые усредняют для пласта в целом. 
При таком построении модель является вероятностно-статисти-
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ческой. Для построения ее можно использовать также резуль
таты гидродинамических исследований скважин и пластов. Та
кая модель позволяла получить относительно строгие аналити
ческие выражения для расчета процессов движения флюидов. 
Однако, сочетая модель однородного пласта с моделью поршне
вого вытеснения нефти, устанавливали, что разработка место
рождения при заводнении может осуществляться без отбора 
воды. Такое в принципе противоречит фактическим данным. Это 
привело к тому, что нашли распространение модели слоисто-не
однородного пласта. 

Модель слоисто-неоднородного пласта включает в себя се
рию (два или более) пропластков (слоев) разной проницаемо
сти, которые либо разделены практически непроницаемыми тон
кими пропластками, либо гидродинамически свободно сообща
ются между собой, либо частично сообщаются между собой. 
Обычно используется первая модификация. Пласт может ха
рактеризоваться закономерным или обычно вероятностным (слу
чайным) распределением проницаемости слоев в разрезе. По
строение модели аналогично предыдущему, однако при этом не
обходимо определение параметров не только пласта в целом по 
скважинам, но и отдельных его слоев. Для этого использу
ются методы детальной корреляции разрезов пластов, промыс
лово-геофизических и лабораторных исследований, а также изу
чения профилей притока (отбора) в добывающих скважинах и 
приемистости (поглощения, закачки вытесняющего агента) 
в нагнетательных скважинах (глубинная дебито-, расходо- или 
термометрия). 

В скважинах осуществляют отбор керна, проводят промыс-
лово-геофизические исследования, в том числе глубинную про-
филеметрию, изучают в лаборатории керны и строят при увязке 
всех- данных зависимость пористости, проницаемости и других 
параметров от промыслово-геофизических данных. На основе 
полученных зависимостей определяют параметры слоев во 
всех скважинах. По этим данным строят гистограммы прони
цаемости (аналогично других параметров), которые принимают 
за плотности вероятностно-статистического распределения пара
метров и используют при окончательном представлении модели 
пласта. 

Эта модель уже учитывает реальную неоднородность пла
стов и позволяет рассчитывать добычу обводненной продукции 
даже в сочетании с моделью поршневого вытеснения. Различ
ные модификации ее связаны в основном с принятием того ил» 
иного теоретического закона распределения проницаемости. 
В нефтепромысловой практике используются различные законы 
распределения: нормальный (Гаусса), Максвелла, видоизменен
ные Максвелла (Б. Т. Баишева, М. М. Саттарова), гамма-рас
пределения, логарифмически нормальный и др. 
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Модель зонально-неоднородного пласта представляет реаль
ный неоднородный пласт состоящим из зон различной прони
цаемости. Дальнейшим развитием этой модели было принятие 
большого числа хаотически расположенных зон, обладающих 
различными свойствами. 

В 50-е годы возникли и стали развиваться модели трещино
ватых и трещиновато-пористых пластов. В этих моделях соот
ветственно непроницаемый и проницаемый однородные пласты 
рассекаются трещинами на блоки (матрицы) породы. 

Процесс извлечения нефти, из пласта при различных усло
виях описывается соответствующей математической моделью. 
В общем случае флюиды в потоке могут быть представлены од
ной или несколькими фазами (двумя жидкими, газовой и ино
гда твердой). Отсюда движение в пласте может быть одно- или 
многофазным. 

Нефть и газ представляют собой смесь индивидуальных угле
водородных и неуглеводородных компонентов. При разработке 
месторождений зачастую происходит переход из одной фазы 
в другую этих компонентов, а также вытесняющих агентов, что 
влечет за собой изменение составов и свойств движущихся мно
гокомпонентных фаз. Для учета фазовых переходов нефть и 
газ представляют как отдельные фазы, включающие соответ
ственно ограниченное количество условных компонентов, объе
диняющих некоторые группы индивидуальных веществ. Напри
мер, газ часто принимают двух- или трехкомпонентным. Наибо
лее распространено представление нефти в виде двух условных 
компонентов — «нефти» и «газа» — с фазовым переходом по за
кону Генри. С учетом представления флюидов математическая 
модель процесса извлечения нефти может быть одно-, двух- или 
трехфазной. Отсюда еще при вытеснении, например, нефти во
дой различают модели поршневого и непоршневого вытеснения. 

Различное сочетание рассмотренных моделей пластов и мо
делей процесса извлечения нефти определило создание конкрет
ных моделей процесса разработки и методик расчета. Методикой 
расчета называют процедуру выполнения вычислений на основе 
принятой модели. Ввиду большой сложности механизма много
фазной фильтрации в неоднородных пластах и соответственно 
исходной системы описывающих ее дифференциальных уравне
ний, сначала развивались аналитические методы расчета, кото- • 
рые в основном сводились к приближенному решению уравне
ний при тех или иных допущениях и краевых условиях. Различ
ные предпосылки и подходы многих авторов к решению одной 
и той же задачи привели к созданию значительного количества 
разных методик расчета технологических показателей. Напри
мер, только для расчета вытеснения нефти водой насчитыва
ется несколько десятков методов советских и зарубежных ав
торов. Применение приближенных аналитических моделей при 
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расчете показателей разработки оправдано отсутствием подроб
ной информации о детальном. строении залежи, а также воз
можностью построения эффективных методик расчета одномер
ных течений. Их изучение дает понимание физической сущно
сти протекающих в пласте процессов, способствует дальнейшему 
развитию численных методов. Численные методы в отличие от 
аналитических методов, которыми получают решения задач раз
работки нефтяных месторождений только для одномерных слу
чаев (прямолинейный и радиальный потоки), позволяют решать 
достаточно сложные задачи применительно к двух- и трехмер
ным течениям (плоские и пространственные течения). 

Основные требования, которым должна удовлетворять мето
дика расчета технологических показателей разработки, соответ
ствующая современному уровню проектирования разработки 
нефтяных и нефтегазовых месторождений, сводятся к следую
щему (по Б. Т. Баишеву и др.). Методика должна быть доста
точно универсальной в смысле учета многообразия режимов 
разработки (водо-, газонапорный, режим растворенного газа или 
их возможные сочетания) и учета неодномерности фильтраци
онных потоков. Поэтому в основу схемы расчета должна быть 
положена достаточно общая гидродинамическая модель филь
трации, учитывающая многофазность потока, сжимаемость и 
растворимость флюидов, различие плотностей фаз и неодномер
ность фильтрационных потоков. Это позволит учесть фазовые 
переходы, влияние естественной и искусственной пластовой 
энергии, распределение по пласту нефти, газа и воды, слож
ную геометрию фильтрационных потоков в скважины, особенно 
при разработке нефтегазовых месторождений с обширными под-
газовыми зонами и малой нефтенасыщенной толщиной и водо-
нефтяных зон. 

Методика должна учитывать неоднородность пласта по про
ницаемости, коэффициент продуктивности (приемистости) сква
жин, характер работы скважин (неодновременный ввод сква
жин в эксплуатацию, перевод добывающих скважин в нагнета
тельные, отключение обводнившихся и загазовавшихся скважин, 
изменение забойных давлений и дебитов нефти, жидкости, газа, 
коэффициента эксплуатации скважин во времени), а также осо
бенности работы скважинного оборудования, обеспечивающего 
подъем продукции на поверхность. Механизм обводнения и за-
газовывания пласта и' скважин зависит от условий вскрытия 
пласта и установленного режима работы скважин, особенно 
в случае водонефтяных и подгазовых зон, но главным образом 
определяется практически всегда наблюдаемой слоистостью 
пласта, а также изменчивостью проницаемости по площади. 
В одних случаях в зависимости от строения пласта наблюдается 
образование водяных и газовых конусов, а в других — послой
ное течение с образованием газовых и водяных языков. 
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По мере разбуривания и изучения месторождения непре
рывно накапливается информация, т. е. складывается история 
разработки. Поэтому должны создаваться банки промысловых 
и геологических данных по скважинам на машинных носителях, 
а методика должна включать алгоритмы адаптации (приспособ
ления) используемой математической модели по данным исто
рии разработки. В результате воспроизведения истории разра
ботки уточняются геолого-промысловые параметры (абсолют
ная проницаемость, пористость, эффективные относительные 
проницаемости, коэффициенты продуктивности и приемистости 
скважин). Данные расчетов должны в табличном виде записы
ваться в банк прогнозных показателей. 

Методика должна иметь модульную (блочную) структуру. 
Это позволяет в каждом конкретном случае использовать мо
дули того или иного функционального назначения, например, 
модели двух- или трехфазной фильтрации как для терригенных 
пород, так и для карбонатных коллекторов (модели трещино
вато-пористых сред). Для небольших залежей с малым числом 
скважин целесообразно использование двумерных гидродинами
ческих моделей. Для больших месторождений, разрабатываемых 
тысячами скважин, применение двумерных моделей ограничива
ется пока мощностью ЭВМ. В этом случае прибегают к деком
позиции больших пластовых систем, т. е. к замене их набором 
сравнительно простых изолированных участков с небольшим 
числом скважин (элемент разработки). Показатели каждого 
участка рассчитывают, используя одномерные модели, затем 
с помощью суммирующих алгоритмов получают необходимые 
показатели для пласта (месторождения) в целом. В дальнейшем 
по мере развития численных методов, вычислительной техники 
эти модели могут быть заменены более совершенными. Наибо
лее общей является трехфазная трехмерная модель, однако во 
многих случаях она оказалась бы недостаточно экономной 
в эксплуатации. В настоящее время в числе методик, основан
ных на одномерной модели, наиболее отвечающей перечислен
ным выше требованиям представляется методика ВНИИ-2, рас
смотренная в § 2.4. 

§ 2.3. РАСЧЕТЫ ТЕХНОЛОГИЧЕСКИХ ПОКАЗАТЕЛЕЙ 

РАЗРАБОТКИ ЗАЛЕЖЕЙ ПРИ ЕСТЕСТВЕННЫХ РЕЖИМАХ 

ИСТОЩЕНИЯ 

Группа естественных режимов истощения включает режимы: 
упругий, растворенного газа и гравитационный. Гравитацион
ный режим в залежи практически не допускается, так как он 
экономически малоэффективный. Поэтому ограничимся расче
тами только при первых двух режимах. 
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Расчеты при упругом режиме 

Упругость пласта проявляется в начальный период разработки 
залежи при ее разбуривании, если давление в ней выше давле
ния насыщения, а также в процессе разработки с поддержанием 
пластового давления при несоответствии темпов отбора и за
качки. Если нефтяная залежь (или несколько залежей) распо
ложена в обширной водонапорной области, то в зависимости от 
темпов отбора жидкости и «активности» законтурной области 
она может работать при упруговодонапорном режиме в этой 
области, а в пределах нефтяной части может проявляться режим 
вытеснения негазированной или газированной нефти водой. 

Поскольку упругий режим, как правило, очень кратковре
менный, то скважины размещают в соответствии с последую
щим режимом (зачастую водонапорным). При упругом режиме 
определяют динамику изменения дебитов или давлений в за
лежи. 

Для расчета изменения давления во времени в каждой точке 
пласта необходимо решить основное дифференциальное уравне
ние (2.1) или (2.18) неустановившегося (нестационарного) дви
жения сжимаемой жикости в упругой пористой среде, представ
ляющей неоднородный или однородный пласт. Для решения 
задают соответствующие краевые (начальные и граничные ус
ловия). Решение получают численным (см. выше) либо анали
тическим методами. 

При аналитическом решении принимается модель однород
ного пласта. Простое и наиболее часто используемое решение 
уравнения (2.18)—основная формула упругого режима для то
чечного стока (источника), пущенного в работу с постоянным 
дебитом Q (расходом.) однородной сжимаемой жидкости в од
нородном бесконечном пласте 

Д р = Q£-Ei( (2.20) 

где Ар — изменение давления в момент времени t в любой точке 
пласта, находящейся от точечного стока на расстоянии г; t — 
время, отсчитываемое с начала работы пласта; — Ei (— и) = 

оо 

= \ du—интегральная показательная функция (интеграль

ный экспоненциал), табулированная в зависимости от аргу

мента и = г
2
/(4x0-

Для малых значений аргумента и при xt/r
2
^8,33 с погреш

ностью не более 1 % формулу (2.20) после разложения в ряд и 
удержания первых двух членов ряда можно записать 

A p = _ g i i _ l n
 2

'
2 5

* ' . . (2.21) 
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Если в пласте работает группа скважин, тО их взаимодей
ствие (интерференцию) можно учесть с помощью метода супер
позиции (наложения), согласно которому изменение давления 
в любой точке пласта равно алгебраической сумме изменений 
давления Ар,, созданных в этой точке работой отдельных сто
ков и источников, представляющих добывающие и нагнетатель
ные скважины. Тогда с использованием основной формулы уп
ругого режима можно записать для случая одновременного 
пуска всех скважин в работу 

*-1>-йг2>[-
н
(-^-)]'

 (2
-
22> 

/=» ' 
или пуска скважин в различное время 

п—1 

^ - - s t V ^ i n ^ z i i i , ( 2 . 2 5 ) 

1=0 

где и —число скважин; Qj —постоянный объемный дебит стока 
(положительный) или источника (отрицательный) за номером 
/'; t, tx, tj+i — время соответственно с начала пуска всех скважии, 
первой скважины и /+1-й скважины, причем при / = 0 tj+l = 0; 
г, — расстояние от центра /-й скважины до точки, где определя
ется Ар (например, на контуре скважины). 

Эти же формулы можно использовать и для случая пере
менного отбора Q(/ )#cons t . Для этого изменяющийся во вре
мени дебит заменяют ступенчатой линией и считают, что изме
нение (увеличение или уменьшение) дебита происходит как бы 
вследствие пуска новой скважины (добывающей или нагнета
тельной) в той же точке пласта с дебитом, равным приращению 
(положительному или отрицательному) при переходе от преды
дущей ступеньки к последующей. Тогда изменение давления при 
переменном дебите Q(t) 

А р
"

) =
- т ^ Е

д
« '

Е |
[ - 1 ^ г ] ' <

2 2 6
> 

где AQj=Qj+i—Qj — изменение дебита в момент времени tf, 
tj — момент изменения дебита с Qj на Qj+u п — число ступенек 
изменения дебита на момент времени t. 

Таким образом, используя приведенные формулы, можно 
рассчитать изменение давления в любой точке пласта или на 
контуре (забое) каждой скважины. Если скважин много, осо
бенно при изменяющихся во времени дебитах, то расчеты ста
новятся очень трудоемкими. Поэтому для вычислений приме
няют ЭВМ. Иногда скважины тем или иным способом группи
руют, заменяя группу скважин одной расчетной скважиной, 
прямолинейными или круговыми рядами, применительно к ко
торым предложены расчетные формулы. Имеются также фор
мулы для расчетов при линейном характере изменения дебитов 
и Др. 

Если заданы не дебиты, а давления как функции времени, 
то задача существенно усложняется, как и все обратные за
дачи. 

В' данном случае результат сложения изменений давле
ния от работы отдельных скважин или их групп задан, а тре
буется определить исходные слагаемые (дебиты). Для этого 
необходимо уже решить систему алгебраических уравнений пер
вой степени, составленную по типу уравнений (2.22) — (2.26). 

Приведенные формулы справедливы для точечного стока 
(источника). Однако, как показали анализы, ими можно поль
зоваться не только для обычной скважины с приведенным ради
усом г=гс, но и для укрупненной скважины, которой можно 
представить нефтяную залежь, расположенную в водонапорной 
области. Радиус укрупненной скважины /?ус применительно 
к рассматриваемой залежи площадью нефтеносности S3 опре
деляют из формулы площади круга. Тогда для расчета изме
нения давления на линии ВНК (водонефтяного контура) при 
упруговодонапорном режиме задача решается для укрупненной 
скважины с радиусом Ryc и отбором (дебитом) жидкости, со
средоточенным в центре укрупненной скважины, по формуле 
(2.20) либо (2.26). Задаваясь рядом значений отбора из за
лежи, можно получить ряд кривых изменения давления во вре
мени, а также определить соответствующие продолжительности 
разработки залежи до момента времени, при котором давле
ние в залежи или на линии ВНК не станет равным давлению 
насыщения рн, либо давлению фонтанирования скважии. 

Если вязкость нефти существенно больше вязкости закон
турной воды (даже при упругом режиме в нефтяной .части за
лежи) или упроговодонапорный режим в последующем перехо
дит в режим вытеснения газированной нефти водой в резуль
тате упругости пород и жидкости в законтурной области, то 
такие особенности должны учитываться. В этих случаях необ
ходимо использовать численные методы. 
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В результате опытной эксплуатации залежи получают фак
тическое изменение давления во времени. Зачастую оно не сов
падает с теоретическим прогнозным изменением давления во 
времени. Несовпадение может быть обусловлено погрешностью 
принятых средних значений параметров пласта (гидропровод-

• ности kh/\i и пьезопроводности х), которые устанавливаются 
в пределах изученной, как правило, нефтенасыщенной части 
пласта, определяются ограниченностью водонапорной области 
или замкнутостью залежи, наличием зоны активного поступле
ния воды (например, из других пластов). Для приведения в со
ответствие теоретических данных к фактическим, т. е. для адап
тации принятой модели, вводят адаптационные" коэффициенты 
Zi и z2 (на согласование) в формулу (2.20) или (2.21): 

^ю---£г*
в
Н£-*)- <2-27> 

где z\ и z2 представляют собой отношения соответственно гидро-
проводностей и пьезопроводностей в нефтяной и водяной зонах. 

Значения коэффициентов z\ и z2 определяют по фактической 
кривой изменения давления. Для этого записывают, например, 
уравнение (2.27) для двух моментов времени, а из этой системы 
двух уравнений определяют два неизвестных zt и г*. 

Приведенные формулы справедливы для бесконечных плас
тов; с достаточной для практических целей точностью их можно 
использовать и для ограниченных пластов, если параметр (кри
терий) Фурье F o = x ^ K 2

^ 0 , 3 , где RK^- радиус внешней гра
ницы пласта. 

Для залежей с замкнутой водонапорной областью измене
ние среднего давления р можно установить из дифференциаль
ного уравнения истощения ограниченного пласта при замкнуто-
упругом режиме 

- £ - = — ( 2 . 2 9 ) 

где V — объем пласта, насыщенного жидкостью. 
Для законтурной водонапорной области с радиусами границ 

Rye и RK снижение среднего давления во вторую фазу разви
тия упругого режима (возмущение давления достигло границы 
RK) можно записать приближенно из уравнения (2.29) анало
гично формуле (2.26) в виде: 

Дрзак(0 = - / '
х 2Ч Е AQ,(*-*м). (2.30) 

С учетом наступления квазиустановившегося распределения 
давления, одинаковой скорости (темпа) снижения давления во 
всех точках пласта из приближенной формулы среднего давле
ния в кольцевом пласте можно записать изменение давления 
на контуре укрупненной скважины при Q = const: 

Д/>ус(0 = Лрэак(0 2 1 п - £ * - . 
Rye 

Таким образом, аналитические расчеты при упругом режиме 
базируются на использовании основной формулы упругого ре
жима и метода суперпозиции. Их выполнение целесообразно при 
оперативном, приближенном прогнозировании показателей раз
работки. 

Расчеты при режиме растворенного газа 

Режим растворенного газа начинается в пласте либо с начала 
разработки, если начальное пластовое давление равно давле
нию насыщения, либо после исчерпания упругой энергии, если 
текущее пластовое давление равно давлению насыщения. Плас
товая энергия определяется -количеством растворенного газа 
в единице объема нефти и равномерно распределена по залежи. 
Поэтому скважины целесообразно размещать по равномерной 
(квадратной или треугольной) сетке, если не предусматрива
ется замена другим режимом. Расчетная модель представляется 
однородным по свойствам коллектора и нефти пластом в виде 
круглого цилиндра с концентричной внутри скважиной. Радиус 
RK основания цилиндра рассчитывается из формулы объема 
цилиндра по удельному нефтенасыщенному объему порового 
пространства (балансовым запасам) залежи, приходящемуся 
на одну скважину, Vy = S3hm(\—sCB)Jn, где $3, h, m — площадь 
нефтеносности, эффективная толщина и пористость пород за
лежи; sCB — водонасыщенность коллектора; « — число скважин. 
Пр» этом расстояния между скважинами составят при квадрат
ной сетке 2сг = RK<\Jii и при треугольной сетке 2а= RK-^2n/y/~3. 
В методике расчетов принимается, что относительные прони
цаемости зависят только от насыщенности пор нефтью, связан
ная вода относится к скелету породы, эффектами гравитации, 
сегрегации, первой фазой режима и интерференцией скважин 
можно, пренебречь. Расчеты выполняются по методу последова
тельной смены стационарных состояний для одной скважины, 
а полученные результаты распространяют на всю залежь. 

Для расчета показателей разработки (дебитов, давлений, 
газового фактора, нефтеотдачи и срока разработки) необходимо 
предварительно определить зависимость между нефтенасыщен-
ностью sK и давлением рк на непроницаемом контуре расчетной 
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Модели. Такая зависимость получена из уравнений материаль
ного баланса для нефти и газа и выражается приближенной 
формулой (погрешность в основном не превышает 1 %) 

S(PKi) Gi-

-2l° S K i _ ( l _ s K ( ) _ E L i £ K ^ + _M£Ki±iL 

*м = & &2 , (2.31) 

Pro J Рг(Рк£н) 
6
h(PkJ+i) Pro 

где Gi — средний газовый фактор в интервале изменения давле
ния на контуре модели от pKj до PK;+i при среднем давлении 
Рк1= (PKi + PKi+i)/2 и насыщенности sKi в начале интервала: 

Gi = Ч> Ы Ьа + ±Ы- • (2.32) 
Мт(/>к*) Pro Pro 

s
(Pki)—масса газа в единице объема раствора при давлении 

Рк*; Ьв(Рк{), (Ah(Pki) —объемный коэффициент и абсолютная вяз
кость нефтн при давлении рК1; s„,-, sK*+i — нефтенасыщенность 
пор при давлениях pKi и #„;+!, причем pKi>pKi+u pro, рг(РкО. 
V-APki)—плотность газа при стандартных условиях (давлении 
Ро н температуре Т0) и при давлении рш и пластовой темпера
туре Гпл и абсолютная вязкость при давлении pKi; tp(sKi) = 
= kr(sKi){kH(sKi)—отношение относительных проницаемостей 
газа kr(sKi)

 и
 нефти kB(sKi). 

Все эти зависимости свойств нефти, газа, относительных про
ницаемостей принимают по лабораторным данным примени
тельно к рассматриваемой залежи. Для удобств расчета в фор
муле (2.31) можно принять равенство Рг(Рк<) _ PkjTo > 

Pro P<0(PKi)
 1

 пл 
которое вытекает из уравнения Менделеева — Клапейрона и 
в котором z(pKi)—коэффициент сверхсжимаемости нефтяного 
газа как функция давления при пластовой температуре. Если 
отсутствуют зависимости ^ ( S m ) , kr(sKi), kB(sKi) для рассматри
ваемой залежи, то можно воспользоваться графиками или таб
лицами, составленными по работам К- А. Царевича. Зависи
мость tj3(sKi) можно рассчитать по результатам опытной разра
ботки залежи. Для этого, используя формулу (2.31), можно 
вычислить изменение нефтенасыщенности от давления при из
вестных значениях газового фактора, из формулы (2.32) опре
делить tp(sKi) и построить график ее изменения. Это обеспечит 
большее соответствие проектных и фактических показателей 
разработки. 

Формула (2.31) позволяет по значениям рк/ и sK; в начале 
интервала и pKi+i найти sKi+l. Достаточная точность расчета 

обеспечивается при интервале уменьшения давления рк ;—Ркж — 
= 0,1 МПа. Тогда текущая нефтеотдача при режиме растворен
ного газа при давлении рк; 

ц = У о -У< = 1 K l = 1 _ J k l M p k i ) , (2 . з з ) 

Ve V9 sK0 b„(pK() 

где V0= V W M P k o ) , Vi = VsKi/bH(pK<)—запасы нефти в пласте 
соответственно в начальный (при давлении рко и sK0) и в теку
щий моменты; V — объем порового пространства (без связан
ной воды). 

Дебит нефти по скважине определяют в соответствии с фор
мулой М. М. Глоговского 

. ан = 2 n k h
( Я к - Я , ) (2 щ 

! „ _ * « . L 
Гс 2 

и дебит газа 

Ят = яЛ, (2.35) 

Рк 

где Я к — # з = [ dp— разность обобщенных функций 
J (Р) Ья (р) 
Рз 

Христиановича при соответствующих давлениях на контуре рк 

и на забое скважины р3. 
Связь между параметрами во времени устанавливают по 

уравнению материального баланса для нефти, в соответствии 
с которым разность запасов нефти в пласте равна накоплен
ному отбору нефти: 

Vs (Рко) Vs(p) = Ь Ж (2.36) 
Ья (Рм) Ья (р) о 

где V=n(RK2
—rc

2
)ftm(l—ScB)^nRK2

hm(l—sCB) — нефтенасы-
щенный объем пор в начальный момент. 

> После дифференцирования уравнения (2.36) и интегрирова
ния получаем срок разработки залежи 

t = nRlhm ( 1 [ — d ( . (2.37) 
J ?н V*a (P) / 

РкО 

Порядок расчетов показателей разработки зависит от задан
ных граничных условий на скважине (^н = const, либо р3 = const, 
либо q» и рз переменны во времени). 

По данным анализа результаты расчета существенно зави
сят от неоднородности пласта, темпов отбора нефти. Так, 
В. С. Орлов показал, что нефтеотдача, рассчитанная для модели 
однородного пласта, выше (применительно к месторождению 
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Жетыбай на 17 %) нефтеотдачи, определенной для модели сло
исто-неоднородного пласта, за один и тот же срок разработки 
нефтяной залежи (18 лет). Для получения такого же значения 
нефтеотдачи (10%) неоднородного пласта продолжительность 
его разработки должна быть более чем в 2 раза большей по 
сравнению с разработкой однородного пласта. Месторождение 
разбуривается скважинами в течение 3—5 лет (при режиме ра
створенного газа работает несколько небольших по запасам ме
сторождений). Неучет интерференции и темпов ввода скважин 
в эксплуатацию, как показал В. С. Орлов, приводит к снижению 
нефтеотдачи элементов до 2,1—7,4% против 12,5%, получен
ных из расчетов по рассмотренной методике. 

Режим растворенного газа малоэффективен даже в случаях 
маловязких нефтей. Если все же приходится решать вопрос воз
можности существования его в залежи или оценки эффективно
сти методов воздействия на залежь (режим растворенного газа 
принимается за «базовый» вариант разработки), то в расчетах 
показателей разработки целесообразнее решать системы диф
ференциальных уравнений многофазной фильтрации числен
ными методами, например, по методике ВНИИ-2, рассмотрен
ной ниже. 

§ 2.4. РАСЧЕТЫ ТЕХНОЛОГИЧЕСКИХ ПОКАЗАТЕЛЕЙ 

РАЗРАБОТКИ ЗАЛЕЖЕЙ ПРИ ВЫТЕСНЕНИИ НЕФТИ ВОДОЙ 

Водонапорный режим вытеснения нефти водой — основной 
в практике разработки нефтяных месторождений. Тенденция 
в развитии методик расчетов технологических показателей, как 
отмечено выше, состоит в максимальном приближении матема
тических моделей к реальным условиям месторождений (разли
чие вязкостей, многофазность движения, неоднородность пласта 
и др.), в максимальном учете особенностей строения каждого 
конкретного пласта. Ниже с методических позиций анализа 
влияния различных природных и технологических факторов на 
процесс добычи нефти последовательно рассмотрены аналити
ческий метод эквивалентных фильтрационных сопротивлений, 
основы теории поршневого и непоршневого вытеснений, принци
пиальные положения построения современной расчетной мето
дики на примере методики ВНИИ-2, а также приближенной 
аналитической методики ВНИИ-1. 

Расчет показателей разработки с использованием 
метода эквивалентных фильтрационных сопротивлений 

Метод эквивалентных фильтрационных сопротивлений — основ
ной аналитический метод определения количественной связи 
между дебитами скважин и давлениями на их забоях и на кон-

туре питания пласта (нагнетания воды) в условиях жесткого 
водонапорного режима. Сущность метода состоит в замене пол
ного фильтрационного сопротивления реального потока жидко
стей сложной конфигурации несколькими эквивалентными 
(равнозначными) последовательными или параллельными филь
трационными сопротивлениями простейших (прямолинейно-па
раллельных, плоскорадиальных) потоков. Понятно, что такая 
замена вносит определенную погрешность в результаты рас
чета, которая однако допустима при недостаточной точности 
исходной геолого-промысловой информации. 

Из подземной гидрогазодинамики известен принцип электро
гидродинамической аналогии (ЭГДА), согласно которому сила 
тока / соответствует расходу-жидкости (дебиту Q), разность на
пряжений AU разности давлений (депрессии Ар), электрическое 
сопротивление проводника Яэл фильтрационному сопротивлению 
пласта Яф. Принцип ЭГДА легко доказывается из анализа фор
мул закона Дарси или Дюпюи и закона Ома: 

kS„(pnn — p3) Др Др 

kSn 

2nkh (рПл — Рз) Ар _ Др 

(2.38) 

(2.39) 

2nkh гс 

/ = Д1//Яэл, (2.40) 

где k — проницаемость пласта; Sn, L — площадь поперечного се
чения и длина полосообразного пласта; ц. — динамическая вяз
кость жидкости; h, RK — толщина и радиус контура кругового 
пласта; гс — радиус скважины; Ар = рПл—р3 — депрессия давле
ния (разность пластового рпл и забойного р3 давлений); Яф = 

= —^— L — фильтрационное сопротивление в полосообразном 
kSn 

" u R 
пласте; ^ф = — ! — I n — ь _ — фильтрационное сопротивление 

2nkh гс 

в круговом пласте. 
Дебит одной скважины в прямолинейном бесконечном ряду 

при установившемся притоке однородной несжимаемой жидко
сти можно записать 

2я£Л(рпл — Рз) Рпл — Р з _ Др 
Я = 

где 

kh (2а) ' 2nkh гс 
1_ in 

a nrc J 

(2.41) 

r\ M> i H i я/я 
Q = <-—L; « = —-—In 

kh (2a) 2nkh rc .61 60 



Первое слагаемое Q в знаменателе, как нетрудно заметить 
из сопоставления с формулой закона Дарси, равно фильтраци
онному сопротивлению в полосообразном пласте на участке дли
ной L от контура пласта до галереи, расположенной на линии 
ряда («галеризация» ряда). Площадь поперечного сечения пла
ста, приходящегося на данную скважину из ряда, равна произ
ведению толщины пласта h на ширину 2а, равную расстоянию 
между скважинами. 

Второе слагаемое <о равно фильтрационному сопротивлению 
в круговом пласте с радиусом контура а/я. Таким образом, 
сложный фильтрационный поток можно разбить на два про
стейших: прямолинейнопараллельный поток от контура пласта 
до галереи, расположенной на линии ряда скважин; плоскора
диальный поток внутри галереи в круговом пласте с длиной 
контура 2я/?к = 2а, т. е. /?к=а/я. Величину Q принято называть 
внешним фильтрационным сопротивлением (на внешнем пути от 
контура до галереи), а ш — внутренним фильтрационным сопро
тивлением (внутри галереи), которое учитывает увеличение со
противления притоку жидкости в скважину по сравнению с га
лереей длиной 2а. Сумма сопротивлений указывает на их после
довательное соединение. 

Аналогично для кругового пласта дебит одной скважины 
в концентричном круговом ряду 

2nkh(pnjl — p3) 

И (п In + In 

р
" * -

р з
 - = — ^ — , (2.42) 

Rk , и. , а/п Q + ш 
In — : г „ , . In 

(2alRx)kh Ri 2nkh r0 

где n = 2nR\/(2a)=nRifa — число скважин в ряду; Ri — радиус 
линии размещения кругового ряда скважин. 

Первое слагаемое Q в знаменателе представляет собой внеш
нее фильтрационное сопротивление части кругового пласта (сек
тора с углом 2a//?i радиан) от 'контура до круговой галереи дли
ной 2а и радиусом Ru а второе слагаемое а — внутреннее филь
трационное сопротивление притоку к скважине внутри галереи 
в круговом пласте с длиной контура 2я/?к=2а, т. е. /?к=а/я. 
В данном случае сложный поток к одной скважине в круговом 
ряду можно разбить на плоскорадиальный поток от контура до 
круговой галереи и плоскорадиальный поток к скважине внутри 
галереи. 
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Дебиты соответственно прямолинейного и кругового рядов 

Q =Y,qt = qn = n-
Др Др 

i«=i Q + ш 1 
(Q -f- ш) 

п 

Др 

Ц
 L+

 1
 ** In ° 

kh (2а) п п 2nkh пгс 

(2.43) 

Q = £ qt = qn = n 
Др Др 

1=1 Q + ш 1 
— (Q -f ш) п 

!Др (2.44) 

2nkh Ri n 2nkh ягс 

Отсюда следует, что приток ко всем скважинам можно рас
сматривать как параллельное соединение проводников с одина
ковыми сопротивлениями (Q + <o). Таким образом, фильтраци
онный поток к скважинам можно представлять эквивалентной 
схемой электрических сопротивлений и для расчета использо
вать законы Ома и Кирхгофа (первый или второй закон), под
разумевая в соответствии с принципом ЭГДА под силой тока, 
разностью напряжений и электрическими сопротивлениями их 
аналоги — расход жидкости, перепад давлений, фильтрационные 
сопротивления. 

Применительно к многорядной системе скважин пласт также 
представляется простой геометрической формой — прямолиней
ной или круговой. Реальный поток между скважинами соседних 
рядов заменяется фильтрацией между «проницаемыми» гале
реями с внутренними фильтрационными сопротивлениями сква
жин внутри галерей, дополняющими внешние фильтрационные 
сопротивления между галереями. Тогда представляя фильтра
ционную схему пласта эквивалентной ей электрической схемой 
сопротивлений и применяя к последней законы Ома и Кирх
гофа, составляют уравнения интерференции рядов скважин для 
расчета дебитов или забойных давлений. Составим эти уравне
ния для кольцевого (кругового) однородного по проницаемости 
и толщине пласта с круговыми концентричными рядами сква
жин (рис. 2.1). Для этого используем второй закон Кирхгофа, 
согласно которому на основе ЭГДА перепад давления между 
двумя точками схемы равен сумме произведений дебита жидко-

1
 сти в пределах участка на фильтрационное сопротивление этого 

63 



Рк
 Я

' 
f i n r - ) - T j 1>H_p 

'Я I 

5 ( 1 / '
 C X e

"
i
'
 KP3,ro

"
<,r

» " " " « <«) » » » « п „ я схе .а co„po ,™« . . 

мо-

Рк — рз1 = Й1 J] Qt + <01Q1 

1=] 

3 3 

Рк - p32 = Q1 £ Qi -f йа Z Q, + <o2Q2 
1=1 
3 . 3 

Рк - Рз3 = Йг £ Q, + Q2 £ Q. + Q 3Q 3 + ^ 

, (2-45) 

где рк — давление на контуре питания пласта; р3, — забойные 
давления скважин i-ro ряда; Qi— дебит всех скважин i-ro ряда; 

о); =— ^— I n — внутреннее фильтрационное сопротивле-

ние, одинаковое для круговых и полосообразных пластов; 

Q t — I n — ^ внешнее фильтрационное сопротивление 

i-ro ряда; гс„ п;, о; — радиус и число скважин, половина рас
стояния между скважинами i-ro ряда (Oc=nRi/rii); R,— радиус 
i-ro ряда скважин. 

Залежь можно схематизировать сектором, тогда у выраже
ния ш; и Qi вместо 2я необходимо подставить величину угла сек
тора в радианах. Число уравнений в системе должно равняться 
числу рядов скважин. Аналогичные уравнения интерференции 
составляется для полосообразной залежи, только внешнее 
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фильтрационное сопротивление и расстояние между скважи

нами соответственно равны Qt=—-— L,; 2oi = —, где sn — ши-
khsn гц 

рина залежи; — расстояние между соседними рядами или 
между контуром питания и первым рядом. 

Обобщенное уравнение интерференции рядов скважин в мно
горядных системах для полосообразной и круговой залежей на 
основе системы (2.45) можно записать 

P k - P * = Z ( Q / Z q / ) - t - < O i Q i , (
2>46

> 

1=1 \ /=1 s 

где /, N — соответственно число рядов, предшествующее i-му 
ряду и общее число одновременно работающих рядов. 

Уравнения интерференции еще составляют путем обхода 
схемы сопротивлений от р3 j-I до р 3 т о г д а 

N 

р3/_1—Рз/ = й/ £ Qi + <9iQl — <°i-iQi-i- (2 • 47) 
»'=/ 

При проектировании задача решается применительно к од-
-ному из следующих граничных условий: а) заданы забойные 
давления; б) заданы дебиты скважин; в) в одних рядах заданы 
забойные ̂ давления, а в других — дебиты скважин. Тогда опре
деляют соответствующие величины: дебиты, забойные давления 
или дебиты и забойные давления. Обычно задают забойные дав
ления, исходя из технологических и технических условий (мини
мальное забойное давление фонтанирования скважин, допусти
мая степень снижения забойного давления ниже давления 
насыщения и др.). Тогда из системы уравнений типа (2.45) опре
делят дебиты рядов скважин Qj, суммарный отбор из залежи (де-

N 
бит залежи) QCvm=ZQ<' дебиты скважин в рядах <7; = Q,/n,-. 

Следует отметить,, что найденные таким образом дебиты посто
янны во времени. Тогда общий срок разработки можно найти 
делением величины извлекаемых запасов нефти на суммарный 
отбор. Накопленную добычу нефти на любой момент времени 
легко рассчитать умножением дебита на продолжительность 
времени. Текущая нефтеотдача определится отношением теку
щей накопленной добычи к. балансовым запасам. 

Днализ результатов расчета по уравнениям интерференции 
показывает, что при одинаковых забойных давлениях во всех 
скважинах одновременно могут работать не более трех рядов 
скважин, так как четвертый и последующий ряды практически 
полностью экранируются работой первых трех рядов. Причем 
дебит второго ряда составляет приблизительно 30—40 %, 

3 В. С. Бойко ,
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а третьего—15—20 % от дебита первого ряда или дебиты ря
дов составляют соответственно 60—70, 30—20 и 5—10 % от сум
марного отбора. Если в скважинах внешних рядов поддержи
вать более высокие забойные давления, чем во внутренних ря
дах, то дебиты внешних и внутренних рядов в значительной сте
пени выравниваются, однако общий отбор из залежи умень
шается. 

Ряды скважин могут также работать при двухстороннем на
поре (питании), который возможен в полосообразной и в круго
вой залежах в случае внутриконтурной .закачки .воды в цен
тральный кольцевой ряд нагнетательных скважин при естест
венном законтурном напоре пластовой воды. При двухсторон
нем напоре один какой-нибудь из внутренних рядов (обычно 
центральный) принимаем в качестве потокоразделяющего ряда, 
в который жидкость притекает с двух сторон. Систему уравне
ний интерференции можно составить тремя способами: 

аналогично системе (2.45) для левой и правой частей 
схемы; 

в отличие от первого способа в системе уравнений записы
ваем расходы жидкости между рядами, а дебиты рядов вычис
ляем как разность соответствующих ряду расходов; 

уравнения составляем в соответствии с первым законом 
Кирхгофа для узлов схемы (количество жидкости, притекающей 
к узлу схемы равно количеству жидкости, вытекающей из этого 
узла, которые представляем как отношение разности давлений 
на участке к соответствующему фильтрационному сопротивле
нию); находим давления в узлах схемы, затем, поделив перепад 
давления между линией ряда и забоями скважин на соответ
ствующее внутреннее фильтрационное сопротивление ряда, оп
ределяем дебит ряда. Если расчетная схема симметрична, то вы
числения сводятся к случаю одностороннего питания. Так как 
истинного положения потокоразделяющего ряда не знаем, то 
одна нз составляющих его дебита может иметь отрицательное 
значение, что указывает на отсутствие притока с этой стороны. 
В направлении этой стороны необходимо переместить потоко-
разделяющий ряд и снова выполнить расчеты. 

В заключение отметим, что рассмотрение дано примени
тельно к фильтрации однородной (одинаковой плотности и вяз
кости) несжимаемой жидкости в однородном по проницаемости 
н анизотропном плоском пласте к совершенным скважинам при 
одинаковых условиях (дебитах и забойных давлениях) работы 
скважин в пределах каждого ряда. Метод эквивалентных филь
трационных сопротивлений можно применять при граничных по
ложениях ВНК, т. е. когда в пласте движется только нефть или 
только вода (после полного обводнения). На использовании ме
тода эквивалентных фильтрационных сопротивлений основаны 
методики ВНИИ-1, ТатНИПИнефть и др. 
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Основы теории поршневого вытеснения нефти водой ^ 

Поршневое вытеснение нефти — это идеальный случай вытес
нения нефти, когда в пласте между нефтью и водой образуется 
четкая граница раздела, впереди которой движется только 
нефть, а позади — только вода, т. е. текущий ВНК совпадает 
с фронтом вытеснения. 

Рассмотрим процесс поршневого вытеснения нефти водой из 
прямолинейного однородного пласта проницаемостью k, порис
тостью т, толщиной h, шириной В и длиной LK. Начальное по
ложение ВНК определяется координатой L0, а текущее в мо
мент времени t — координатой x(t), где соответствующие дав
ления составляют ро и р. На пласт создан постоянный перепад 
давления Др = рк—рг, где рк, рг — постоянные давления соответ
ственно на контуре пласта и на галерее (остальные поверхности 
непроницаемые). Жидкости считаем несжимаемыми, взаимно 
нерастворимыми и химически не реагирующими одна с другой 
и с пористой средой. Полагаем, что плоскость контакта нефти 
и воды вертикальная. Это справедливо для случая либо пре
дельно анизотропного пласта (проницаемость в вертикальном 
направлении равна нулю), либо равной плотности нефти и воды. 
Различны только вязкости нефти ц.и и воды ц.в- В пласте выде
ляются водяная, заводненная и нефтяная зоны. В первых двух 
движется вода, а в третьей — нефть. До начала вытеснения на
сыщенность неподвижной связанной водой в нефтяной зоне со
ставляла sCB. В заводненной зоне остаточная нефтенасыщен
ность остается постоянной и равной sOH,

 а
 связанная вода не

подвижна и смешивается с закачиваемой водой. Тогда в силу 
несжимаемости и неразрывности потока скорости фильтрации 
во всех трех зонах будут одинаковыми, т. е. 

v _ k (рк — ро) _ kkB (Ро — р) _ kkH (р — рг) t 2̂ 48) 
ixB£0 )1в(х— Ц) \iH(LK — x) 

где kB, kK — относительные проницаемости для воды и нефти. 
Применяя правило производных пропорций, исключаем не

известные давления р0, р и окончательно имеем выражение ско
рости фильтрации 

, (2,49) k (Рк — Рг) 

ц„£ 0 + "Г" ( * - Ц) + -^(LK-x) 

«в »н 

а также расхода жидкости 

q = vBh^ = kJp*-Pr)Bh _ _ . (2.50) 
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Отсюда следует, что скорость фильтрации и расход изменя
ются с перемещением ВНК, т. е. во времени. Следовательно, не
смотря на постоянство перепада давления Др движение жидко
сти неустановившееся. При jjlh> jab точнее ц„/£н> \къ/кв, скорость 
v и расход q увеличиваются во времени. Это объясняется умень
шением знаменателя (в общем фильтрационного сопротив
ления). 

Допустим, что положение ВНК не параллельно галерее (ис
кривлено). Из формул (2.49) и (2.50) следует, что чем больше 
Lo, тем больше v и q. Значит, в тех сечениях, где L0 больше или 
граница раздела ближе к галерее, будет происходить опере
жающее перемещение ВНК и дальнейшее искривление линии 
раздела. Отсюда приходим к выводу, что если на границе раз
дела образовался «язык обводнения», то в дальнейшем он не 
только не исчезает, но еще больше вытягивается, продвигаясь 
с большей скоростью. Искривленное, вернее горизонтальное по
ложение ВНК по отношению к галерее, отмечается в наклонных 
пластах, что приводит к более быстрому обводнению галереи 
по подошве пласта. В реальных условиях неизбежны возмуще
ния на границе раздела (например, изменение проницаемости) 
и образование «языков обводнения», т. е. проявляется вязкост
ная неустойчивость вытеснения. Если движение образовавшихся 
«языков обводнения» замедляется, то такое перемещение гра
ницы раздела называют устойчивым. Как известно из подзем
ной гидрогазодинамики, оно возможно в первом приближении 
при условии, что скорость фильтрации нефти на границе раз
дела 

» н < - — ( р в — p H ) g s i n a „ , (2.51) 
(Ан — (Ag 

где рв, Он — плотность соответственно нефти и воды; g— уско
рение свободного падения; ан — угол наклона пласта к гори
зонту. 

Поскольку движение жидкостей неустановившееся, то это 
вызывает изменение давления в разных точках пласта. В случае 
сжимаемых жидкостей такое перераспределение давления при
водит к изменению скоростей движения. 

Время перераспределения давления за счет сжимаемости 
жидкостей существенно меньше, чем время вытеснения, поэтому 
влиянием сжимаемости на процесс вытеснения можно прене
бречь. 

Определим закон движения границы раздела x=x(t). Не на
рушая общности рассуждений, с методических позиций в даль
нейшем примем Lo=0. Это соответствует случаю, например, бло-

кового заводнения. Тогда формулы скорости фильтрации и рас

хода упростятся и примут вид: 

= ^ ( Р к - Р г ) . . (2.52) 

k(pK-Pr)Bh (2.53) 

4
 fc-V 

Из соотношения скорости фильтрации v и средней скорости 

движения w находим 

o = m ( l — sCB—s0„)t£» = m ( l — s C B — % 0 - ^ - > ( 2 ' 5 4 > 

откуда 
m ( l— sCB-s0„) jx _ m(l - sCB-s0H ) y 

a t _ _ k(pK-pr) 

x t t M - M - W * -
 <2

'
55> 

Интегрируя уравнение (2.55) в пределах от 0 до * и от 0 до 

л 
, m ( l- sCB- s0H ) г ув f v__f J i s (2.56) 

х, имеем 

откуда 

х — 
£ и £ к _ _ _ [ 1 — V l — a k t ] , (2-57) 

где 

a = 
Н №

г
(

1
-

5
с в -

 S
0h) 

Перед квадратным корнем принят знак минут из физических 
соображений, что легко установить при f=0 , когда х - и . из 
уравнения (2 56) при хЛЛ получаем формулу для определения 
времени полного обводнения пласта (мгновенного обводнения 
продукции пласта) 

ij^-s^-s^n)
 L

l ( У (2.58) 

2fe (Рк -^Рт)
 _

 V
 fe

H
 к

* ' 

m I 

* о б . = 2 fe(pK-Pr) 
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Изложенное можно распространить на слоисто-неоднород
ный пласт, полагая, "что рассмотрен один из пропластков такого 
пласта. Допустим, что слоистый пласт состоит из множества 
изолированных пропластков (не сообщающихся между собой 
вдоль пласта). Мысленно сложим их в «штабель», начиная 
с пропластка с наибольшей проницаемостью. Тогда в соответ
ствии с формулой любого закона распределения проницаемости 
суммарную толщину hK пропластков, проницаемость каждого из 
которых не меньше значения k, можно записать 

hKlh = F(k), (2.59) 

где h — общая толщина всех пропластков в «штабеле»; F(k) — 
закон (или функция) вероятностно-статистического распределе
ния проницаемости. 

Дифференцируя уравнение (2.59), имеем 

-y±- = F'{k)dk = f(k)dk, (2.60) 
h 

где f(k) = F'(k) — плотность вероятностно-статистического рас
пределения проницаемости. 

Считаем, что расход жидкости dq через слой с проницае
мостью k и толщиной dhK в соответствии с формулой (2.53) 
можно записать 

dq = k(pK-Pr)BdhK ^.61) 

ka
 к

 V ka къ ) 

С учетом уравнений (2.57) и (2.60) окончательно находим 

^ _ k (рк — Рг) BkKhf (k) dk ^2 52) 

Принимаем, что к моменту времени t=t06B обводнились слои 
с проницаемостью k>k06B. Согласно теории поршневого вытес
нения из них поступает только вода. Из слоев с проницаемостью 
k<k06B пока еще добываем нефть. Тогда для расхода нефти из 
слоистого пласта на основе формулы (2.62) можно записать 

*обв 
qK(t) = -(

p
"-

pr)Bhk
" С —

k
J
{h)dk

 , (2.63) 
Цн^к J VI — akt 

о 

Для определения расхода воды через обводнившийся слой 
необходимо в формулу (2.62) вместо t подставить t0&B. Тогда 

аналогично записываем формулу для расхода воды из слоис
того пласта 

qB(t) = ( Р к - Р г ) М ^ J kf(k)dk. (2.64) 

Выше условно принято, как обычно для моделей слоисто-не
однородного пласта, что слои могут иметь бесконечно большую 
проницаемость. Для расчета следует задаваться величиной &0бв, 
по формуле (2.58) определять момент обводнения слоя с прони
цаемостью k = k06e и затем при известной плотности вероятност
но-статистического распределения абсолютной проницаемости 
по формулам (2.63) и (2.64) вычислять расходы qB(t) и qB(t). 
В отличие от рассмотренного выше однородного пласта в дан
ном случае добываемая продукция обводняется постепенно. 

Аналогично можно рассмотреть поршневое вытеснение из 
слоисто-неоднородного пласта при радиальном течении потока. 
Такая задача, а также задача поршневого вытеснения при за
данном расходе жидкости (при переменном во времени пере
паде давления Ар) рассмотрена в учебнике Ю. П. Желтова [2]. 

Основы теории непоршневого вытеснения нефти водой 

Непоршневое вытеснение нефти — это вытеснение, при котором 
за его фронтом движутся вытесняющий и вытесняемый флюиды, 
т. е. за фронтом вытеснения происходит многофазная филь
трация. 

Вопросы вытеснения нефти водой изучались многими иссле
дователями. Механизм вытеснения нефти водой из микронеодно
родных гидрофильных пористых сред можно представить так 
(по М. Л. Сургучеву). В чисто нефтяной зоне пористой среды 
перед фронтом внедрения воды движение нефти происходит не
прерывной фазой под действием гидродинамических сил. По 
крупным поровым каналам нефть движется быстрее, чем по 
мелким. На фронте внедрения воды в нефтяную зону, в мас
штабе отдельных пор, движение воды и нефти полностью опре
деляется капиллярными силами, так как они превосходят 
гидродинамические силы на малых отрезках пути. Вода под дей
ствием капиллярных сил устремляется с опережением преиму
щественно в мелкие поры, вытесняя из них нефть в смежные 
крупные поры до тех пор, пока разобщенные крупные поры не 
окажутся со всех сторон блокированными водой. Если крупные 
поры образуют непрерывные каналы, то вода по ним будет дви
гаться с опережением. Тем не менее отставшая нефть из мелких 
пор под действием капиллярных сил также переместится в уже 
обводненные крупные поры и останется в них в виде отдельных 
глобул. 
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Таким образом, мелкие поры оказываются заводненными, 
а крупные остаются в разной степени нефтенасыщенными. 
В масштабе большой зоны пористой среды, между передним 
фронтом внедряющейся воды и задним фронтом подвижной 
нефти, водонасыщенность пласта вдоль потока уменьшается от 
предельной водонасыщенности при неподвижной нефти до неко
торой фронтальной водонасыщенности. В этой зоне идет со
вместная фильтрация воды и нефти. Вода движется по непре
рывным заводненным каналам, обтекая уже блокированную 
нефть в крупных порах, а нефть перемещается в незаводненной 
части среды. Соотношение скоростей движения воды и нефти 
определяется распределением пор по размерам, водонасыщен-
ностью и объемом нефти, блокированной в крупных порах за
водненной части среды, а также распределением пор, объемом 
нефти и связанной воды в нефтенасыщенной части среды. В ин
тегральном виде эти, условия фильтрации воды и нефти вы
ражаются кривыми фазовых (или относительных) проницае-
мостей. 

За задним фронтом подвижной нефти нефтенасыщенность 
обусловлена наличием нефти в разрозненных, крупных, блоки
рованных водой порах. Непрерывных, нефтенасыщенных кана
лов, вплоть до добывающих скважин, в этой зоне нет, нефть яв
ляется остаточной, неподвижной. Но нефть в глобулах не теряет 
способности двигаться при устранении капиллярных сил. 

Если пористая среда обладает частичной гидрофобностью, 
что характерно практически для всех нефтеносных пластов, то 
остаточная нефть может оставаться в порах также в виде 
пленки. 

В гидрофобных коллекторах, которые на практике встреча
ются редко, связанная вода распределена прерывисто и зани
мает наиболее крупные поры. Закачиваемая вода смешивается 
со связанной водой и остается в крупных порах. Остаточная же 
нефть остается в виде пленки в крупных порах и в порах мень
шего размера. Она также не теряет способности двигаться при 
устранении капиллярных сил. На этом основаны теории мето
дов увеличения нефтеотдачи пластов. 

В заводненной зоне гидрофильного пласта остается рассеян
ной 20—40 % нефти от первоначального ее содержания в за
висимости от проницаемости, распределения размеров пор и 
вязкости нефти, а в гидрофобном пласте — уже 60—75 %. 

Многофазная фильтрация с учетом всех влияющих факторов 
представляет собой весьма сложную задачу. Приближенную ма
тематическую модель совместной трехфазной фильтрации 
нефти, газа и воды предложили М. Маскет и М. Мерее (1936 г.), 
которые считают, что углеводороды представлены жидкой и га
зовой фазами, переход между ними подчиняется линейному за
кону Генри, движение изотермическое, а капиллярными силами 

можно пренебречь. Модель двухфазной фильтрации без учета 
капиллярных сил рассматривали С. Баклей и М. Леверетт 
(1942 г.). В 1953 г. Л. Рапопорт и В. Лис предложили модель 
двухфазной фильтрации с учетом капиллярных сил. 

Согласно наиболее простой модели Баклея — Леверетта не
поршневое вытеснение, как известно из подземной гидрогазоди
намики, описывается уравнением доли вытесняющей жидкости 
(воды) в потоке и уравнением скорости перемещения плоскости 
с постоянной насыщенностью. Рассмотрим прямолинейное вы
теснение из однородного пласта при движении несжимаемых 
жидкостей. Доля воды в потоке водонефтяной смеси 

Ob + Qh Q 1 + . 
(2.65) 

г д е Q = QH+ QB — объемный расход смеси, равный сумме расхо
дов воды QB и нефти Q„; s — насыщенность пор породы подвиж
ной водой. 

С учетом уравнений движения воды и нефти 

Q B = _ J * B - F - i L , (2.66) 

п
 k

h- p JP- (2.67) 
Ч Я (iH дх 

уравнение доли воды примет вид 

1 +
 1

 *
и 

Но 

где ka> kb — относительные проницаемости соответственно для 
нефти и воды; F—площадь фильтрации; др/дх — градиент дав
ления; no=|Wp.B — отношение вязкостей нефти ц.н и воды цв. 

Из уравнения (2.65) имеем 

QB = f(s)Q (2.69) 

или после дифференцирования при Q — Q(t) 

JQb_ = ̂ M _ J L q . (2.70) 
дх ds дх

 к
 ' 
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Условие Q = Q(t) следует из уравнений неразрывности пото
ков воды и нефти 

« Р ± . (2.71) 

а<
Эи :tnFj!L, (2.72) 

дх dt 

складывая которые, имеем 

dQB , 3QH д 
(QB + Q„ )=A . (2.73) 

3* дх дх 

QB + Q„ = Q(t), (2.74) 

где т — пористость пласта; t— продолжительность вытеснения. 
Уравнение (2.74) показывает, что расход смеси не изменя

ется по координате х, так как нефть и вода приняты за несжи
маемые жидкости. 

Подставляя уравнение (2.71) в выражение (2.70), получаем 

J!l!L-?LQ+mFjL = 0. (2.75) 
ds dx dt 

В любой фиксированной точке пласта насыщенность s изме
няется, а точки с фиксированным значением насыщенности s = 
= const перемещаются со временем вдоль пласта в направлении 
движения жидкостей, тогда 

ds = -$-dt + -£-dx = 0, (2.76)" 

откуда 

dt дх 

dx ds I . ds 

dt dt I dx 

Из уравнения (2.75) получаем 

df(s) Q _ ds I ds 

ds mF dt I dx 

(2.77) 

(2.78) 

Приравнивая выражения (2.7.7) и (2.78), получаем уравне
ние движения точки х (плоскости) с некоторой постоянной на
сыщенностью s=const, называемой характеристикой 

dt mF ds' '
 (А7У) 
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Рис. 2:2. Зависимости относительных проницаемостей (а), доли воды f ( s) , 
dj(s)fds от иодонасыщенностн s пласта (б) н водонасыщенности s от без
размерной координаты £ (в) 

Решение уравнения (2.79) при отсутствии подвижной воды 
в пласте в начальный момент времени можно записать так: 

(2.80) df (s) mV 

или 

ds Q s ( 0 

d f
® = e , (2.81) 

ds 

t 

где Qz (t) = $ Q (t) dt —суммарное количество вторгшейся 
о 

mV 

в пласт воды; V= Fx — объем пласта; безраз-
(0 

мерная пространственная координата. 
Имея экспериментальные зависимости относительных прони

цаемостей kH(s) и kB(s) от водонасыщенности s (рис. 2.2, а), 
можно построить сначала, используя уравнение (2.68), функ
цию f{s), затем графическим дифференцированием 
(рис. 2.2, б). Так как ~~ j~~

 =
 £>

 то
 соответственно имеем сразу 

график распределения насыщенности s пласта подвижной водой 
-вдоль безразмерной координаты £ (рис. 2.2, в ) , который иден
тичен графику рис. 2.2, б. Из рис. 2.2, в видно, что насыщен
ность в каждой точке'пласта £ = — в каждый момент 

vs (О 
времени t является двузначной. Физически такое абсурдно — 
в каждой точке в каждый момент времени должна существовать 
только одна вполне определенная насыщенность. Отсюда сле
дует, что зависимость s от £ справедлива только до некоторого 
значения £=£ф и при £ф значение s должно изменяться скачком 
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от s = s $ до s=sCB, где sCB — содержание связанной воды. Таким 
образом, для устранения двузначности допускаем существование 
скачка насыщенности и вводим понятие фронта вытеснения, 
а безразмерная координата £ф является координатой фронта вы
теснения. Можно показать, что 

s
*

=
 „/,

(s
tL • (

2
-
82

> 
df 

откуда 

df(Sb)/ds = f(Sb)/Sb. (2.83) 

Соотношение (2.83) выражает тангенс угла наклона каса
тельной к кривой f(s), проведенной из точки s=sCB, тогда абс
цисса точки касания К будет равна s^. Графически £ф и яф 

можно определить из условия равенства площадей, заштрихо
ванных на рис. 2.2, в горизонтальными линиями. Отметим, что 
на рис. 2.2, в sB и s„4 обозначают насыщенность породы под
вижной нефтью в водонефтяной зоне и на фронте вытеснения. 

Средняя водонасыщенность в зоне вытеснения до прорыва 
воды из пласта равна нефтеотдаче, точнее коэффициенту вытес
нения, который можно представить так: 

r\B=-^-]*(s—sCB)dZ,. (2.84) 
ьф о 

Равенство объемов закачанной в пласт воды и вытесненной 
оттуда нефти можно записать: 

j (s—szs)d(mV) = Qs, (2.85) 

откуда 

J ( s - s C B ) d ( - ~ ^ ) = l , (2.86) 

о
 s 

т. е. интеграл в уравнении (2.86) (площадь, заштрихованная на 
рис. 2.2, в вертикальными линиями) равен единице. Здесь Уф— 
объем пласта в зоне вытеснения, a &j> = mVVQs. Тогда 

Пв= 1/£ф (2.87) 
или 

^ = - Щ Ш ' <
2
-*> 

Отсюда, учитывая уравнение (2.83), приходим к выводу, что 
коэффициент безводной нефтеотдачи увеличивается с уменыпе-
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нием отношения р,о, т. е. с увеличением вязкости вытесняющей 
фазы и (или) уменьшением вязкости нефти. 

Пример. Определить время подхода воды к выходу из элемента пла
ста, обводненность продукции пв н среднюю безводную нефтеотдачу t)B. Ус
тановить влияние отношения вязкостей нефти н воды на эти показатели. 
Принять: L=500 м, f = 5 0 0 0 м

2
 (500 м-10 м); m=0,2; Q=400 м

3
/сут; ц0= 

= 5 и 1. 
Для решения воспользуемся данными Д. А. Эфроса для значений kB(s), 

kis(s), f(s) и df(s)/ds, которые представлены на рнс. 2.2,а и б (сплошные 
линии при Цо=5). Из точки (sCb; 0) на рис. 2.2,6 проводим касательную 
к линии f(s) н находим s<j,=0,625 н sCp=r)B = 0,71. Так как df{s)lds=t„ то 
при s=S(t, находим 5ф = 1,75, что показано также на рис. 2.2, в (сплошная 
линия). Поскольку f(s) выражает долю воды в продукции, то на фронте 
вытеснения прн s = S0 по рнс. 2.2,6 находим f(s$) = гав=0,83. При Q=const 
находим время ^ = mFL/(Q£$) = 0 , 2 • 5000 м

2
-500 м/(400 м

3
/сут • 1,75) = 

= 714 сут. 
Аналогично при Цо=1 находим лв=0,93; т)В=0,835; s#=0,79; £ф = 1,58; 

<Ф=791 сут. Зависимости /(s) и -ОЮ— = £ при |х0=1 показаны на рис. 2.2,6 
ds 

и в пунктирными линиями. Из сопоставления линий следует, что при умень

шении |х0 линии f(s) н ^^ смещаются вправо на рис. 2.2,6 и линия s(£) 

ds 
вверх на рис. 2.2, в. Значит, по данным расчета видно, что с уменьшением 
|х0 (уменьшением ц„ н (нли) увеличением |iB) увеличиваются т)в, пв, ^ф. 

Полученные формулы справедливы в безводный период раз
работки пласта, когда фронт вытеснения не подошел еще 
к концу пласта. Продолжительность безводного периода можно 
определить так. Поскольку Z$ = tnV$IQz, то при V^ = FLK, где 
Ьк — длина пласта, найдем 

Q* = mV*/b, (2-89) 

а по нему в момент времени подхода фронта к концу пласта 
t — ^обв-

Для расчетов в водный период, т. е. при t>tQ6B, можно счи
тать, что фронт вытеснения перемещается дальше в фиктивном 
продолжении пласта. Водонасыщенность составит на фиктив
ном фронте вф, а при х=Ьк величину sK. Неизвестную величину 
sK находят по вф, а затем по sK вычисляют другие параметры. 
Подробнее об этом читатель может познакомиться в учебнике 
Ю. П. Желтова [2] и монографии М. Л. Сургучева [10]. 

Модель Баклея — Леверетта косвенно учитывает капилляр
ные силы через фазовые проницаемости. Капиллярные силы 
более полно учитываются в модели Рапопорта — Лиса через 
экспериментальную функцию насыщенности (функцию Леве
ретта). Анализ показывает, что капиллярные силы «размазы
вают» фронт, поэтому при их учете скачок насыщенности отсут
ствует и насыщенность изменяется непрерывно до насыщенно
сти связанной водой. Экспериментами было обнаружено, что 
при постоянной скорости вытеснения распределение насыщен-
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ности в переходной области вблизи фронта не меняется со вре
менем, т. е. образуется так называемая стабилизированная зона. 
Она перемещается, не изменяя своей формы. 

Экспериментами В. В. Девликамова по вытеснению нефти 
водой из модели горизонтального однородного пласта установ
лено, что за счет действия гравитационных сил происходит опе
режающее продвижение воды вдоль его нижней части, т. е. вер
тикальный сначала фронт воды растекается в нефтяную часть 
по подошве пласта и искривляется. 

Рассмотренные решения применяются при оценочных расче
тах технологических показателей разработки месторождений, 
а также могут-служить тестами при оценке точности численных 
методов решения более общих задач (неодномерное движение, 
сжимаемость фаз и др.). 

Однако теория непоршневого вытеснения нефти водой разра
ботана только применительно к модели однородного пласта. Ре
альные пласты неоднородны как по толщине, так и по простира
нию, т. е. проницаемость отдельных слоев изменяется не только 
при переходе от слоя к слою, но и по длине. Если пласт доста
точно хорошо изучен и различие отдельных участков его по пло
щади велико, то его можно разбить на отдельные элементарные 
объемы прямолинейного пласта длиной /, общей толщиной h и 
шириной Ь. Для каждого элементарного объема строится своя 
модель слоисто-неоднородного пласта. При недостаточной изу
ченности пласта создается единственная модель слоисто-неод
нородного пласта для всей залежи в целом. Отметим, что при 
использовании численных методов пласт также разделяется на 
некоторое число конечно-разностных ячеек, которое ограничи
вается вычислительными возможностями ЭВМ и сложностью 
решаемых задач. Одна ячейка может иметь размеры в не
сколько десятков и даже сотен метров. 

Считается, что каждый элементарный объем состоит из 
слоев с абсолютной проницаемостью, распределение которой 
описывается одним из вероятностно-статистических законов. 
В свою очередь слоистую неоднородность представляется воз
можным просто и достаточно точно учесть с помощью так на
зываемых модифицированных относительных проницаемостей, 
что позволяет преобразовать слоисто-неоднородный пласт в од
нородный, а последний рассмотреть совместно с моделью не
поршневого вытеснения. В этой связи рассмотрим на простей
шем примере принцип построения модифицированных относи
тельных проницаемостей. 

Расположим слои в штабель, начиная со слоя с наибольшей 
проницаемостью (k-^oo). Так как длина модели / мала по срав
нению с размерами пласта, то считаем, что вода мгновенно за
полняет каждый слой, начиная со слоя с наибольшей проницае
мостью. Принимаем поршневое вытеснение нефти водой из каж-
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дого слоя. Таким образом, в какой-то момент времени вытесне
ние нефти произошло из слоев, суммарная толщина которых со
ставляет hK, проницаемость каждого из которых не меньше k. 
В этих слоях фильтруется только вода при наличии остаточной 
нефтенасыщенности s0H. В остальных же слоях движется только 
нефть; в них содержится связанная вода с насыщенностью sCB. 

Расход воды dq в слой элемента пласта толщиной dhK при 
перепаде давления Др можно записать 

dqB = АркШКЫ- (2.90) 

В полностью водонасыщенный слой пласта (нефтенасыщен
ность равна нулю) расход воды составил бы 

dqm = ЬрШК1№). (2.91) 

С учетом выражения (2.60) эти уравнения можно переписать 
в виде 

dqB=,ApkkBbhf(k)dk/(nJ); (2.92) 

dqBB = bpkbhf(k)dk/(nBl). (2.93) 

Тогда расходы воды в слои с суммарной толщиной hK, кото
рой соответствует проницаемость k, и в полностью водонасы
щенный пласт с толщиной h будут выражаться интегралами: 

qB = A£EL7kkBf(k)dk; (2.94) 

qBB = AP»L7kf(k)dk. (2.95) 
Ы о 

Отсюда модифицированную относительную проницаемость 
пласта для воды определим в виде 

Ъв = <7в/<7вв =] kkj (k) dkl J kf (k) dk. (2.96) 
ft: ° 

Аналогично можно записать модифицированную относитель
ную проницаемость пласта для нефти 

К = qa/qBa = ] Ш (k) dkl J kf (k) dk. (2.97) 
о о 

В выражениях (2.96) и (2.97) можно принимать различные 
зависимости относительных проницаемостей kB и kH от насы-
щенностей, которые являются функциями абсолютной проницае
мости пласта. Вместе с тем модифицированные относительные 
проницаемости — это функции модифицированной водонасыщен-
hoctu~s. Объем воды в элементе пласта равен сумме объемов 
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связанной воды в необводнившихся слоях и воды в обводняв
шихся слоях, т. е. 

k оо 

Vv = mlbh J" sCBf (k) dk + mlbh j (1 — s0H) / (k) dk = 
0 A 

[ 00 OO -1 

I sCBf (/г) dk + J (1 - s0„-sCB ) f (/г) dfc . (2.98) 
O A J 

Так как поровый объем пласта Vn = mlbh, то модифициро
ванная водонасыщенность 

оо оо 
s=VJVn= J sj(k)dk + J (1—s0h—sc6)f(k)dk. (2.99) 

о , k 
Модифицированные относительные проницаемости' опреде

ляют часто путем сопоставления расчетных и фактических дан
ных о процессе заводнения. Они косвенно учитывают также си
стему разработки, особенности эксплуатации скважин и др. 
Более подробное изложение и примеры вычислений даны в учеб
нике [2] и сборнике задач [5]. 

Основные положения методики определения технологических 
показателей разработки нефтяных и нефтегазовых залежей 
(методики ВНИИ-2) 

Современные методики определения технологических показате
лей разработки месторождений основаны на математических 
моделях многофазной многокомпонентной фильтрации с исполь
зованием численных методов на базе мощных ЭВМ. Пример 
этого — созданная во ВНИИнефть методика расчета технологи
ческих показателей разработки нефтяных и нефтегазовых зале
жей (методика ВНИИ-2). Она пригодна для расчетов при раз
ных режимах (водо-, газонапорном, растворенного газа или их 
возможных сочетаниях). Методика основана на модели слоисто-
неоднородного пласта, сложенного из пропластков, проницае
мости которых являются двух- или трехмерным случайным по
лем. Каждый пропласток характеризуется эффективной прони
цаемостью 

k* = k0[\ + -^~y, (2.100) 

где k0 — средняя проницаемость пропластка; v = ^]DlkQ —коэф
фициент вариации проницаемости; D — дисперсия проницаемо
сти; п— размерность случайного поля в пределах пропластка, 
равная 2 или 3. 

Проницаемость принимается по данным изучения керна или 
геофизических исследований скважин. Для учета отличия мно-
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гофазного течения в реальных объектах по сравнению с керном 
вводятся модифицированные относительные проницаемости. 
Этим задача фильтрации в неоднородном пласте сводится к эк
вивалентной задаче для пласта, однородного по толщине. Ре
альное неодномерное течение жидкости к рядам скважин ап
проксимируется квазиодномерным течением, когда реальный 
поток к каждому из рядов условно разделяется на два простей
ших: к галерее (прямолинейной или круговой), расположенной 
на линии ряда скважин, и к каждой из скважин внутри Круга 
с радиусом о/л, где а —половина расстояния между сква
жинами. 

Математическая модель процесса совместной трехфазной 
фильтрации нефти, воды и газа в системе проницаемых гале
рей (между галереями) представлена системой уравнений Мас-
кета — Мереса с источниками и стоками: 

F -L. +-J- ( - ^ - ) = £ Qh/S ( * - * / ) ; (2-101) 
dt \ bn / дх \ он / / 

F _ 1 _ + JL ( JE-Л = £ QBl8 ( * - * / ) ; (2.102) 
dt \ bB ) дх \ Ьв J ) 

р
 0

 / msr . msBRB ^ msHRu \ _|_ 

dt \ Ьг Ьв Ьн ) 

+ (J?L. + W
»
R
» + Л»*»-) = £ Q r /8 ( * - * , ) ; (2.103) 

дх \ Ьг Ьв bH ) j 

Wu=-Fk-^(^-+gP»~-\, (2-104) 
цн \ дх дх J 

J L . f i + e p , | L V (2.105) 
(i„ V дх дх J 

Wr = _ F k J r _ (J!L +GPR JL.) • (2.106) 
(ir Ч ox дх J 

sH + sB + Sr = l, (2.107) 

где н, в, г — индексы, обозначающие нефть, воду и газ; х — ко
ордината; t — время; р— давление в пласте; F(x), m, k— соот
ветственно площадь поперечного сечения, пористость и абсолют
ная проницаемость пласта; для полосообразного и кругового 
пластов соответственно F(x) = b(x)h(x) и F(x) = 2nxh(x); b(x), 
h(x) — ширина и толщина пласта; s„, sB, s r—насыщенности; 
fn(sB, sB), fB(s„, sB), fr(sa, sB)—относительные проницаемости; 
Цн, Цв, р.г — вязкости; рн, рв, Рг —плотности; ЬН, ЬЪ, ЬГ — объем
ные коэффициенты; RN, RB — растворимости газа в нефти и воде; 
а»н, wB, wr — фазовые расходы нефти, воды и газа; z(x) — пре-
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вышение точки х над некоторой горизонтальной плоскостью; 
g — ускорение свободного падения; / — номер ряда скважин; 
•к,-— координата /-го ряда; б (х) — дельта-функция Дирака; 
6(х) = 1 при x=Xj и 6 ( х ) = 0 при хфх}; QHj, QBj, Qrj — приве
денные к стандартным условиям дебиты нефти, воды и газа для 
/-го ряда (дебиты положительны для нагнетательных и отрица
тельны для добывающих рядов). 

Уравнения ( 2 . 101 ) — ( 2 . 1 0 3 ) — уравнения неразрывности по
токов для каждой фазы (законы сохранения массы); уравнения 
( 2 . 1 04 ) — ( 2 . 1 06 ) — обобщенный закон Дарси для каждой фазы 
(уравнения движения); уравнение ( 2 . 1 07 ) — уравнение баланса 
насыщенности. 

Дебиты скважин /-го ряда определяются по формулам: 

<7н/ = <7;фн/; <7в/ = едрв/; <7г/ = <7/фг/, (2.108) 

где 

2яА/
 p

,
a
i. , 

Ц\ = - kadp; 

In-
 Гс/

 » -
R к/ 

а = 

фн = -^—fl"
1
; ч>в = - ^ — d "

1
; ф г = 1 — ф„—фв 

•радиус скважины; /?Kj —радиус внутреннего круга в /-м 
Р

Я
ДУ; Psj —^заданное забойное давление в скважине; рк, —дав

ление на /-й галерее; щ — число скважин /-го ряда; kj, ^—про
ницаемость и толщина во внутренней области /-го ряда; фн, фв, 
фг — доли нефти, воды и газа в потоке. 

На контурах скважин и внешних границах задаются соот
ветствующие граничные условия (расходы или давления), 
а в качестве начальных условий задаются распределения давле
ния и усредненные по толщине насыщенности в начальный мо
мент времени. 

Сложная нелинейная система уравнений ( 2 . 101 ) — ( 2 . 1 0 8 ) ре
шается методом конечных разностей по схеме сквозного счета. 
В областях по координате и времени введены две разностные 
сетки, а задача расщепляется на две: сначала на прежнем 
уровне определяется давление, а затем на новом уровне — на
сыщенности. С целью выполнения расчета составлены прог
раммы для ЕС ЭВМ. Расчеты выполняются для одного эле
мента, затем аналогичные показатели элементов с учетом ввода 
каждого в разработку суммируются по правилу аддитивности. 

Результаты сравнения приближенных расчетов для данной 
гидродинамической модели квазиодномерной фильтрации по 
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схеме сквозного счета с эталонным (точные решения таких за
дач получить не удается) решением двумерной задачи, получен
ным традиционным конечно-разностным методом, показали 
достаточную практическую точность. При сопоставлении уста
новлено, что учет неоднородности пласта посредством модифи
цированных относительных проницаемостей повышает точность 
расчетов, причем больше, чем двумерность течения. 

Методика ВНИИ-2 используется при проектировании разра
ботки месторождений. Например, при составлении проекта 
разработки Самотлорского месторождения была осуществлена 
декомпозиция всех объектов на 2 5 2 участка. Участки схемати
зированы прямоугольниками либо круговыми секторами. Сква
жины в участках сгруппированы в ряды, соответственно парал
лельные либо концентричные границам участков. По каждому 
участку проводилась адаптация модели по истории разработки. 
При этом информация по скважинам выбиралась из исходного 
банка данных на магнитных носителях для построения функций 
относительных проницаемостей, определялись удельные коэффи
циенты приемистости и продуктивности, устанавливалось время 
работы участков при упругом режиме и т. д. Подбором расчет
ных параметров и многократным воспроизведением истории раз
работки добивались совпадения годовой добычи нефти и жид
кости по годам, среднего пластового давления в зоне отбора и 
депрессии по скважинам на последний год истории. Затем про
водили прогноз технологических показателей на заданный срок, 
например, 20 лет. В большинстве расчетов стягивающие (пос
ледние) ряды отключали при обводненности 98 %, остальные 
ряды — цри обводненности 90 %. Значительная часть расчетов 
по Самотлорскому месторождению была выполнена в автомати
зированном режиме. 

Основные положения приближенной аналитической 
методики ВНИИ-1 

Одной из первых и наиболее широко применяемых методик 
была методика, предложенная Ю. П. Борисовым и развитая им 
впоследствии с участием ряда авторов. Эта методика получила 
название методики ВНИИ-1. В ней сочетаются модели слоисто-
неоднородного пласта и непоршневого вытеснения нефти водой. 

Пласт представляется набором слоев (трубок тока), прости
рающихся от начала до конца залежи. Для прерывистого пла
ста принимаются также более короткие трубки тока, которые 
представляют линзы и полулинзы. В основу построения модели 
пласта и методики расчета положен реальный спектр (или ги
стограмма) проницаемости по объему пласта. 

Так как каждая трубка тока неоднородна по проницаемости 
(включает отдельные участки разной проницаемости), то спектр 
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распределения проницаемости по объему пласта пересчитывают 
(перестраивают) приближенным приемом в спектр распределе
ния проницаемости по трубкам тока. Объемы трубок тока при
нимаются кратными частости, а расходы жидкости через каж
дую трубку тока — пропорциональными проницаемости этой 
трубки (при условии равенства размеров и перепада давления 
на концах трубки). Непоршневое вытеснение нефти из задан
ного неоднородного пласта учитывается заменой его поршневым 
вытеснением из преобразованного пласта, спектр распределения 
проницаемости которого характеризуется функцией 

Ш = / (*) |"i — ; — а 1 + а 
L 1— sCB — «он J 2 ( 1 - s C B — s0H) 

•X 

где fi (k) — преобразованный спектр, учитывающий характер 
вытеснения нефти (первый член отражает процесс фронталь
ного вытеснения нефти водой, а второй — ее отмывку); f(k) — 
исходный спектр проницаемости; k = ki/kSB— нормированное без
размерное значение проницаемости, взятое как отношение ис
тинной проницаемости k, к ее наиболее вероятному (модаль
ному) значению kBB. 

Текущую добычу нефти и воды вычисляют с использованием 
метода эквивалентных сопротивлений по уравнениям интерфе
ренции типа (2.45). При этом внешнее фильтрационное сопро
тивление от контура питания до первого ряда разбивают на 
сумму трех сопротивлений соответственно для водяной, водо-
нефтяной с движением воды и нефтяной зон. Сопротивление 
в водонефтяной зоне умножают на коэффициент аф увеличения 
фильтрационного сопротивления за счет непоршневого вытесне
ния нефти водой. На основании экспериментальных данных 
Ю. П. Борисов установил, что насыщенность породы подвижной 
нефтью на фронте вытеснения при 1<[х0<10 можно определить 
по формуле 

2Ф = 0,1 л/— ^ . (2.110) 

V 1,5 (1 — sCB — 50н) — 2ф 

а коэффициент сц> — по формулам: 
при полосообразной залежи 
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а ф = 1,7 + 82ф4-25гФ; (2.111) 

при круговой залежи и вытеснении по направлению к центру 
залежи 

аф = 1,7 + 8 гфф1 ( - ! ^ ) + 2 5 4 ф 2 ( - ^ ) , (2.112) 

где — отношение вязкостей нефти и воды; Rs— радиус на
чального контура нефтеносности; # ф — р а д и у с текущего поло
жения водонефтяного контакта; ерь q>2 — функции отношения R$> 
и RH. Задаваясь рядом различных положений фронта ВНК, оп
ределяют соответствующие им мгновенные дебиты скважин. 
Если текущий ВНК занимает положение ряда скважин, то рас
четы для данного положения выполняют дважды: для работаю
щего и отключенного рядов. 

Если задан дебит залежи или скважин, то мгновенные зна
чения забойных давлений определяют по таким же уравнениям 
интерференции, только предварительно вычисляют положение 
ВНК для полосообразной и круговой залежи соответственно по 
формулам: 

L*=La+ ' \Q*(t)dt; (2.113) 

Яф=Я« r V l Q s ( 0 ^ , (2.1H) 

Г 2 

где 8И=1—sCB—s0h 2ф—коэффициент использования объ-
3 

ема пор с учетом неполноты вытеснения нефти водой в зоне во
донефтяной смеси. 

Так как бн представляет собой часть порового объема, из 
которого нефть вытеснена водой до фронта вытеснения, то де
лением на первоначальное содержание нефти (1—sCB) получают 
коэффициент вытеснения в водонефтяной зоне 

2 
с 1 —

 S
CB 5

он — „
 г

ф 
t|. = — А _ = 3 ( 2 П 5 ) 

1—sB 1 — sCB 

Для расчета продолжительности процесса разработки при
нимают, что отобранный объем нефти при расходе QcyM (R&) за 
определенный промежуток времени t равен изменению запасов 
нефти в пласте, тогда 

t=2nhm8„ Г ***** • (2.116) 

Яф 

Аналогично можно записать для полосообразной залежи. 
Зная мгновенные значения дебитов и соответствующее им время, 
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Рис. 2.3. Кривые распре
деления насыщенностей 
пласта в многорядной 
системе скважин на мо
менты времени tu tIy t3, 
(по В. С. Орлову). 
/, //, /// — ряды скважии 

Ж X 

можно построить зависимости их во времени и определить на
копленную добычу нефти во времени Qm(t). Отношением 
QhhCO к балансовым запасам Убал определяют текущую нефте
отдачу r\(t). 

Выше принято, что по мере подхода фронта вытеснения 
к ряду скважин ряд отключается независимо от обводненности 
продукции его скважин. Установлено, что скважины внешних 
рядов целесообразно эксплуатировать до достижения очень вы
сокой обводненности продукции (90—95 % ) . Для учета продол
жающейся эксплуатации скважин в многорядных системах при
нимают, что зависимость насыщенности s от координаты х после 
прорыва воды в г'-й ряд скважин имеет такой же параболиче
ский характер, как и до прорыва воды в первый ряд. Вершина 
этой параболы будет перемещаться по линии размещения рядов 
скважин в зависимости от положения фронта вытеснения 
(рис. 2.3). Тогда расчеты выполняют аналогично, только внут
ренние и внешние сопротивления в водонефтяной зоне умно
жают на коэффициент <х«р, который определяют по насыщенно-
стям zt[ на линиях рядов. Последние вычисляют в зависимо
сти от суммарного количества жидкости, прошедшей через 

.линию данного ряда. 
Для определения нефтеотдачи строится функция 

Fi@) = j[l-<b(k)]dk, (2.117) 

где Ф(/г)_— доля числа трубок потока, имеющих проницаемость 
от 0 до k от общего числа трубок: 

)h(k)dk 

Ф ( » = - ^ . (2.118) 

Jh (k)d~k 
6 
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Для определения содержания нефти и воды в потоке, про
ходящем через заданное сечение, строится функция 

\1Лк)Ш 
F,{k) = -^ , (2-119) 

JhiDkdk 
о 

характеризующая текущий расход жидкости через совокупность 
трубок тока с проницаемостью от 0 до ft, в долях от общего те
кущего расхода жидкости (через все трубки тока). 

Функция 7=2 (ft) непосредственно выражает долю нефти в про

дукции Fi(k) = QH/(Qh+Qb) = Qh/Q. тогда доля воды л в = 1 — 

Добыча нефти по каждому работающему в момент времени г 

РЯДУ 

Q a / ( r )=F 2 [ f t / (0 ]Q/ (0 . * (2-120) 

где Qj(t) — дебит жидкости этого ряда в момент времени t; 
i—i 

(t) = &nF (oo) \ ( ^ ( o o ) — значение вспомогательной 

функции Fi(k) при ft = oo ; У, —объем порового пространства, 
заключенный между сечениями i- и г—1-го рядов; Qt(t)—полное 
количество жидкости, прошедшей с начала разработки к мо-

N t N 

менту t через сечение г'-го ряда; Q< {t) = £ j Qx (0 dt J . 
Затем определяют долю воды в продукции и добычу воды во 

времени. -Если заданы забойные давления, то необходимые для 
расчетов дебиты и отборы определяют по уравнениям интерфе
ренции для однородного пласта, при этом средняя эффективная 
проницаемость этого расчетного однородного пласта 

Jkf (k) dk 

ftcp--
2
 • (2-121) 

oo 
1 f (k) dk 
6 _ 

По вспомогательной функции F\(k)~определяется коэффици
ент нефтеотдачи пласта 

„ = „ _ M * / L ^ M * m L , (2Л22) 
*/(/)-*/-! (t) 

где kj(t) и Fi(kj), kj-i(t) и F(kj-0 — значения аргумента и 
функции в момент времени t для j- и (/— 1)-го сечений участка; 
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r
l n= ( l—SC b 50H)/(1—SCB) — потенциально возможная нефтеот

дача в малом образце данного пласта, достигаемая при беско
нечно долгой его промывке водой и обусловленная микронеод
нородностью породы; она близка к коэффициенту вытеснения, 
полученному в Лабораторных условиях при достаточно длитель
ной (но не бесконечной) промывке. 

Если сопоставить формулы (2.122) и (1.9), то установим, 
что второй множитель в формуле (2.122) учитывает неполноту 
промывки водой макронеоднородного (по проницаемости) про
дуктивного пласта, возможное образование малопромытых за
стойных зон в неоднородном непрерывном пласте и равен коэф
фициенту охвата пласта заводнением г̂ о-

Для прерывистого пласта распределение трубок тока по за
лежи определяют по картам распространения слоев, прослоев 
или зональных интервалов. «Сложив» карты по всем слоям, 
строят расчетную модель прерывистого пласта. Для нее с уче
том доли каждого слоя в общем объеме рассчитывают коэффи
циент Яп охвата пласта процессом вытеснения, обусловленный 
прерывистостью и линзовидностью. Тогда коэффициент нефте
отдачи 

r\ = WoK. (2.123) 

При расчете закачки воды определяют объем закачки, прие
мистость нагнетательных скважин и их число. Объем закачки 
зависит^от запроектированного отбора жидкости и среднего дав
ления р„ на линии нагнетания, под которым понимают среднее 
интегральное давление вдоль этой линии, обеспечивающее за
мену фактической системы размещения нагнетательных сква
жин расположенной на ее месте равнодебитной нагнетательной 
галереей. При законтурном или приконтурном заводнении дав
ление рн может быть равно (наиболее часто применяется), 
больше или меньше (очень редко применяется) начального пла
стового давления рЛл

4
 = рк- Тогда суммарный расход закачивае

мой воды QHB при установившемся процессе можно записать из 
балансового соотношения соответственно для этих случаев: 

N N N 

QHB = Z Qt> QHB = Е Qi + Qyj, QHB = E Qi—QnP, где Qi — де-

бит скважин t'-го ряда, определяемый по уравнениям интерфе
ренции; N — число рядов добывающих скважин; QyT, Q„P—рас
ход утечек закачиваемой воды в законтурную область и при
тока законтурной пластовой воды в залежь. Утечка воды в за
контурную область зависит от перепада (репрессии) давле
ния (рн—рк), коллекторских и упругих свойств, строения пласта 
в законтурной области. Если за линией нагнетания в стороне, 
противоположной залежи, имеется тектоническое нарушение или 

литологическое замещение коллектора непроницаемыми поро
дами, то QyT = 0. Утечку (приток) воды можно оценить по фор
мулам для упруговодонапорного режима (см. § 2.3). Если за
дан график закачки во времени, что может быть обусловлено 
строительством и расширением системы ППД, то определяют 
р н (0> заменяя нагнетательные скважины нагнетательной гале
реей и все работающие ряды добывающих скважин эквивалент
ной добывающей галереей. 

Средняя приемистость нагнетательной скважины 

2 ^ { р ^ - р я ) ^ (2124) 

|ЛВ23 1П 
Я/с 

где k'B — фазовая проницаемость для воды в призабойной зоне 
нагнетательной скважины (при внутриконтурном заводнении 
обычно k'B= (0,5—0,6) k; z3 — коэффициент, учитывающий за
грязнение призабойной зоны нагнетательной скважины (опреде
ляется по данным опытной закачки) или по промысловым дан
ным, полученным на аналогичных месторождениях); гс —радиус 
нагнетательной скважины; dH — половина расстояния между на
гнетательными скважинами; р3н = Рнас + #р в | Г—Ртр— давление на 
забое нагнетательной скважины; Н — средняя глубина сква
жин; Рнас — давление на выкиде насосов; ртр —потери давления 
на трение в водоводах и в стволе скважины. 

В уравнении неизвестны qH и он. Так как <7н = (2нв/лнс, 2ан = 
= £ л н/лнс , то уравнение (2.144) преобразуют к виду 

Пнс = QHBUBZS fln-gga 1п«„Л, (2.125) 
2nkh (рзн — Рн) \ 2ягс / 

откуда графоаналитическим методом или путем последователь
ных приближений находят число скважин пас, где ВЛН — длина 
линии нагнетания. Затем определяют qn и 2ан. 

Технологические показатели совместной работы рядов добы
вающих и нагнетательных скважин при законтурном или при
контурном заводнении можно рассчитать также по уравнениям 
интерференции типа (2.45), учитывая в схеме сопротивлений 
нагнетательные скважины и включая внешнее фильтрационное 
сопротивление между линией нагнетания и условным контуром 
питания с радиусом RK(t). При внутриконтурном заводнении 
QyT=0, а для определения технологических показателей работы 
добывающих и нагнетательных рядов составляют систему урав
нений интерференции (удобнее по аналогии с первым законом 
Кирхгофа). 

Опыт разработки многих месторождении и результаты тео
ретических исследований подтвердили обоснованность принципа 
организации системы заводнения с целью поддержания пласто-



вого давления на уровне, близком к начальному, с самого на
чала ввода месторождений в промышленную разработку. Од
нако если начальное пластовое давление р™

4
 = рк и равно дав

лению насыщения рн или незначительно его превышает, то при 
снижении забойного давления р3 ниже р„ в залежи неизбежно 
развивается режим растворенного газа, который впоследствии 
переходит в смешанный режим вытеснения газированной нефти 
водой. Лабораторными и теоретическими исследованиями для 
идеальных условий было установлено, что с позиций получения 
приемлемых коэффициентов нефтеотдачи текущее пластовое 
давление допустимо снижать до ( 0 , 8 — 0 , 9 ) рн, а забойное р3 до 
0,75 рн. Эти особенности следует учитывать при расчете пока
зателей разработки месторождений. 

Из подземной гидрогазодинамики известно, что расчет уста
новившейся фильтрации газированной нефти можно свести 
к расчету установившейся фильтрации несжимаемой жидкости 
вводом функции Христиановича или фиктивной вязкости нефти. 
Тогда расчеты выполняют аналогично с использованием метода 
эквивалентных сопротивлений, только в них вводят вместо ис
тинной ВЯЗКОСТИ НефТИ |АН ФИКТИВНУЮ ВЯЗКОСТЬ Цф = 

= Цн('Рн)&н(Рн)/Анг, коэффициент увеличения фильтрационного 
сопротивления в зоне вытеснения / (цо, sCB), а также при рас
чете срока разработки вместо коэффициента использования 
объема пор бн записывают среднюю водонасыщенность в зоне вы
теснения Scp(ho. SCB). Здесь ц н (Рн) , Ьн(рн) обозначают абсолют
ную вязкость и объемный коэффициент нефти как функции дав
ления насыщения рн; (ю= Цв/цн— отношение вязкостей воды и 
нефти; Лнг — коэффициент, зависящий от свойств нефти и 
газа [17]. 

Расчеты выполняют параллельно при режиме растворенного 
газа и при режиме вытеснения газированной нефти водой. Кри
терий перехода с режима растворенного газа на режим вытес
нения газированной нефти водой — равенство дебитов при за
данных забойных давлениях или равенство забойных давлений 
при заданных дебитах. Сначала принимают, что все ряды, кроме 
первого, работают при режиме растворенного газа. Для сква
жин этих рядов расчеты ведут при режиме растворенного газа, 
а для первого ряда по уравнениям интерференции с учетом осо
бенностей расчета вытеснения газированной нефти водой опре
деляют его дебит при перемещении ВНК от первоначального по
ложения до линии первого ряда. 

Затем принимают, что при напорном режиме вытеснения ра
ботает уже два ряда и для них аналогично ведут расчеты. Де
биты скважин при обоих режимах работы изменяются во вре
мени. После того, как дебит скважин второго ряда при режиме 
растворенного газа станет меньше дебита при напорном ре-
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жиме, считают, что второй ряд перешел на напорный режим. 
Проектное время до перехода второго ряда на напорный режим 
работы рассчитывают по дебиту одного первого ряда. 

Дальше принимают, что при напорном режиме работает три 
ряда скважин, определяют момент перехода третьего ряда на 
напорный режим, проектное время до перехода третьего ряда 
на напорный режим рассчитывают по дебиту первых двух рядов 
и т. д. Аналогично выполняют расчеты забойных давлений при 
заданных дебитах, сопоставляя только забойные давления. 

С другими расчетными методиками можно познакомиться 
в работе [1]. 

§ 2.5. ПРИНЦИПЫ РАЗРАБОТКИ НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИИ 

С ГАЗОВОЙ ШАПКОЙ, ПОДОШВЕННОЙ И КРАЕВОЙ ВОДОЙ 

Нефтяные залежи с газовой шапкой называют нефтегазовыми 
(рис. 2.4). На выбор системы и технологии разработки нефте
газовой залежи влияют условия залегания нефти и газа, соот
ношения объемов нефтяной оторочки и газовой шапки, толщина 
нефтяной оторочки, ширина (по площади) нефтяной оторочки, 
чисто нефтяной, газо- и водонефтяной зон, структурная форма 
ловушки, активность пластовой воды. 

По активности пластовой воды можно выделить залежи, 
имеющие достаточно активный напор пластовых вод (с учетом 
темпов отбора углеводородов), и замкнутые залежи. В замкну
тых залежах, в которых пластовые воды малоактивны или связь 
с законтурной -областью затруднена либо вообще отсутствует, 
основной источник энергии — энергия растворенного газа и газа 
газовой шапки. В залежах с активной пластовой водой нефть 
можно добывать за счет использования напора воды при подчи
ненной роли растворенного газа и газовой шапки. 

По условиям залегания нефти, газа и воды можно выделить 
два основных типа нефтегазовых залежей: 1) залежь с краевой 
водой или с крыльевой нефтяной оторочкой (рис. 2.4, а); 2) за
лежь с подошвенной водой или со сводовой нефтяной оторочкой 
(рис. 2.4, в) . 

В залежах первого типа этаж газоносности больше толщины 
продуктивного пласта; выделяются два контура нефтеносности 
и два контура газоносности (внешний и внутренний), между ко
торыми размещаются водонефтяная, нефтяная, газонефтяная и 
газовая зоны. Вместо нефтяной зоны может быть двухконтакт
ная зона — газоводонефтяная, расположенная между поверхно
стями газонефтяного и водонефтяного контактов (ГНК и ВНК) . 
Для этих залежей отношение площадей ГНК и ВНК (поверхно
стей) к общей площади залежи (по внешнему контуру нефте
носности) составляет менее нескольких десятых (около 0 , 1 ) -
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Рис. 2.4. Нефтегазовые залежи с краевой (а), подошвенной (в) водой и про
межуточного типа (б). 

Контуры: / — внешний водонефтяной; 2 — внутренний водонефтяцой; 3 — внешний газо
нефтяной; 4 — внутренний газонефтяной; зоны; /—водонефтяная; Я —нефтяная; III — 
газонефтяная; IV — газовая; V — газоводонефтяная 

В залежах второго типа по всей площади залежи вода под
стилает нефть, которая, в свою очередь, подстилает газовую 
шапку. Для них характерны всего два внешних контура: газо-
и нефтеносности, оконтуривающих водонефтяную и газоводо-
нефтяную зоны. Площадь ГНК соизмерима с общей площадью 
нефтеносности (площадью ВНК) . Между этими двумя край
ними типами можно выделить промежуточный (третий) тип 
(рис. 2.4, б) с тремя контурами (один газоносности, два нефте
носности), который при сближении ВНК и ГНК в процессе раз
работки залежи может перейти в первый или второй тип. 

Иногда применительно к каждому типу нефтегазовых зале
жей по соотношению газо- и газонефтенасыщенного объемов 
(°/о) выделяют нефтяные залежи с газовой шапкой (25), нефте
газовые (25—50), газонефтяные (50—75) и газовые с нефтяной 
оторочкой (75). 

Нефтегазовые залежи имеются практически во всех нефте
добывающих районах СССР и мира, содержат большие запасы 
нефти. В настоящее время в СССР разрабатывается несколько 
сотен нефтегазовых залежей в районах Западной Сибири, Вол
гоградского и Саратовского Поволжья, Краснодарского и Став
ропольского краев, Азербайджана, Средней Азии, Казахстана, 
Украины. Большинство нефтегазовых залежей относится к мно
гопластовым месторождениям, включающим как нефтегазовые, 
так и чисто нефтяные и чисто газовые залежи. 

Наличие газовых шапок, а также подошвенной воды сущест
венно осложняет разработку нефтегазовых залежей. Трудности 
разработки нефтегазовых залежей, как показывает изучение 
отечественного и зарубежного опыта, в основном связаны с вза
имным влиянием газовой шапки и нефтяной части залежи. Раз
работка таких залежей с вытеснением нефти газом газовой 
шапки в силу плохой вытесняющей способности и низкого ох
вата вытеснением маловязким агентом связана с крайне низкой 
нефтеотдачей. Разработка же при водонапорном (точнее сме-
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шанном режиме вытеснения водой) характеризуется потерями 
нефти, обусловленными ее внедрением в газовую шапку. По
этому основной принцип разработки нефтегазовых залежей — 
ограничение взаимовлияния газовой шапки и нефтяной части 
с одновременным созданием условий для вытеснения нефти во
дой. В зависимости от геологических условий этот принцип реа
лизуется различными путями. 

Для небольших залежей в высокопроницаемых коллекторах, 
содержащих маловязкую нефть и имеющих активные пластовые 
воды, с успехом применяется система разработки с неподвиж
ным ГНК. При разработке таких залежей давление в зоне от
бора и законтурной зоне изменяется практически так же, как и 
при упруговодонапорном режиме, с несколько меньшим темпом 
за счет дополнительного вытеснения нефти выделяющимся ра
створенным газом. Пропорционально темпу падения давления 
и начальному объему газовой шапки из нее осуществляется не
обходимый (контролируемый) отбор газа. В практике разра
ботки нефтегазовых залежей допускались случаи неограничен
ного отбора газа вследствие недостаточной разведанности зале
жей (Елшанское месторождение), одновременного отбора нефти 
и газа с перемещением ГНК в сторону газовой шапки или неф
тяной зоны в связи с потребностью в газе или при аварийном 
фонтанировании скважин (Урицкое, Нижне-Омринское место
рождения), а также отбора нефти с расширением газовой шапки 
в начальный период разработки с целью оценки активности вод 
и упругого запаса газа (Коробковское, Анастасиевско-Троицкое 
и другие месторождения). Известно также применение закон
турного или приконтурного заводнения для поддержания пла
стового давления на уровне начального пластового давления 
в зоне отбора или с его снижением (Жирновское месторожде
ние) либо с целью преобразования нефтегазовой залежи в неф
тяную при большом соотношении поровых объемов нефтяной 
и газовой частей (Бахметьевское месторождение). Главный не
достаток систем разработки с неподвижным ГНК — длительная 
консервация свободного газа газовой шапки. 

Более эффективно воздействие на нефтегазовую залежь во
дой, закачиваемой в нагнетательные скважины на линии внут
реннего контура газоносности (барьерное заводнение). Водяной 
барьер разделяет основные запасы нефти и свободного газа и 
позволяет одновременно отбирать нефть из нефтяной оторочки 
и газ из газовой шапки. Барьерное заводнение можно успешно 
применять на залежах первого типа с большими газовыми шап
ками и со сравнительно узкой газонефтяной зоной. Оно нашло 
применение на Коробковском, Бехметьевском, Бузовны-Машта-
гинском и других месторождениях. Барьерное заводнение можно 
дополнять законтурным заводнением (Бахметьевское месторож
дение), при этом предотвращается возможный уход нефти в за-
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контурную зону. Возможны также другие варианты разработки 
конкретных нефтегазовых залежей. Для поддержания давления 
в залежах с подошвенной водой может применяться либо закон
турное заводнение, либо закачка воды под водонефтяной кон
такт. 

При разработке нефтяных залежей с газоконденсатной газо
вой шапкой (нефтегазоконденсатные залежи), к которым отно
сят залежи с содержанием конденсата в газе более 200 см

3
/см

3
, 

ставится задача более полного извлечения конденсата из за
лежи, поэтому с системами разработки нефтегазовых залежей 
должны рационально сочетаться методы разработки газоконден-
сатных залежей. 

Многие нефтегазовые и нефтегазоконденсатные залежи 
имеют обширные подгазовые зоны и малую нефтенасыщенную 
толщину при плохих коллекторских свойствах (Самотлорское, 
Федоровское, Уренгойское, Оренбургское и другие месторожде
ния), в подгазовых зонах которых заключены значительные за
пасы нефти. Извлечение нефти из таких зон существенно ослож
няется прорывами газа из газовой шапки и подошвенной воды. 
Эти зоны, в силу сравнительно плохих коллекторских свойств, 
не могут разрабатываться рассмотренными системами. Разра
ботка таких залежей интенсивно исследуется. Обсуждается воп
рос о наличии и подвижности остаточной нефти в газовых 
шапках. От ответа на него существенно зависит направление 
решения проблемы разработки обширных, малой толщины под
газовых зон. Изучается целесообразность смещения нефтяных 
оторочек в газовую часть залежи. 

Существенная разница имеется в размещении нефтяных 
скважин и установлении технологических режимов их работы. 
На нефтегазовых залежах с краевой водой размещение скважин 
аналогично размещению на нефтяных залежах. Для нефтегазо
вых залежей с подошвенной водой характерно размещение сква
жин по сравнительно плотной равномерной сетке (не более 
300—400 м). В зависимости от местоположения нефтяных сква
жин на залежи назначается технологический режим их работы. 
Для скважин в нефтяных зонах можно задать режим работы, 
характерный для обычных нефтяных залежей. В остальных слу
чаях скважины должны работать при условии предотвращения 
преждевременных прорывов воды (водонефтяные зоны), газа 
(газонефтяные зоны) или воды и газа- (двухконтактные газово-
донефтяные зоны). 

Принципы расчета безводных и безгазовых дебитов скважин 
в газоводонефтяных зонах однородного пласта разработаны 
М. Маскетом, И. А. Чарным, А. К. Курбановым, П. Б..Садчи-
ковым, Ю. И. СткляНиным, А. П. Телковым и др. Конусы воды 
и газа как результат деформирования ВНК и ГНК образуются 
при отборе нефти из нефтегазовой залежи скважиной с интер-
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Рис. 2.5. Схема скважины 
с водяным и газовым ко
нусами 

валом перфорации b (рис. 2.5) за счет создания градиента дав
ления dp/dz вдоль вертикальной оси z. Если водяной и газовый 
конусы достигли интервалов перфорации, но ни газ, ни вода не 
поступают в скважину, соотношение между высотами газового 
уг и водяного £/н конусов в первом приближении уг/уа^-0,2, т. е. 
высота газового конуса всегда меньше высоты водяного конуса. 
Дебит скважины в таком случае называют оптимальным (пре
дельным безводным и безгазовым) дебитом. Поскольку измене
ние отношения b/h от 0 до 0,2 мало влияет на предельный де
бит, то принимают b<0,2 h, где h — нефтенасыщенная толщина 
пласта. 

Анализ траекторий движения частиц жидкости в вертикаль
ной плоскости показывает, что в верхней части они имеют на
клон вниз, а в нижней наоборот искривлены вверх. В некотором 
промежуточном положении они представляют собой горизон
тальную линию. Эта линия совпадает с серединой интервала 
перфорации. Положение интервала перфорации задают расстоя
нием hr от горизонтальной плоскости ГНК до его середины. 
Анализ- показывает, что К= (0,2—0,4) h (при 6=0,2 h, hrca 
^0 ,35 К), т. е. интервал перфорации должен размещаться ближе 
к ГНК. С уменьшением проницаемости kz в вертикальном на
правлении увеличивается коэффициент анизотропии пласта %= 
— в результате увеличивается предельный дебит сква
жины, где k — проницаемость в горизонтальном направлении. 

Приведенный анализ справедлив для однородного анизо
тропного пласта. Он дает только понимание процессов конусо-
образования газа и воды. Фактические предельные дебиты су
щественно отличаются от расчетных вследствие слоистого строе
ния пластов и наличия в коллекторе линзовидных непроницае
мых прослоев, преграждающих путь потоку воды (газа) к за
бою скважины. Такая неоднородность учитывается коэффициен
том %. Оценить его можно по данным фактической эксплуата
ции скважин. При наличии в нефтенасыщенном разрезе непро
ницаемых прослоев интервал перфорации целесообразно перио-
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дически переносить относительно контактов: сначала распола
гать ближе к ВНК под первым непроницаемым прослоем, 
а затем последовательно осуществлять перфорацию под очеред
ными вышележащими непроницаемыми прослоями после пол
ного обводнения действующих интервалов, изолируя последние 
(например, цементными пробками в стволе скважины). Это 
обеспечивает послойное вытеснение нефти водой и достижение 
большей нефтеотдачи. Такой перенос успешно применен при 
разработке нефтяного слоя горизонта IV Анастасиевско-Троиц-
кого месторождения. Искусственно увеличить х можно созда
нием непроницаемых экранов на границе контактов. Увеличить 
дебит нефти можно еще смещением интервала перфорации 
к ВНК и форсированием отбора жидкости без прорыва газа, 
что однако приводит к необходимости добычи большого коли
чества воды. Целесообразность такой эксплуатации должна 
быть доказана технико-экономическим анализом. 

В процессе разработки залежи контакты перемещаются, тол
щина нефтяного слоя уменьшается, поэтому положение интер
вала перфорации, установленное в начальной стадии эксплуа
тации, уже не будет оптимальным. Смещение интервала перфо
рации в сторону любого контакта приводит к уменьшению 
предельного дебита, причем при смещении его к ГНК снижение 
дебита больше, чем при смещении к ВНК. Если интервал вскры
тия сместился в сторону одного контакта, то предельный дебит 
будет определяться предельным устойчивым состоянием конуса 
этого контакта в то время, когда противоположный конус еще 
не достиг предельного устойчивого состояния. 

Для решения задачи определения технологических показате
лей разработки нефтегазовых залежей было предложено не
сколько приближенных аналитических методов, которые в ос
новном базируются на использовании уравнений материального 
баланса для нефти, газа, воды или уравнений материального 
баланса и уравнений одномерного движения в системе галерей. 
В настоящее время для этих целей применяют численные ме
тоды моделирования, в частности методику ВНИИ-2. 

Значительная часть запасов нефти (от 20 до 50 %) нефтя
ных месторождений сосредоточена в водонефтяных зонах. Как 
и в случае нефтегазовых залежей, отличительная особенность 
разработки водонефтяных зон заключается в том, что течение 
нефти и воды носит сложный пространственный характер, прак
тически с начала эксплуатации добывается обводненная нефть. 
Эффективность разработки водонефтяных зон меньше, чем неф
тяных — объем добываемой воды намного больше, а конечная 
нефтеотдача существенно ниже. В практике разработки зале
жей нефти с водонефтяными зонами взято направление на си
стемы с активным воздействием, обеспечивающие развитие по
слойного течения, особенно в условиях неоднородных коллек-
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торов. Промысловым опытом доказано, что более эффективна 
разработка обширных водонефтяных зон самостоятельной сет
кой скважин и автономным внутриконтурным заводнением, чем 
законтурным заводнением. 

§ 2.6. ОСОБЕННОСТИ РАЗРАБОТКИ ЗАЛЕЖЕЙ 

НЕНЬЮТОНОВСКИХ НЕФТЕИ 

Неньютоновскими или аномальными жидкостями называются 
жидкости, не подчиняющиеся закону вязкого треиия Ньютона: 

dy -

где т — касательное напряжение сдвига; ц — динамическая вяз
кость жидкости; dujdy— градиент скорости сдвига — изменение 
скорости в направлении, перпендикулярном к течению. 

Для них зависимость т от du/dy может иметь различный вид 
(рис. 2.6). Все аномальные жидкости разделяют на три класса: 
стационарно реологические (не изменяющиеся во времени) — 
вязкопластичные, псевдопластичные и дилатаитные; нестацио
нарно реологические; вязкоупругие жидкости. Свойства и филь
трация некоторых аномальных жидкостей изучаются в физике 
пласта и подземной гидрогазодинамике. Эффективная (кажу
щаяся) вязкость, определяемая на реограмме котангенсами 
угла наклона к оси т прямых, соединяющих начало координат 
с точками кривой течения (точки Аи А%, Аз на рис. 2.6), пере
менна. 

Аномалия вязкости, в основном, обусловлена образованием 
в жидкости более или менее устойчивой пространственной 
структуры. В нефтях пространственную структуру образовы
вают асфальтены, смолы и парафины. При снижении темпера
туры ниже температуры насыщения растворенные парафины 
кристаллизуются и их кристаллы придают нефти аномальные 
(структурно-механические) свойства. 

Нефти обладают вязкопластичными, вязкоупругими и тиксо-
тропными свойствами. Наиболее изучены нефти с вязкопластич
ными свойствами. Реологические зависимости для вязкопластич-
ных нефтей в общем случае могут быть представлены кривой 5 
(см. рис. 2.6), а кривые 4 и 6 можно рассматривать как пре
дельные частные случаи, где 8i и 8 — статическое напряжение 
сдвига, при превышении которого прекращается пластическая 
деформация и начинается вязкое течение. Для псевдопластич
ной жидкости справедливо уравнение: 

T = = e+ l 4 ' J f c (2.127) 
dy 

где и/ — пластическая или структурная вязкость. 

4 в. С. Бойко 97 
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Рис. 2.6. Зависимость касатель
ного напряжения сдвига т от 
градиента скорости сдвига du/dy 
(реологическая кривая) для раз
личных жидкостей: 

/ — дилатантная; 2 — ньютоновская; 
3 — ньютоновская тиксотропная (тело 
Оствальда); 4 — псевдопластичная (те
ло Шведова); 5 — вязкопластичная 
(общий случай); 6 — вязкопластичная 
(тело Бингама); 7 — тиксотропно-пла-
стичная жидкость 

Для аномальной вязкопластичной жидкости (или псевдопла
стичной) можно ввести аппроксимационную величину то, назы
ваемую динамическим напряжением сдвига, и тогда описать те
чение уравнением (2.127) при 6=т0 . Отождествляя неньютонов
ские нефти с вязкопластичной жидкостью, А. X. Мирзаджанзаде 
в 1953 г. предложил записывать обобщенный закон Дарси 
в виде: 

о = " Т К
1

" Igrldll )
g r a d p ПРИ

 ! g r a d p | > Y ; (2.128) 

v = 0 при | g r a dр | < у. 

Здесь у— начальный (предельный) градиент давления, рас
ходуемый на преодоление напряжения сдвига т0 и связанный 
с то и проницаемостью k соотношением: 

Т = О с - у - , (2.129) 

где ас — безразмерный (структурный) коэффициент, зависящий 
от структуры порового пространства (ас = 0,0162—0,018). Иссле
дования показали, что для ряда месторождений СССР у = 
0,0012—0,015 МПа/м. Проявление предельного градиента дав
ления (нелинейные эффекты) возможно при взаимодействии за
полняющей пористую среду жидкости со скелетом, а также при 
фильтрации газа через глинистые пласты, содержащие остаточ
ную воду. Неньютоновские свойства пластовых систем в целом 
проявляются только при малых скоростях фильтрации и в сре
дах с малой проницаемостью. В пористой среде с широким спек
тром распределения пор (микрокапилляров) по радиусам при 
увеличении градиента давления движение начинается вначале 
в наиболее крупных порах, а по мере увеличения градиента дав
ления движением охватываются все более мелкие поры. Чем 
больший разброс размеров пор, тем больше отличается факти
ческая фильтрация от идеализации согласно уравнению (2.128). 
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Рис. 2.7. Индикаторные линии скважии (а, б) и профиль притока нефти (е) 
из трех пропластков при разных депрессиях (Дрь ДРг, Дрз) и соответствую
щих дебитах (Qi, Qs, Qi): 

/, Л — сообщающиеся н иесообщающиеся пропластки 

При фильтрации с предельным градиентом давления дебит 
скважины можно представить обобщенной формулой Дюпюи: 

Q= 2 я В ( Д р - Д р « ) _ (2.130) 

где Др=рп л—р з —перепад давления между контурами с радиу
сами #к и гс; Ар0=7(Як— г с ) —начальный перепад давления 
(аппроксимационная величина аналогична то), при превышении 
которого осуществляется приток жидкости в скважину (рис. 
2.7, а). 

Исследованиями, проведенными, например, на скважинах ме
сторождения Узень, установлено, что Аро достигает 1—2 МПа. 
Следовательно, неньютоновский характер пластовых нефтей 
должен влиять на процессы разработки залежи, охват залежи 
воздействием и нефтеотдачу. 

При наличии в разрезе продуктивного пласта пропластков, 
характеризующихся разными значениями начального перепада 
давления Др0,- (i— номер пропластка), индикаторная диаграмма 
представляется ломаной линией, а в случае сообщающихся про
пластков— плавной кривой (рис. 2.7, б ) , что свидетельствует 
об изменении гидропроводности пласта. Отсюда можно просле
дить связь между изменением эффективной (работающей) тол
щины пласта Лэф и нелинейными эффектами с изменением пере
пада давления (рис. 2.7, бив). Поскольку с ростом перепада 
давления Ар увеличивается число пропластков, в которых дви
жется нефть, то снимая профили притока (измеряя дебит каж
дого пропластка Qi, j, i— номер пропластка; / — номер режима) 
при различных режимах (депрессиях Apj), можно обнаружить 
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изменение ^увеличение) эффективной толщины пласта (охват 
разработкой по толщине) за счет подключения к работе различ
ных пропластков (см. рис. 2.7, в ) , где / — номер режима работы. 
При первом режиме h3^ = hu при втором — кэф = к1 + Н2 и только 
при третьем режиме эффективная толщина равна нефтенасы-
щенной (ЛЭф = Л). 

При фильтрации к скважине или группе скважин градиент 
давления различный в разных точках пласта. С удалением от 
скважины градиент давления уменьшается и может принять 
значения, равные или меньше значения предельного градиента 
давления. В таких точках движение нефти практически отсут
ствует, значит образуются застойные зоны или целики непод
вижной остаточной нефти. Вытесняющая вода быстро проры
вается в добывающие скважины. М. Г. Бернадинером, В. М. Би
товым и др. проведены исследования размеров застойных зон. 
Размеры застойной зоны и коэффициент охвата пласта зависят 
от параметра Я с= (Qn)/(kyL), где Q — дебит скважины на еди
ницу толщины пласта; L — характерный линейный размер об
ласти фильтрации (например, половина расстояния между со
седними скважинами); ц. — вязкость вытесняющей жидкости. 
Коэффициент охвата пласта вытеснением увеличивается с рос
том параметра Яс. При увеличении параметра Яс от 0 до 5 пре
дельный коэффициент охвата пласта в пятиточечной схеме за
воднения повышается с 0 до 0,8, а при дальнейшем росте Яс До 
10 коэффициент охвата увеличивается практически до единицы, 
как при вытеснении ньютоновской нефти. Например, в случае 
двухслойного пласта с толщиной высоко- и малопроницаемого 
пропластков соответственно 0,8 и 3,2 м, проницаемостью 0,5 и 
0,125 мкм

2
, vi = 0,002 МПа/м, у2 = 0,004 МПа/м, L = 250 м при 

Q = 50 м
3
/(сут-м) предельный коэффициент охвата по площади 

в высокопроницаемом слое равен 0,9, малопроницаемом — 0,5. 
Для залежей вязкопластичных нефтей большие коэффициенты 
нефтеотдачи могут быть достигнуты одновременным примене
нием плотной сетки скважин и высокими темпами отбора жид
кости. 

Анализ промысловых данных по залежам Азербайджана 
(А. X. Мирзаджанзаде и др.) показал, что при заводнении для 
залежей с неньютоновской нефтью нефтеотдача (0,35) меньше, 
чем нефтеотдача залежей с ньютоновской нефтью (0,49). 
В. В. Девликамов, 3. А. Хабибулин и другие установили, что 
влияние аномалий вязкости на процесс разработки залежи 
можно несколько уменьшить или предотвратить. Так как у ано-
мальновязких нефтей структура с течением времени упрочня
ется, то по возможности необходимо исключать и сводить к ми
нимуму остановки скважин, особенно обводняющихся. В про
цессе разработки залежей с аномальными свойствами нефти 
в приконтурных зонах (вследствие окисления нефти пластовой 
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водой) нецелесообразно вытеснять нефть от периферийных зон 
к центральным. 

К месторождениям с аномальными свойствами нефтей по 
данным Г. Ф. Требина можно отнести около 25 % всех место
рождений страны (Азербайджан, Татария, Башкирия, Мангыш
лак и др.). Большинство из них содержит значительное количе
ство парафина с температурой насыщения, близкой к началь
ной пластовой температуре, и асфальтосмолистых веществ. Ла
бораторными исследованиями процесса фильтрации высокопа-
рафииистой нефти месторождения Узень установлено, что при 
снижении температуры ниже температуры насыщения нефти па
рафином происходит его кристаллизация, которая сопровожда
ется появлением структуры в нефти, а также закупоркой части 
поровых каналов и затуханием процесса фильтрации. Охлажде
ние нефти может происходить в призабойной зоне и в пласте 
при вскрытии продуктивного пласта, проведении некоторых ин
тенсифицирующих и ремонтных работ, сопровождающихся за
качкой в скважину больших объемов холодных жидкостей, при 
притоке газированной нефти за счет дроссельных эффектов и 
при закачке воды или газа в пласт. Это приводит к уменьше
нию притока высокопарафинистой нефти и снижению коэффи
циента охвата разработкой по толщине пласта. Кроме того, при 
снижении давления ниже давления насыщения вследствие вы
деления метана, этана и других углеводородных газов усилива
ются структурно-механические свойства нефти, поэтому разга-
зирование аномальных нефтей в пласте недопустимо. Однако 
при большом количестве растворенного в нефти азота выделе
ние его из нефти приводит к существенному снижению динами
ческого напряжения сдвига и уменьшению вязкости нефти, так 
как при снижении давления из нефти прежде всего начинает вы
деляться азот и в то же время именно растворенный азот вы
зывает наиболее интенсивное структурообразование. 

При закачке холодной воды в пласт температура на забое 
быстро приближается к устьевой температуре закачиваемой 
воды. Соотношение между радиусами фронта гидродинамиче
ского вытеснения /?ф (граница раздела нефть — вода) и темпе
ратурным фронтом Rr установлено из условий теплового и ма
териального баланса в виде 

_кф_ = А/_Е2« L- , (2.131) 
RT V сп ms 

где Сеж, сп — теплоемкости соответственно жидкости и пористой 
среды; m — пористость; s —средняя водонасыщенность за фрон
том вытеснения. _ 

В конкретном случае при т = 0 , 3 ; сж/сп= 1,3; s=0 ,5 имеем 
/?Ф = 3 RT. Согласно исследованиям ВНИИнефть тепловой фронт 

101 



может отставать от фронта вытеснения в 4—5 раз и более. Так 
как скорость перемещения фронта вытеснения прямо пропор
циональна проницаемости, то в высокопроницаемом пропластке 
фронт вытеснения уйдет дальше, чем в малопроницаемом, 
а в зависимости от соотношения проницаемостей возможно ох
лаждение нефти в малопроницаемом пропластке, увеличение ее 
вязкости, выпадение парафина, проявление структурных свойств 
и затухание фильтрации (нефть «замерзает»). Результаты ис
следований С. В. Сафронова и Е. В. Теслюка показывают, что 
использование при внутриконтурном заводнении Узеньского ме
сторождения холодной воды (10—20 °С) приводит к охлажде
нию пластов, выпадению в пористой среде парафина и уменьше
нию конечной нефтеотдачи на 9—12 % по сравнению с нефте
отдачей при поддержании пластовой температуры (45 % ) . По
этому для таких залежей необходимо поддержание не только 
давления, но и температуры, а еще лучше повышение ее. Повы
шение температуры способствует существенному ослаблению 
структурно-механических свойств нефти. Внутриконтурное за
воднение горячей водой осуществляется в крупном масштабе на 
Узеньском месторождении, в основные пласты которого еже
годно закачивается около 40 млн. м

3
 горячей воды. 

Более сложна зависимость характеристики вытеснения и 
нефтеотдачи от свойств нефти и условий течения при проявле
нии вязкОупругих (релаксационных) свойств нефти (Усинское, 
ВозейскОе и другие месторождения). Такими свойствами чаще 
всего характеризуются тяжелые нефти (с плотностью обычно 
более 934 кг/м

3
). Вязкоупругие свойства выражаются увеличе

нием кажущейся вязкости (сопротивления движению) с ростом 
скорости фильтрации в каналах переменного сечения. В более 
крупных порах кажущаяся вязкость может быть выше, чем 
в мелких, что приводит к выравниванию скоростей движения 
жидкости в порах разного размера. При вытеснении вязкоупру-
гОй нефти водой выявляются две противоположные тенденции: 
с повышением скорости фильтрации (или градиента давления) 
возрастает кажущаяся вязкость нефти, что вызывает снижение 
коэффициента вытеснения; увеличение кажущейся вязкости 
в большей степени проявляется в более проницаемых прослоях, 
в результате чего выравнивается фронт вытеснения и повыша
ется коэффициент охвата по толщине. 

В реальных условиях положение осложняется еще и тем, что 
одна и та же нефть при малых скоростях проявляет свойства 
псевдопластичной, а при больших — вязкоупругой (дилатант-
ной) жидкости. В связи с этим зависимость нефтеотдачи от вяз
кости нефти, скорости фильтрации и степени неоднородности 
пласта изменяется более сложно. Лабораторными эксперимен
тами и расчетами на основе модели Баклея — Леверетта обна
ружено увеличение нефтеотдачи при вытеснении вязкоупругих 
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систем по сравнению с ньютоновскими. Как правило, вязкоуп
ругие нефти обладают высокой вязкостью. Выявлена немонотон
ность зависимости коэффициента вытеснения от температуры и 
наличие оптимального интервала температур (40—50 °С). Эти 
вопросы требуют дальнейшего исследования. 

Определение показателей разработки месторождений с ано
мальными нефтями сводится к расчетам процесса вытеснения 
нефти и температурного поля. Система дифференциальных 
уравнений неизотермической фильтрации многофазной жидко
сти решается численным методом с использованием ЭВМ [9]. 

§ 2.7. ОСОБЕННОСТИ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИИ 

С ТРЕЩИНОВАТЫМИ КОЛЛЕКТОРАМИ 

В настоящее время с трещиноватыми коллекторами связано 
около 60 % залежей углеводородов и больше половины миро
вой добычи нефти. 

Трещиноватость — повсеместная рассеченность горных пород 
макро- и микротрещинами — присуща в той или иной степени 
всем (карбонатным и терригенным, кроме сыпучих) горным по
родам. Трещиноватыми коллекторами называют такие коллек
торы, фильтрационные свойства которых обусловлены преиму
щественно или в значительной степени трещиноватостью. Пус
тоты трещиноватых коллекторов представлены трещинами, ка
вернами и их сочетанием с порами. В зависимости от преобла
дания этих пустот различают разные группы трещиноватых 
коллекторов (трещиновато-кавернозные, трещиновато-пористые 
и т. д.) . 

Трещины выявляются как при разведке, так и при разра
ботке нефтяных месторождений. Размеры и густота трещин (ли
нейная плотность — число трещин, секущих единицу длины нор
мали, проведенной к поверхности трещин) зависят от литологии 
(вещественного состава) и толщины пластов, в которых эти тре
щины развиваются. По этому признаку выделяют трещины пер
вого порядка, которые секут несколько пластов, и трещины вто
рого порядка, ограниченные одним пластом. Трещины первого 
порядка имеют протяженность (длину) по простиранию пород 
(вдоль пласта) в пределах метров и сотен метров, а раскрытие 
(ширину) в пределах миллиметров — сантиметров. Трещины 
с большим раскрытием (условно более 100 мкм) относят к мак
ротрещинам, тогда как микротрещины — это трещины с ограни
ченной длиной и раскрытием. Исследованию по керну, подда
ются микротрещины, так как при выбуривании он разрушается 
по макротрещинам. 

На основе прямых исследований выделяют закрытые (запол
ненные твердым веществом — минералами, битумом) и откры-
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тые (заполненные флюидом — нефтью, водой, газом) трещины. 
Ширина закрытых трещин достигает 1—2 мм и более, иногда до 
сантиметров. Раскрытие открытых трещин по данным прямых 
измерений в основном составляет в аргиллитах 1—10, в карбо
натных породах 10—20 н песчаниках 20—30 мкм. Раскрытие 
трещин в пластовых условиях зависит, кроме типа породы, так
же от глубины залегания пласта и давления флюидов. На глу
бинах свыше 2000 м значения раскрытия трещин во всех разно
стях пород сближаются и обычно изменяются от 10 до 15 мкм. 
Порода, содержащая трещины в отличие от каверн и пор, ха
рактеризуется повышенной сжимаемостью вследствие сущест
венной зависимости раскрытия трещин от давления. 

По возрастающей густоте трещин многие исследователи рас
полагают горные породы в следующий ряд: песчаники, извест
няки, мергели, аргиллиты, т. е. густота трещин увеличивается 
с уменьшением размеров зерен обломочного материала. Трещи
новатые коллекторы приурочены преимущественно к карбонат-
но-глинистым и карбонатным породам. По данным прямых из
мерений между густотой трещин и толщиной слоя (пласта) 
наблюдается обратно пропорциональная зависимость. С увели
чением толщины слоя до 0,1 м происходит резкое уменьшение 
густоты трещин до 20—70 м

-1
 в зависимости от состава пород; 

в интервале 0,1—0,4 м уменьшение густоты замедляется, а при 
толщине слоя от 0,4—0,5 м и выше густота трещин практически 
не изменяется и составляет 10—15 м

-1
. Густота трещин обычно 

не превышает 40 м
-1

 (исключая тонкослоистые разности), чаще 
всего, особенно для песчаников и известняков, она составляет 
5—15 м

-1
. В продуктивном разрезе могут встречаться слои (пла

сты) с высокой степенью трещиноватости. Трещиноватость и ка-
вернозность увеличиваются от периферии структуры к своду и 
от подошвы до кровли пласта. Сеть трещин представлена 
обычно вертикальными или близкими к ним наклонными трещи
нами, объединенными в одну или несколько систем. Макротре
щины избирательно развиваются по более густой сетке микро
трещин и составляют с ними единую систему, подчиняющуюся 
общим закономерностям развития. При этом густота микротре
щин в 2—10 раз меньше густоты микротрещин. Если густота 
микротрещин колеблется от 10 до 100 м

-1
, что равнозначно рас

стоянию между микротрещинами (величина, обратная густоте) 
от 0,01 до 0,1 м, то густота макротрещин изменяется в основ
ном от 1 до 10 м

-1
 при расстоянии между макротрещинами от 

0,02—0,1 до 0,2—1 м. 

В каждой системе трещины имеют два основных направле
ния, пересекающиеся под углом, близким к 90°. Часто преобла
дает одна система с четко выраженной направленностью (ани
зотропия трещиноватости), в основном совпадающей с направ
лением одной из осей структуры, преимущественно с длинной 

осью. Ориентировку трещин характеризуют диаграммами-ро
зами их простирания. 

Особенности строения трещиноватых коллекторов для целей 
исследования фильтрации, проектирования и анализа разра
ботки могут быть учтены двумя моделями чисто трещиноватых 
и трещиновато-пористых коллекторов. Трещиноватые коллек
торы представляют собой горную породу, рассеченную трещи
нами на отдельные блоки (матрицы) типа «кирпичной кладки». 
Характерный линейный размер блоков равен обратной величине 
густоты трещин. Каждый блок гидродинамически как бы обо
соблен внутри сети трещин. В чисто трещиноватом коллекторе 
блоки считаются непроницаемыми и не содержащими нефти 
(пористость и проницаемость их равны нулю), а в трещиновато-
пористом коллекторе блоки представлены обычной пористой 
средой, обладающей определенными пористостью и проницае
мостью. Известно представление трещиновато-пористого пла
ста моделями Бейкера (один матричный блок и одна трещина, 
горизонтально расположенные), Каземи (множество горизон
тальных равномерно размещенных блоков и трещин), Уор
рена—Рута (многоблоковая система типа «кирпичной кладки»), 
де Сваана (в отличие от модели Уоррена — Рута блоки имеют 
форму не параллелепипедов, а сфер) и др. Г. И. Баренблатт, 
Ю. П. Желтов и И. Н. Кочина, положившие в 1960 г. начало 
изучению фильтрации в трещиновато-пористых средах, предло
жили трещиновато-пористую среду рассматривать как систему 
двух вложенных друг в друга разномасштабных «пористых» 
сред, систему с двойной пористостью или «двойную» среду. 
В каждой точке пространства вводятся по два значения порис
тости, проницаемости, давления и скорости фильтрации соответ
ственно в трещинах и порах блоков* Пористости и проницаемо
сти трещин и блоков могут быть сопоставимы (одного порядка). 

С этих позиций чисто трещиноватые коллекторы уподобля
ются пористой среде, в которой зерна представлены непроницае
мыми блоками, а сообщающиеся между собой поры — системой 
сообщающихся, в общем случае хаотически расположенных тре
щин. Применительно к таким коллекторам могут быть использо
ваны рассмотренные ранее методики расчета технологических 
показателей разработки. А. Т. Горбунов предложил аналитиче
скую методику расчета при заводнении. Отличие ее от рассмот
ренной ранее методики ВНИИ-1 состоит в том, что вместо раз
ности давлений вводится функция давления, учитывающая за
висимость проницаемости от давления, а также во внутренних 
фильтрационных сопротивлениях скважин учитываются инерци
онные сопротивления, отражающие возрастание их с увеличе
нием дебитов скважин. 

Для массивных залежей приближенные методики расчета по
казателей разработки предложили В. Н. Майдебор, Н. П. Лебе-104 
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динец. Продолжительность безводного периода и интенсивность 
обводнения скважин разрабатываемых месторождений с трещи
новато-кавернозными коллекторами в зависимости от развития 
трещиноватости по данным В. Н. Майдебора очень разные: от 
быстрого обводнения (за 2—6 мес скважины полностью обвод
няются) до длительного периода эксплуатации (более 5 лет) 
при относительно небольшом (3—10 %) постоянном или мед
ленно возрастающем содержании воды в жидкости и быстром 
последующем обводнении (за 2—5 мес). После обводнения 
скважин свыше 50 % количество отбираемой нефти составляет 
лишь 5—10 % суммарного отбора ее за водный период эксплуа
тации. Коэффициенты нефтеотдачи при вытеснении нефти водой 
составляют 0,5—0,65. 

В трещиновато-пористых коллекторах особенности вытесне
ния нефти водой или газом обусловлены соотношением прони
цаемостей трещин и блоков. Трещинная (вторичная) пористость 
сравнительно небольшая и в среднем составляет 0,2—0,8 %. 
Проницаемость трещин может изменяться от нескольких тысяч
ных до 1 мкм

2
 и более. Пористость блоков изменяется от 1 до 

20—30 %, а проницаемость от нуля до нескольких микрометров 
квадратных. Отметим, что следует отличать трещинную прони
цаемость, когда она рассчитывается на все сечение среды, вклю
чая трещины, от проницаемости трещин. В зависимости от гус
тоты трещин, точнее трещинной пористости, проницаемость тре
щин в сотни раз больше трещинной проницаемости. 

Поскольку трещиновато-пористые коллекторы представляют 
собой двойную среду, то первоочередное, опорежающее вытес
нение нефти будет из более высокопроницаемой среды. На 
рис. 2.8 дана схема вытеснения нефти водой из трещиновато-
пористого пласта, когда проницаемости трещин меньше, равны 
и существенно больше (соответственно рис. 2.8 а, б и в) про
ницаемости пористых блоков. Закачиваемая в пласт вода за 
счет -созданного градиента давления внедряется в трещины и по
ристые блоки пропорционально проницаемости трещин и поро-
вой проницаемости. В коллекторах с высокой поровой прони
цаемостью доля воды, поступающей в трещины, относительно 
невелика. В коллекторах с низкой или средней поровой прони
цаемостью (по В. Д. Викторину и Н. А. Лыкову соответственно 
менее 0,01 мкм

2
 и в пределах 0,01—0,1 мкм

2
), где трещинная 

проницаемость выше поровой, наибольший объем воды посту
пает в систему трещин, вытесняя из них нефть. Из трещин вода 
внедряется в пористые блоки сначала под действием гидроди
намического перепада давления между системой трещин и по
ристых блоков. Затем, если порода пористых блоков хорошо 
смачивается водой (гидрофильна), за счет противоточной ка
пиллярной пропитки поступает в пористые блоки, замещая 
в них нефть и вытесняя ее в трещины. Очевидно, вода впиты-

Рис. 2.8. Схема вытеснения нефти (1) водой (2) из трещиновато-пористого 

пласта 

вается через мелкие поры, а нефть выходит через крупные поры. 
Коэффициент вытеснения нефти из трещин достигает 0,8—0,85, 
а из матриц сравнительно невелик, составляет 0,2—0,3. Ско
рость капиллярной пропитки сама по себе невысокая и может 
существенно снижаться из-за ухудшения проницаемости на по
верхности блоков (заиливание пор коллоидными взвесями, со
держащимися в воде). При наличии двух систем макро- и мик
ротрещин пласт разбит макротрещинами на макроблоки, кото
рые в свою очередь микротрещинами разбиты на микроблоки. 
Есть основания полагать, что заполненные нефтью микротре
щины служат экранами, препятствующими протеканию про
цесса капиллярной пропитки во всем объеме матричной породы. 
Жидкость, фильтруясь по макротрещинам, вступает в контакт 
с микроблоками, расположенными на поверхности макроблоков. 
Эти микроблоки охватываются процессом капиллярной про
питки. Во внутренних микроблоках пропитка не происходит. 
Пропитка заканчивается после достижения определенной водо
насыщенности блоков (конечной нефтеотдачи). За это время 
вода в трещинах уйдет на расстояние Ахзкп, которое определяет 
размер зовы капиллярной пропитки (стабилизированной зоны). 
Оценка размера ее дана в работах 10. П. Желтова и др. Блоки 
пласта неодновременно охватываются процессом пропитки, по
этому зона возникает и перемещается вдоль пласта. Размеры ее 
кроме капиллярных процессов определяются расходом закачи
ваемой воды. При больших скоростях закачки размеры зоны 
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капиллярной пропитки могут значительно превышать размеры 
залежи, так что вскоре после начала заводнения вода подойдет 
к добывающим скважинам, что приведет к отбору вместе 
с нефтью больших объемов воды. На таком представлении по
строена методика расчета процесса разработки, предусматри
вающая разбивку его на этапы, продолжительность которых 
равна времени полной капиллярной пропитки. Для упрощения 
расчетов принимается, что процесс пропитки бесконечен. При 
определении показателей разработки численным методом реша
ется система дифференциальных уравнений (методики ВНИИ-
нефть, УкргипроНИИнефть). В общем случае она включает 
уравнения неразрывности, движения, баланса фаз и межфазо
вого обмена между блоками и трещинами. 

Процесс разработки трещиновато-пористых залежей проте
кает более сложно. Трещиноватость не препятствует заводне
нию при расположении нагнетательных скважин на участках 
с низкой проницаемостью. Лучше избирательное и площадное 
заводнение с соотношением нагнетательных и добывающих 
скважин 2 : 1 и 3 : 1 с давлением нагнетания в пределах 0,45— 
0,75 вертикального горного давления. Характерны большие объ
емы закачиваемой и добываемой воды. Высокодебитные сква
жины быстро обводняются. Снижение пластового давления со
провождается смыканием микротрещин и отключением менее 
проницаемых слоев. Сосредоточенная и площадная закачка газа 
мало эффективны из-за быстрых прорывов газа по трещинам. 
Эти явления тем больше выражены, чем меньше поровая про
ницаемость по сравнению с проницаемостью трещин. По дан
ным В. Н. Майдебора при разработке таких залежей наблюда
ются различные закономерности обводнения скважин, что обус
ловлено резкой неоднородностью коллекторов по проницаемо
сти. Например, на месторождениях Белоруссии по характеру 
обводнения скважины подразделяются на три группы: обводне
ние скважин до 80 % происходит либо быстро за 6—10 мес, 
либо за 12—18 мес, либо медленно за 20 мес и более. После 
80 % обводнения добыча нефти становится незначительной. Ко
эффициенты нефтеотдачи изменяются от 0,1 до 0,6, а в некото
рых случаях и более, в среднем могут составлять 0,2—0,4, при
чем они меньше, чем для залежей с чисто трещиноватыми кол
лекторами. Селективная изоляция обводнившихся интервалов 
обеспечивает снова промышленные притоки нефти в скважину. 
Форсирование отборов способствует увеличению добычи нефти. 

Трещиноватые коллекторы характеризуются анизотропией 
проницаемости, когда проницаемость в одном направлении во 
много раз (на некоторых месторождениях в 13 раз) больше про
ницаемости в перпендикулярном направлении. Совпадение на
правления трещиноватости, в том числе макротрещин, с фрон
том движения воды приводит к преждевременному обводнению 
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скважин и существенному снижению эффективности закачки 
воды. Поэтому скважины стараются по возможности размещать 
с учетом направления трещиноватости, которая однако выявля
ется главным образом уже в процессе разработки. 

Первоначальная скорость прорыва воды от нагнетательных 
скважин к добывающим изменяется в широких пределах — от 
0,5 до 20 м/сут, а после прорыва скорость движения индикатора 
(флюоресцеина и др.) с водой достигает 1000 м/сут. Сравни
тельно низкие первоначальные скорости движения воды связаны 
с расходованием ее на капиллярное насыщение (пропитку) мат
риц, а также с разностью вязкостей нефти и воды. Высокие ско
рости движения индикатора объясняются прорывом воды по от
дельным высокопроницаемым трещинам или трещиноватым про-
пласткам, когда капиллярная пропитка блоков, прилегающих 
к этим каналам, практически закончилась. Увеличение скорости 
может быть дополнительно обусловлено увеличением размеров 
каналов за счет растворения при интенсивном движении воды. 
Индикатор фиксируется в каждой из окружающих скважин не
однократно (периодически), что объясняется разнотрещинова-
тостью пород. Испытываются способы уменьшения проницаемо
сти макротрещин в пласте закачкой жидких осадко-, геле- или 
эмульсиеобразующих составов и других веществ. Больший ин
терес представляют дисперсные системы, включающие частицы 
размером более 0,01 мм. Дисперсная фаза таких систем (зака
чиваемых суспензий) может поступать только в те каналы, раз
мер которых больше размера ее частиц (гранул). Учитывая ста
тистическое распределение трещин по раскрытию, можно обес
печить уменьшение проницаемости (управляемое, избиратель
ное тампонирование) только высокопроницаемых макротрещин. 
Жидкие тампонирующие агенты всегда поступают во все ка
налы пропорционально их проницаемости. Более эффективно 
создание потокоотклоняющих барьеров в глубине пласта, чем 
в призабойных зонах скважин, тем самым пласт из трещино
вато-пористого «превращается» в пористый. Такие работы вы
полняются в Ивано-Франковском институте нефти и газа. По
лучены положительные промысловые результаты. 

В целом месторождения с трещиноватыми коллекторами раз
рабатываются методом заводнения с меньшей эффективностью, 
чем месторождения с пористыми коллекторами. Достигаемая 
нефтеотдача их на 5—20 % ниже. Особенности разработки 
таких месторождений обусловлены более сложной структурой 
пустотного пространства и строением залежи, отличием процес
сов фильтрации и вытеснения нефти. 
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§ 2.8. ЭКОНОМИЧЕСКАЯ ОЦЕНКА РАЗРАБОТКИ И ВЫБОР 

РАЦИОНАЛЬНОГО ВАРИАНТА 

Экономическая оценка разработки включает расчет экономиче
ских показателей, из которых основные—себестоимость добычи 
нефти, удельные капитальные вложения и приведенные затраты. 
Эти показатели определяют по капитальным вложениям, экс
плуатационным затратам и стоимости подготовки 1 т извлекае
мых запасов. В качестве исходных данных принимаются следую
щие технологические показатели разработки: объемы добычи 
нефти и жидкости, фонд добывающих и нагнетательных сква
жин, глубина скважин и их дебиты (по нефти и по жидкости), 
объем деэмульгированной жидкости, объем закачки рабочего 
агента и давление нагнетания, число скважино-месяцев экс
плуатации. Методика расчета базируется на зависимостях эко
номических показателей разработки от производственных и тех
нологических параметров варианта разработки. Эти зависи
мости (экономическая модель) установлены путем обобщения 
фактических и проектных данных разработки месторождений и 
производственной работы предприятий. 

Направления капитальных вложений и эксплуатационных 
затрат и расчетные формулы для их определения приведены 
в табл. 2.1 и 2.2. Капитальные вложения состоят из затрат на 
бурение скважин, обустройство промыслов, обустройство си
стемы ППД и общее промышленное обустройство района (до
роги, производственные базы и др.)- Последние затраты прак
тически не зависят от варианта разработки и при необходимо
сти принимаются в размере около 30 % от всех капитальных 
вложений. Отличительные особенности при расчете капиталь
ных вложений учитываются поправочными коэффициентами на 
район выполнения строительно-монтажных работ, глубину, про
дуктивность, сетку размещения, газовый фактор и буферное дав
ление добывающих скважин, давление нагнетания, сетку раз
мещения и глубину нагнетательных скважин. 

Эксплуатационные расходы включают затраты на обслужи
вание добывающих скважин (заработная плата производствен
ного персонала, отчисления на социальное страхование, цеховые 
расходы); затраты, зависящие от уровня текущей добычи жид
кости (перекачка и хранение, деэмульсация нефти); затраты на 
ППД (без амортизации и капитального ремонта нагнетатель
ных скважин и электроэнергии); общепромысловые расходы, за
висящие от числа добывающих скважин; амортизацию, состоя
щую из отчислений на погашение первоначальной стоимости 
скважин (амортизационный срок службы скважин по нормам 
15 лет), их оборудования и отчислений на капитальный ремонт 
скважин и оборудования. При расчете с использованием обоб
щенных экономических нормативов (коэффициентов) прово-

И0 

Таблица 2.1. Расчет капитальных вложений 

Направление капи
тальных вложения Формула 

Бурение скважии 

Оборудование до
бывающих сква
жин 
Нефтяные коллек
торы и выкидиые 
линии 

Установки подго
товки нефти 
Нефтесборные пар-

Прочее обустрой
ство промыслов 

Водозаборные со
оружения 

Эиерготепловое 
оборудование 
Прочее обустрой 
ство цеха ППД 

Кг -
Кш = CaiVB 

Km = C M 

Обозначение 

Kt = aiqh (a, + btFc) Nt 

Cv Ca — стоимость строитель
ства одной добывающей и нагне
тательной скважины; 
Nis NK—число добывающих и на
гнетательных скважин 
Ся — стоимость оборудования 
одной добывающей скважины 

q — дебит жидкости на одну 
скважину; 
F0 — свободная площадь на 
скважину, 
av <ц, bu b2 — эмпирические 
коэффициенты 

Капитальные вложения зависят от объема добываемой жид 
кости и типа установок 

^6 =
 с
зФсу* 

К7 = C,JVj. 

Кя = diQa max 

К» = aBNl 

Kl0 = Ci0NK 

— суточная добыча нефти 

as. b% — эмпирические коэффи

циенты 
С, — затраты на прочее обу
стройство, приходящееся на 
одну скважину 
Qs max — максимальная теку
щая закачка воды; а4 — эмпири
ческий коэффициент 
аь — эмпирический коэффициент 

С10 — затраты иа прочее обу
стройство, приходящееся на од
ну нагнетательную скважину 

Таблица 2.2. Расчет эксплуатационных затрат 

Направление экс
плуатационных 

затрат 
Формула Обозначение 

Амортизация сква
жин 

3 1
 ~ 15 

2
~ 15 

Mi, Мг—числившиеся сква-
жино-годы по * добывающим 
и иагнетательным скважи
нам 

Амортизация обо
рудования добыва
ющих скважин 

3 s
- р 

Р — срок амортизации обо
рудования скважин, годы 
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П р о д о л ж е н и е т а б л . 2.2 

Направление 
эксплуатационных 

затрат 
Формула Обозначение 

Капитальный ре
монт скважин 

Капитальный ре
монт оборудова
ния скважин 

Обслуживание до
бывающих сква
жин 

Затраты на ППД 
(без амортизации 
и капитального 
ремонта нагнета
тельных скважин 
и электроэнергии) 

Перекачка н хра
нение нефти 

Деэмульсация не
фти 

Общепроизводст
венные расходы 

" 1 

100 

мг- " 1 

100 

Mi 
п2 

- с , Mi 
100 

t 

с = \ 
t 

! — 1 

1=1 

1 = 1 

£ = 1 

nt — начисления на капи
тальный ремонт скважин, % 

пг — начисления на капи
тальный "* ремонт оборудова
ния скважин, % 

Ni — число добывающих 

скважин в i-м году; uj, by — 

эмпирические коэффициенты 

Nut — число нагнетательных 
скважин в t-м году; 
а
2^2 — эмпирические коэф

фициенты 

Qxi — добыча жидкости в 

t'-м году; а3 63 — эмпириче

ские коэффициенты 

D — затраты на деэмульса-
цию 1 т нефти 

о4, Ъ'^ — эмпирические коэф

фициенты 

дится корректировка с помощью коэффициентов, учитывающих 
влияние географо-климатических, экономических и организаци
онных условий данного месторождения (района) на уровень от
дельных затрат. 

Себестоимость Сст добычи нефти на определенный период 
времени — э т о отношение всех эксплуатационных затрат Зэ 

в соответствующем периоде к добыче нефти QcyM за этот период 

Сст = 39/(?суи. (2.132) 

Удельные капитальные вложения /Суд равны отношению на-

копленных капитальных вложений в г-м году разработки 

к добыче нефти Qni в соответствующем году 

*уд = Z KJQHI. (2.133) 
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Приведенные затраты Спр, т. е. приведенные к определен
ному моменту времени (моменту начала разработки месторож
дения), определяют по формуле 

Спр = Сет + ЕнКур,, (2.134) 

где Ея—нормативный коэффициент эффективности капиталь
ных вложений (для нефтяной промышленности £„ = 0,15), равен 
обратной величине нормативного срока окупаемости. 

При заданном плане изменения добычи нефти на месторож
дении рациональная система разработки обосновывается по ми
нимуму приведенных затрат. При отсутствии планового задания 
проводится анализ различных вариантов разработки. В каче
стве рационального выбирают вариант, так же обеспечивающий 
минимальные приведенные затраты за определенный период оп
тимизации. Считается целесообразным принимать 15-летний пе
риод оптимизации, на который, как правило, составляют научно 
обоснованные прогнозы развития народного хозяйства. Однако 
рассматриваемые варианты характеризуются также различ
ными накопленными отборами нефти (коэффициентами нефте
отдачи) при разных сроках разработки. 

В предложенной И. И. Рыженковым методике рекомендуется 
выбирать вариант при условии получения равной добычи нефти 
по вариантам за равные сроки. Выравнивание добычи нефти по 
вариантам за рассматриваемый срок обеспечивается условным 
вводом в эксплуатацию одновременно с анализируемым допол
нительных месторождений. При этом приведенные затраты рас
считываются с учетом среднеотраслевых затрат на поиски и 
подготовку запасов нефти (геолого-разведочные затраты) как 
в себестоимости, так и в удельных капитальных вложениях. 
Удельные капитальные вложения исчисляют по остаточной стои
мости основных фондов и остаточным затратам на подготовку 
запасов (соответственно уменьшению их в процессе эксплуата
ции). Поскольку рациональный вариант может иметь промежу
точное значение среди расчетных, то для его нахождения необ
ходимо построить график зависимости приведенных затрат от 
плотности сетки скважин и определить минимальную точку. Для 
определения экономически обоснованного коэффициента нефте
отдачи строят зависимость себестоимости добычи 1 т нефти от 
накопленной добычи (дифференцированием графика эксплуата
ционные расходы — накопленная добыча нефти). Отношение на
копленной добычи нефти к балансовым запасам, когда себе
стоимость достигает предельной себестоимости, характеризует 
экономически обоснованный коэффициент нефтеотдачи. Этой 
накопленной добыче соответствует экономически обоснованный 
срок разработки. 

Предельную себестоимость можно принять, например, с уче
том мировых цен на нефть [9]. Значению предельной себестои-
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мости соответствует такая себестоимость добычи нефти, при ко
торой наступает предел экономической рентабельности добычи 
нефти или, другими словами, при установленных замыкающих 
затратах текущий народнохозяйственный эффект от добычи 1 т 
нефти становится равным нулю. Народнохозяйственным эффек
том называют прибыль (превышение доходов над расходами), 
которую получает государство от добычи нефти. Накопленный 
народнохозяйственный эффект при этом достигает максималь
ного значения. 

Для варианта разработки, рекомендуемого к внедрению, до
полнительно определяются также другие экономические пока
затели. Эти вопросы более обстоятельно изучаются в экономи
ческих дисциплинах. 

Контрольные вопросы 

1. Охарактеризуйте сущность и преимущества численных методов мате
матического моделирования процесса разработки нефтяных месторождений. 

2. Какие основные требования предъявляются к современной методике 
расчета технологических показателей разработки? 

3. Изложите основы теории непоршневого вытеснения нефти водой. 
4. Расскажите о принципе построения модифицированных относительных 

проницаемостей. 
5. В чем заключается сущность методики ВНИИ-2? 
6. Что понимаем под барьерным заводнением? Чем обусловлена необ

ходимость его применения? 
7. Объясните причины малого охвата пластов по разрезу и площади при 

разработке залежей неньютоновских нефтей. 
8. Как влияет трещиноватость пород на процесс и показатели разра

ботки месторождений? 
9. Расскажите о структуре приведенных затрат и как они учитываются 

при проектировании разработки нефтяных месторождений. 

Глава 3 

ТЕХНОЛОГИЯ И ТЕХНИКА ВОЗДЕЙСТВИЯ 
НА НЕФТЯНЫЕ ЗАЛЕЖИ И ПОВЫШЕНИЕ 
НЕФТЕОТДАЧИ 

§ 3.1. ОБЩАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА МЕТОДОВ 

С начала развития нефтяной промышленности до 40-х годов за
лежи разрабатывали на режимах истощения, при которых из
влекали не более 25 % нефти от начальных запасов. Редко 
встречался естественный водонапорный режим. 

Развитие и цели методов воздействия 

К этому же периоду относится начало применения для отбора 
остаточных запасов так называемых вторичных методов добычи 
нефти — закачки воздуха и горячей газовоздушной смеси, ва
куум-процесса и др. В отличие от скважинных систем разра
ботки применялись шахтный (при подъеме нефтенасыщенной 
породы на поверхность и при помощи скважин или других дре
нажных каналов) и карьерный (открытый) способы добычи 
нефти. Было осуществлено также площадное заводнение на от
дельных пятиточечных элементах. 

С конца 40-х годов наметился качественно новый этап в раз
витии технологии нефтедобычи — интенсивное внедрение завод
нения как на энергетически истощенных (вторичный метод до
бычи нефти), так и на вводимых в разработку (первичный ме
тод) месторождениях. В 1948 г. впервые в СССР было начато 
в крупном промышленном масштабе с целью поддержания 
пластового давления (ППД) законтурное заводнение на Туйма-
зинском месторождении с начала разработки. Наряду с испы
танием и внедрением других методов в послевоенные годы 
основным методом воздействия на нефтяные залежи стало за
воднение. Вследствие доступности воды, относительной простоты 
закачки и высокой эффективности вытеснения нефти водой обыч
ное заводнение будет широко применяться еще длительное 
время. В настоящее время на месторождениях, разрабатывае
мых с заводнением, добывают в СССР около 90 %, а в США — 
около 50 % ежегодной добычи нефти, при этом в пласты зака
чивают соответственно более 2 и 1,2 млрд. м

3
 воды. Поддержа

ние пластового давления заводнением позволило увеличить: 
среднюю проектную нефтеотдачу пластов в целом по стране 
(с учетом других систем и методов разработки) примерно 
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в 2 раза; темпы добычи нефти (текущую годовую добычу); про
должительность фонтанирования скважин. 

Заводнение как отдельный метод разработки при благопри
ятных физико-геологических условиях позволяет достичь коэф
фициента нефтеотдачи (нефтеизвлечения) 0,65—0,7. Однако при 
заводнении месторождений с трудноизвлекаемыми запасами 
(высокая вязкость нефти, малая проницаемость и большая не
однородность пластов) коэффициенты нефтеотдачи уменьша
ются до 0,3—0,35 при увеличивающейся кратности промывки 
с 0,8—1 до 5—7, а при вязкости нефти более 25—30 мПа-с за
воднение становится малоэффективным. Поэтому перед нефте
добывающей отраслью стоит проблема повышения нефтеотдачи 
пластов, заключающаяся в увеличении эффективности заводне
ния как основной технологии и в отборе остаточной нефти из 
уже заводненных зон (третичные методы добычи) и из залежей, 
которые разрабатываются при других режимах истощения или 
вытеснения. 

В 50-х годах повышение эффективности заводнения связы
вали в основном с изменением схемы размещения скважин 
(приконтурное, осевое, блоковое, очаговое, площадное, избира
тельное заводнения), выбором оптимального давления нагнета
ния, объектов разработки и др. В начале 60-х годов начали уси
ленно изучать способы улучшения вытесняющей способности 
воды за счет добавки различных активных примесей (поверх
ностно-активных веществ, углеводородного газа, щелочи, кис
лоты и др.). 

Классификация, условия и перспективы применения 
методов повышения нефтеотдачи 

В настоящее время известны, изучаются и внедряются в про
мышленную практику десятки различных методов воздействия 
на нефтяные залежи и повышения нефтеотдачи (первичные, вто
ричные, третичные). Современные методы повышения нефтеот
дачи (нефтеизвлечения) в той или иной степени базируются на 
заводнении. Среди них можно выделить четыре основные 
группы: 

гидродинамические методы — циклическое заводнение, изме
нение направлений фильтрационных потоков, создание высоких 
давлений нагнетания, форсированный отбор жидкости, а также 
методы воздействия на призабойную зону пласта; 

физико-химические методы — заводнение с применением ак
тивных примесей (поверхностно-активных веществ, полимеров, 
щелочи, серной кислоты, диоксида углерода, мицеллярных рас
творов) ; 

газовые методы — водогазовое циклическое воздействие, вы
теснение нефти газом высокого давления; 
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Таблица 3.1. Основные критерии для применения физико-химических и газовых 
методов повышения нефтеотдачи (по М. Л. Сургучеву) 

Параметр 

Вытесне
ние диок

сидом 
углерода 

Водо
газовое 
воздей
ствие 

Закачка 
мицел

лярных 
растворов 

Полимер
ное 

заводне
ние 

Закачка 
водных 
раство

ров ПАВ 

Вязкость пластовой нефти, 
мПа-с 

< 1 5 < 2 5 < 1 5 5—100 25 

Нефтенасыщенность, % > 3 0 > 5 0 > 2 5 > 5 0 

Пластовое давление, МП а > 8 Не ограничено 

Пластовая температура, °С Не ограничена < 7 0 

Проницаемость пласта, мкм
2 Не ограничена >0 , 1 0,1 Не огра

ничена 

Толщина пласта, м 25 < 2 5 Не ограничена 

Трещиноватость Неблагоприятна * 

Литология Не ограничена Песчаник Песча
ник и 
карбона
ты 

Соленость пластовой воды, 
мг/л 

Не ограничена 5 20 

Жесткость воды (наличие со
лей кальция и магния) 

Не ограничена Неблагоприятна Не огра
ничена 

Газовая шапка Небла
гопри
ятна 

Не огра* 
ничена 

Неблагоприятна 

Плотность сетки скважин, 
10

4
 м

2
/скв 

Не ограничена < 1 6 < 2 4 Не огра
ничена 

« Неблагоприятный, а в сильно выраженной форме — недопустимый параметр. 
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Таблица 3.2. Основные критерии для применения тепловых методов повышения 
нефтеотдачи (по М. Л. Сургучеву) 

Параметр 
Виутри-

п ластовое 
горение 

Вытеснение 
паром 

Пароцикли-
ческая 

обработка 

Вытеснение 
горячей 

водой 

Вязкость пластовой неф
тн, мПа-с 

> 1 0 > 5 0 > 1 0 0 > 5 

Нефтенасыщенность, % > 5 0 v 

Проницаемость пласта, 
мкм

2 >0 , 1 > 0 , 2 Не ограничена 

Толщина пласта, м > з > 6 > з 

Т рещн нов атость Неблагоприятна * 

Глубина залегания пла
ста, м 

>1500 <1200 <1500 

Содержание глины в пла
сте, % 

Не ограни
чено 

5—10 

Плотность сеткн сква
жин, 10* м

2
/скв 

< ! 6 < 6 Не ограничена 

* Неблагоприятный, а в сильно выраженной форме — недопустимый параметр. 

тепловые методы — вытеснение нефти теплоносителями (го
рячей водой, паром), пароциклическая обработка, внутриплас-
товое горение, использование воды как терморастворителя 
нефти. 

Применимость методов повышения нефтеотдачи пластов оп
ределяется геолого-физическими условиями (табл. 3.1 и 3.2). 
Известные методы характеризуются различной потенциальной 
возможностью увеличения нефтеотдачи пластов (от 2 до 35 % 
от балансовых запасов) и разными факторами их применения 
(табл. 3.3). Для месторождений с маловязкими нефтями, раз
рабатываемых с использованием заводнения, к наиболее пер
спективным можно отнести следующие методы: гидродинамиче
ские; применение диоксида углерода, водогазовых смесей, ми-
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Таблица 3.3. Потенциальные возможности и критические факторы методов 
повышения нефтеотдачи (по М. Л. Сургучеву) 

Рабочий агент 

Вода + газ 

Полимеры 

Щелочи 2--8 
Мицелляриые растворы 8- -20 

Диоксид углерода 8- -15 

Пар 15--35 

Воздух + вода (горение) 15--30 

Увеличение 
нефтеот
дачи, % 

5—10 

5 - 8 

Критический фактор применения 
рабочего агента 

Гравитационное разделение. Снижение 
продуктивности 
Соленость воды и пласта. Снижение 
продуктивности 
Активность нефтн 
Сложность технологии. Соленость воды 
и пласта. Снижение продуктивности 
Снижение охвата воздействием. Реге
нерация, коррозия 
Потери теплоты. Малая глубина. Вынос 
песка. Технические проблемы 
Осложнения при инициировании горе
ния. Охват пласта горением. Техниче
ские проблемы. Охрана окружающей 
среды. 

целлярных растворов, а для месторождений с высоковязкими 
нефтями — использование пара; внутрипластовое горение. Ос
тальные методы будут применяться в основном для интенсифи
кации добычи нефти и регулирования процесса разработки. 

Современные методы повышения нефтеотдачи с 70-х годов 
получили широкое промышленное применение и испытание. 
В целом по стране на физико-химические методы приходится 50, 
на тепловые — 40 и на газовые — 10 % от общего объема при
менения по охвату запасов нефти. Практика показала, что ис
пользование методов повышения нефтеотдачи пластов в 7—10 
раз дороже применения заводнения. Поэтому рентабельность их 
определяется ценой на нефть. Однако в будущем с учетом ро
ста потребности в нефти и ограниченности ресурсов, тенденции 
экономии нефти и повышения эффективности ее использования 
во всех сферах потребления, интенсивных поисков альтернатив
ных источников ее замены как топлива и сырья методы повы
шения нефтеотдачи пластов найдут широкое применение. 

§ 3.2. ТЕХНОЛОГИЯ И ТЕХНИКА ПОДДЕРЖАНИЯ 

ПЛАСТОВОГО ДАВЛЕНИЯ ЗАВОДНЕНИЕМ 

В настоящее время заводнение—высокопотенциальный и ос
военный метод разработки и увеличения нефтеотдачи пластов, 
применимый практически при всех геолого-физических и тех
нико-технологических условиях, кроме гидрофобных коллекто
ров, высоковязких нефтей и сильно заглинизированных мало
проницаемых пластов. 
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Водоснабжение систем ППД. Качество нагнетаемой воды 

Поддержание пластового давления (ППД) заводнением требует 
использования больших объемов качественной воды. Решение 
проблемы водоснабжения сводится к изысканию надежного и 
водообильного источника (с оценкой запасов и возможных рас
ходов воды), обоснованию качества воды и разработке техно
логии ее подготовки. Потребность составляет 1,5—2 м

3
 воды на 

1 т добытой нефти. Расход закачиваемой воды определяется 
стадией разработки месторождения (рис. 3.1). 

Качество воды включает наличие хороших нефтевытесняю-
щих свойств, небольшое содержание механических примесей и 
эмульгированной нефти, отсутствие снижения проницаемости 
пласта (приемистости нагнетательных скважин), отсутствие 
в воде сероводорода, диоксида углерода, кислорода, водорос
лей и микроорганизмов. 

Растворенный в воде кислород вызывает интенсивную кор
розию металла и способствует активному развитию в пласте 
аэробных бактерий. Диоксид углерода понижает рН воды и 
приводит к разрушению защитных окисных пленок на металле, 
а также к усилению коррозии оборудования. Сероводород об
разует, реагируя с железом, твердые уносимые потоком воды 
частицы сернистого железа, а при наличии кислорода — серную 
кислоту. Он может образовываться в результате восстановле
ния содержащихся в воде сульфатов кальция углеводородами 
нефти с выделением диоксида углерода и в виде осадка карбо
ната кальция. Наличие его в продукции добывающих скважин 
приводит к усилению коррозии нефтедобывающего оборудова
ния. Сульфатопоглощающие и сульфатообразующие бактерии 
вызывают биокоррозию металлов. Они могут жить за счет рас
щепления органических и неорганических веществ и разви
ваться как при отсутствии свободного кислорода (анаэробные 
бактерии), так и при наличии растворенного в воде кислорода 
(аэробные бактерии). Сульфатовосстанавливающие бактерии 
способны полностью восстанавливать сульфаты, имеющиеся 
в закачиваемой воде, и образовывать до 100 мг/л сероводорода. 

Снижение проницаемости пласта возможно вследствие на
бухания глин в пресных водах, химической несовместимости по 
солевому составу закачиваемой воды с пластовой, выпадения 
различных осадков и др. Механические примеси, соединения 
железа (продукты коррозии и сернистое железо), водоросли и 
различные микроорганизмы заиливают (кольматируют) по
верхность фильтрации, выключают мелкопористые слои из про
цесса вытеснения. 

Опыт показал, что устанавливать единые нормы по каче
ству воды для закачки в пласты нецелесообразно. Допустимое 
содержание механических примесей и эмульгированной нефти 
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s го is го 2S л -ь 

Рис. 3.1. Динамика относительного отбора жидкости, нагнетания воды, по
требности в воде V и нефтеотдачи Г| во времени (по М. Л. Сургучеву): 
/, /' — соответственно добыча нефтн и нефтеотдача прн режиме растворенного газа; 
2, 2', 3 — соответственно добыча нефтн, нефтеотдача и отбор жидкости при заводне
нии; 4 — потребность в воде при полном возврате сточных вод; 5 — расход нагнетания 
воды. Штриховка: вертикальная — эффект в добыче нефтн от заводнения; косая — 
экономия (возврат)" воды 

принимают с учетом проницаемости и трещиноватости пород 
до 5—50 мг/л, причем с увеличением трещиноватости повыша
ется допустимое содержание. Диаметр фильтрационных кана
лов должен быть в 3—6 раз больше диаметра частиц. Пригод
ность воды оценивается в лаборатории (стандартный анализ 
состава и свойств, опыты по затуханию фильтрации через есте
ственный керн) и пробной закачкой в пласт. Следует отметить, 
что количество ежегодно закачиваемого в каждую скважину 
загрязняющего материала достигает нескольких тонн. 

Источники закачиваемой воды могут быть разные. В на
стоящее время используют воды: открытых водоемов (рек, озер, 
водохранилищ, морей); грунтовые (подрусловые и артезиан
ские); глубинные (нижних и верхних глубинных горизонтов); 
сточные. 

Грунтовые воды характеризуются значительным многообра
зием химического состава (минерализация 100—200 мг/л), не
большим содержанием взвешенных частиц. Их можно закачи
вать без специальной подготовки. 

Воды глубинных горизонтов в большей степени минерализо
ваны и также не требуют дополнительной обработки. 

Воды поверхностных водоемов значительно уступают по ка
честву грунтовым и глубинным, содержат большое количество 
механических примесей (глины, ила, песка), особенно в период 
ливней, паводков, снеготаяния, штормов, способны вызвать на
бухание глин, кроме морской воды (минерализация черномор
ской и каспийской вод составляет 16 и 13 г/л). 

Сточные воды состоят в основном из пластовых (в целом по 
СССР около 8 3% ) , добываемых вместе с нефтью, пресных 
(12 % ) , подаваемых в установки подготовки нефти, и ливневых 
(5 %) вод. Они минерализованы (15—3000 г/л) и обладают 
хорошими нефтевытесняющими свойствами. Вместе с тем 
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сточные воды содержат большое количество эмульгированной 
нефти, механических примесей, а также диоксида углерода и 
сероводорода. Необходимость очистки от механических приме
сей и эмульгированной нефти удорожает использование сточ
ных вод, однако при этом решается проблема охраны окружаю
щей среды и утилизации (канализации) сточных вод. 

В системах заводнения используется более 60 % сточных 
вод, остальной объем все еще закачивается в поглощающие 
скважины или сбрасывается в бессточные испарители. Сброс 
промысловых сточных вод в водоемы полностью прекращен. 
Следует отметить, что система ППД динамична: сначала ис
пользуются воды внешних источников, а затем — пластовая 
вода по замкнутому циклу (безотходное производство). 

Для проведения ППД можно использовать также стоки 
других промышленных предприятий (нефтеперерабатывающих 
заводов, калийных комбинатов, коммунальных хозяйств и др.). 
Источник воды выбирают на основе данных технико-экономиче
ского анализа с учетом технологии водоподготовки. На место
рождениях Татарии и Башкирии используют поверхностные 
пресные воды, Азербайджана, Мангышлака — каспийскую воду. 
Западной Сибири — подземную воду. 

Водоснабжение с использованием поверхностных 
и грунтовых вод 

Технологические схемы водоснабжения могут отличаться друг 
от друга в зависимости от местных условий каждого нефтепро
мыслового района. Однако любая технологическая схема с ис
пользованием воды поверхностных водоемов в качестве источ
ников водоснабжения включает все основные элементы, пока
занные на рис. 3.2. Водозаборные сооружения (водозаборы) и 
водоочистная станция включают в себя также буферные емко
сти для резерва воды, обеспечивающего обычно шестичасовую 
непрерывность водоподачи при ремонтных остановках или ава
риях (порывах водоводов и т. д.) . Буферные емкости — это 
подземные железобетонные или наземные обогреваемые и теп
лоизолированные стальные резервуары. 

Водозаборы и насосные станции 1-го подъема предназна
чены для забора воды из источников и подачи ее на водоочист
ную станцию или насосную станцию 2-го подъема. Водозаборы 
бывают открытого и закрытого типов. В первом случае всасы
вающая труба насосов 1-го подъема выводится в водоем, 
а прием ее защищается сеткой и железобетонным оголовком. 
Предпочтителен водозабор закрытого типа, или так называе
мый подрусловый, который обеспечивает подачу воды, почти 
не содержащей механических примесей. В данном случае вода 
поступает из водозаборных скважин глубиной 10—50 м, пробу-

ренных на подрусловый <^^_gL^— 
слой галечника или пе- [J_J—I JLMQ-Qi~~L—I ШИLi 
ска. Он питается водой | ^ 
поверхностного водоема г -^ 
(реки), обладает высокой 
проницаемостью и явля
ется естественным филь-
тппм Г ^ я ж и н ы бупят

 Р и с
-
 3

-
2
- Технологическая схема водоснаб-тром. скважины оурят жедия системы п п д . 

На раССТОЯНИЯХ ОТ берега / — водозабор; 2 —насосная станция 1-го подъ-
реКИ 70—90 М И меЖДу ема; 3 — буферные емкости для исходной воды; г
 , „ . гр 4 — водоочистная станция; 5 — буферные емкости 
СОООИ Не ООЛее 1/U М. la- для подготовленной воды; 6 — насосная станция 
и-пй пплпзяйпп шпжрт 2_го

 подъема; 7 — магистральный водовод; 8 — 
bUAUSdUUp M U m e i кустовые насосные станции; 9 — разводящие водо-

бЫТЬ ИНДИВИДуаЛЬНЫМ воды; 10 — нагнетательные скважины 

или сифонным (группо
вым). При индивидуальном водозаборе, когда уровень воды на
ходится на глубине более 8 м, в каждую скважину опускают 
вертикальный погружной центробежный артезианский насос 
с электродвигателем. Вода подается по сборному водоводу 
сразу в буферные емкости насосной станции 2-го подъема. 

Предпочтение отдается сифонному водозабору, который на 
15—25 % дешевле индивидуального. 

Устье каждой скважины размещается в колодце и с по
мощью приемного коллектора подсоединяется к вакуумным 
котлам. В этих котлах посредством вакуумных насосов созда
ется вакуум до 0,08 МПа. Вакуум-котлы высотой около 7 м 
устанавливают вместе с центробежными электронасосами на
сосной станции 1-го подъема в бетонной шахте глубиной 9— 
17 м. Вода под вакуумом поступает в вакуум-котлы, а дальше 
подается насосами в буферные емкости насосной станции 2-го 
подъема. 

Может встречаться артезианский водозабор грунтовых вод 
закрытого типа. Применяемые водозаборы аналогичны тако
вым общепромышленного и коммунального водоснабжения. 

Водоочистная станция предназначена для подготовки воды, 
поступающей из открытого водозабора. Подготовка воды дол
жна включать следующие системы: а) фильтрационную для 
удаления из воды механических примесей; б) обескислорожи
вания воды и удаления коррозионно-активных газов; в) бакте
рицидной обработки воды для подавления бактерий; г) солевой 
обработки воды, обеспечивающей совместимость ее с пласто
вой; д) автоматизированного управления подготовкой воды и 
контроля за ее качеством в основных точках системы подго
товки и на устье нагнетательных скважин. 

Для фильтрования вода подается в нижнюю часть верти
кального смесителя, перед которым в нее добавляют дозатором 
жидкий коагулянт (сернокислый алюминий, глинозем или же
лезный купорос), способствующий укрупнению взвешенных 
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частиц. Из смесителя вода самотеком поступает в суспензионные 
осветители (или горизонтальные отстойники), где образуются 
оседающие на дно хлопья, а затем проходит через песчаные 
фильтры сверху вниз. Очищенная вода самотеком собирается 
в резервуарах. Обескислороживание воды обеспечивается 
встречным пропусканием потоков воды и газа в вертикальных 
колоннах или обработкой химическими реагентами, связываю
щими свободный кислород и выводящими его в осадок. 

Подавление бактерий достигается обработкой воды хлори
дом, формальдегидом, алкилфосфатом и др. С целью подщела-
чивания воды при коагуляции, а также для ее умягчения, 
обезжелезивания и стабилизации перед смесителем в воду до
бавляют гашеную известь, кальцинированную воду, едкий натр 
или раствор аммиака. Подготовка сточных вод рассмотрена 
в гл. 11. 

Насосные станции 2-го подъема размещают, как правило, 
в местах сосредоточения основных сооружений системы ППД 
(водозабор, станция водоподготовки, ремонтные цехи и др.) 
или совмещают с одной из кустовых насосных станций 
(КНС). 

Современные КНС изготовляют в блочном исполнении 
(блочные КНС — БКНС) индустриальным способом (в завод
ских условиях). В состав БКНС входят блоки: насосные; рас
пределительных гребенок; электрического распределительного 
устройства; низковольтного оборудования; управления и авто
матики (могут работать практически без обслуживающего пер
сонала при периодической проверке функционирования отдель
ных узлов). Оборудование каждого блока смонтировано на 
металлической раме в железобетонной плите, на которой уста
новлено укрытие (вагон). Монтаж БКНС осуществляют в те
чение 3—4 мес посредством мощных автокранов. Блочное 
строительство позволило существенно сократить сроки соору
жения системы ППД и осуществлять ППД на ранних стадиях 
разработки. БашНИПИнефть разработал нормальный ряд 
БКНС с центробежными насосами типа ЦНС (расход 150 м

3
/ч, 

давление на выходе 10; 12,5; 15; 17,5 и 20 МПа) . В зависимо
сти от числа насосных блоков БКНС имеют подачу 3600, 7200 
и 10 800 м

3
/сут. Каждая БКНС обеспечивает закачку воды 

в 3—15 нагнетательных скважин. Воду в скважины подают по 
индивидуальному водоводу, регулирование расхода осущест
вляют дросселированием, а измерение — диафрагменными счет
чиками. 

Магистральные водоводы строят кольцевыми (для больших 
месторождений с перемычками), лучевыми и линейными. Они 
работают при давлениях до 3 МПа. Разводящие водоводы ра
ботают при очень высоких давлениях, достигающих 25 МПа. 
Диаметры их соответственно составляют 300—1020 м. Изготов-

ляют водоводы из цельнотянутых бесшовных стальных труб и 
зарывают в грунт ниже глубины промерзания. 

Устья нагнетательных скважин оборудуют специальной на
гнетательной арматурой, рассчитываемой на рабочие давления 
21 и 35 МПа и температуру не выше 120 °С (АНК 1-65x210 и 
АНК 1-65x350). Основные ее части — трубная головка и елка. 
Трубная головка состоит из крестовины, задвижек и быстро-
сборного соединения, предназначенного для подключения нагне
тательной линии к затрубному пространству при выполнении 
ремонтных и интенсифицирующих работ. Елка состоит из ство
ловых задвижек, тройника, боковых задвижек и обратного кла
пана. 

Для борьбы с коррозией трубопроводов и оборудования си
стемы ППД предложено: обрабатывать воду химическими ин
гибиторами коррозии (ИКН-1, ИКН-2, ИКБ-4, полиэтоксиами-
ном и другими веществами с защитным эффектом 50—100 % ) ; 
применять катодную и протекторную защиту; покрывать по
верхности защитными изоляционными материалами (эпоксид
ными смолами, лакокрасками) и футеровать внутреннюю по
верхность новых труб винипластовыми и полиэтиленовыми тру
бами; использовать неметаллические материалы (стеклопласти-
ковые трубы). Это предотвращает аварийные порывы водово
дов, загрязнение окружающей среды, повышает срок службы 
насосов и др. В последние годы большое внимание уделяется 
защите от коррозии подземного оборудования нагнетательных 
скважин (цементаж до устья, катодная защита, внутренние по
крытия) . 

Воды глубинных горизонтов, как правило, превосходят по 
качеству воды других источников. Технологические схемы за
бора и подачи воды глубинных горизонтов в нагнетательные 
скважины можно классифицировать по нескольким признакам: 

по виду используемой энергии: с естественным перетоком 
воды из водоносного пласта в нефтяной под воздействием есте
ственной разности приведенных.давлений в них; с принудитель
ным перетоком (закачкой) с помощью поверхностных или по
гружных насосов; 

по взаимному расположению пластов: с нижним перетоком 
(водоносный пласт залегает ниже нефтяного; с верхним перето
ком (наоборот); 

по наличию и расположению КНС: без применения КНС; 
с наземными КНС; с подземными «кустовыми насосными стан-, 
циями» (насосы размещены в скважинах); 

по выходу воды на поверхность: с внутрискважинным пере
током, при котором вода глубинного водоносного горизонта по
дается в нефтяной пласт без выхода ее на поверхность; с внеш-
нескважинным перетоком, когда вода подается из скважины на 
поверхность, а затем закачивается в соседние нагнетательные 
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скважины или в ту же скважину по второму каналу (водоза-
борно-нагнетательную скважину); 

по совмещению функций нагнетательной и водозаборной 
скважин: без совмещения, когда бурятся отдельно водозабор
ные и нагнетательные скважины; с совмещением, когда одна и 
та же скважина выполняет одновременно функции водозабор
ной и нагнетательной скважин (с водозаборно-нагнетательными 
скважинами); 

по восполнению запасов глубинных вод: без восполнения за
пасов; с восполнением запасов путем перевода поверхностного 
стока в подземный (пример в условиях Речицкого нефтяного 
месторождения, когда в том числе совмещался процесс водо-
подготовки). 

Часть схем, классифицируемых по разным параметрам, мо
гут объединяться в одну. В качестве примера рассмотрим наи
более интересные с позиций наличия условий для применения 
технологические схемы. 

Естественный нижний или верхний внутрискважинный пере
ток в водозаборно-нагнетательной скважине без применения 
КНС возможен как по насосно-компрессорным трубам (НКТ) 
с установкой пакера между вскрытыми перфорацией в данной 
скважине водоносным и нефтяным пластами, так и по обсад
ной колонне без установки пакера (рис. 3.3). Для измерения 
расхода воды в обсадную колонну или в специальную камеру, 
расположенную в рассечке НКТ на линии перетока, можно 
спускать на кабеле (при дистанционной регистрации) или на 
стальной проволоке (при местной регистрации) скважинный 
расходомер. Расход можно регулировать посредством скважин-
ных штуцеров, оттарированных на поверхности или управляе
мых дистанционно с поверхности (механическим, электриче
ским или иным путем) и спускаемых в скважину с помощью, 
например, канатной техники (т. е. с помощью каната — сталь
ной проволоки). Такая схема может оказаться применимой при 
заводнении предварительно истощенных месторождений, когда 
разница приведенных давлений достаточна для поглощения по
требных расходов воды. В других случаях возникает необходи
мость в принудительном перетоке. 

При принудительном перетоке в скважину на НКТ или на 
кабеле-канате спускают погружной центробежный электронасос. 
Пласты разобщают пакером, который для предупреждения его 
смещения под действием силы (150 кН), обусловленной перепа
дом давления, закрепляют в обсадной колонне специальным 
устройством — якорем. Эта схема нашла применение на место
рождениях Башкирии, Куйбышевской области и др. 

Применительно к условиям Западной Сибири разработаны 
технологические схемы как с наземными, так и подземными 
КНС, а именно: 
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Рис. 3.3. Схемы оборудования 
водозаборно - нагнетательных 
скважин при естественном 
нижнем (а) и верхнем (б) 
внутрискважинном перетоке: 

/ — НКТ; 2 — обсадная колонна; 
3 — интервалы перфорированных 
труб; 4 — нефтяной пласт; 5 — ка
мера для установки дебнтомера 
(расходомера); 6 — пакер (раздели
тель); 7 — водяной пласт; 8 — 
муфта перекрестного течения 
жидкости 

It'] г J ч 

-в 
7 

с наземными КНС: а) вода из фонтанирующих водозабор
ных скважин поступает в блок водоподготовки и далее насо
сами КНС подается в нагнетательные скважины; перед КНС 
можно устанавливать погружной подпорный насос, располо
женный в скважине-шурфе; б) вода из водозаборной скважины 
повышенной производительности погружным насосом подается 
на КНС и затем в нагнетательные скважины; 

с подземными КНС: а) вода из водозаборной скважины по
гружным электронасосом с повышенными напором и подачей 
направляется по разводящим водоводам в нагнетательные 
скважины (совмещается водозаборная скважина с КНС) ; 
могут также совмещаться отдельные нагнетательные скважины 
с водозаборными или применяться для подпора погружные вы
соконапорные насосы, установленные в скважинах-шурфах; 
б) в водозаборно-нагнетательной скважине осуществляется при
нудительный внутрискважинный переток (совмещается водоза-
борно-нагнетательная скважина с подземной КНС). 

Результаты расчетов показали, что применение таких схем 
по сравнению со схемами использования вод наземных водоис
точников обеспечивает снижение себестоимости и удельных ка
питальных вложений на закачку 1 м

3
 воды приблизительно на 

35 и 10 %. Практическая реализация рассмотренных схем на 
месторождениях Западной Сибири базируется на использова
нии вод вышезалегающего апт-альб-сеноманского комплекса, 
распространяющегося в пределах всех основных нефтяных ме
сторождений региона. Дебиты водозаборных скважин при от
крытом изливе достигают 3—4 тыс. м

3
/сут при наличии песка 

до 5 г/дм
3
. Забои оборудуют противопесочными фильтрами, 

а на поверхности устанавливают отстойники для улавливания 
песка. 
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Одновременно-раздельная закачка воды 

Эта закачка означает подачу воды отдельно в каждый пласт 
многопластового месторождения под разным давлением в со
ответствии с его коллекторскими свойствами. В случае подачи 
воды при одном давлении ускоренно обводняются высокопро
ницаемые пласты, а малопроницаемые пласты в разработку 
практически ие вовлекаются. Это приводит к преждевремен
ному обводнению продукции добывающих скважин, необходи
мости осуществления ремонтно-изоляционных работ, увеличе
нию продолжительности и стоимости разработки месторож
дения. 

Способы регулирования закачки воды (аналогично и газа) 
по отдельным пластам могут включать следующее: подведение 
к устью нагнетательной скважины водоводов высокого и низ
кого давлений и подачу воды по колонне НКТ и по затрубному 
пространству в разобщенные пакером пласты; подачу воды под 
высоким давлением по одному каналу и распределение ее по 
отдельным пластам при помощи сменных или регулируемых 
забойных штуцеров; периодическую закачку воды в высокопро
ницаемые пласты путем отключения их пакерами или эластич
ными шариками; комбинацию рассмотренных методов. 

Среди предложенного оборудования можно выделить одно-
и двухпакерные конструкции. Второй, верхний, пакер приме
няют при необходимости закачки воды в верхний пласт под 
давлением, превышающим прочностную характеристику обсад
ной колонны. При закачке в три и более пластов могут исполь
зоваться одно- и многоколонные конструкции с применением 
забойных регуляторов расхода. 

§ 3.3. ГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ ПОВЫШЕНИЯ 
НЕФТЕОТДАЧИ ПРИ ЗАВОДНЕНИИ 

Назначение гидродинамических методов — увеличение коэффи
циента охвата малопроницаемых нефтенасыщенных объемов 
пласта вытесняющей водой путем оптимизации режимов нагне
тания и отбора жидкости при заданной сетке скважин и по
рядке их ввода в работу. Эти методы представляют собой даль
нейшую оптимизацию технологии процесса заводнения и по
этому не требуют существенного изменения ее. 

Циклическое заводнение 

Метод разработан во ВНИИнефти, впервые применен в 1964 г. 
на Покровском месторождении. Технология его заключается 
в периодическом изменении расходов (давлений) закачиваемой 
воды при непрерывной или периодической добыче жидкости из 
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залежи Со сдвигом фаз колебаний давления по отдельным груп
пам скважин. В результате такого нестационарного воздейст
вия на пласты в них проходят волны повышения и понижения 
давления. Физическая сущность процесса состоит в том, что 
при повышении давления в залежи в первой половине цикла 
(в период нагнетания воды) нефть в малопроницаемых про
слоях (зонах) сжимается и в них входит вода. При снижении 
давления в залежи во второй половине цикла (уменьшение рас
хода или прекращение закачки воды) вода удерживается ка
пиллярными силами в малопроницаемых прослоях, а нефть вы
ходит из них. Продолжительность циклов должна составлять 4— 
10 сут и увеличиваться по мере удаления фронта вытеснения 
до 75—80 сут. 

Основные критерии эффективного применения метода по 
сравнению с обычным заводнением следующие: а) наличие сло-
исто-неодиородных или трещиновато-пористых гидрофильных 
коллекторов; б) высокая остаточная нефтенасыщенность (бо
лее раннее применение метода: на начальной стадии повыше
ние нефтеотдачи составляет 5—6 % и более, тогда как на 
поздней — лишь 1—1,5 % ) ; в) технико-технологическая возмож
ность создания высокой амплитуды колебаний давления (рас
ходов), которая реально может достигать 0,5—0,7 от среднего 
перепада давления между линиями нагнетания и отбора (сред
него расхода); г) возможность компенсации отбора закачкой 
(в полупериод повышения давления нагнетания объем закачки 
должен увеличиваться в 2 раза, а в полупериод снижения дав
ления— сокращаться до нуля в результате отключения нагне
тательных скважин). 

Циклическое заводнение означает, что в общем случае каж
дая из нагнетательных и добывающих скважин работает в ре
жиме периодического изменения забойного давления (расхода, 
отбора). Осуществление метода требует увеличения нагрузки 
на нагнетательное и добывающее оборудование. Для обеспече
ния более равномерной нагрузки на оборудование залежь не
обходимо разделить деа отдельные блоки со смещением 
полупериодов закачки и отбора. Оснащение промыслов совре
менными насосами позволяет осуществлять процесс без допол
нительных затрат на переустройство системы заводнения. Пол
ная остановка нагнетательных скважин может потребовать ис
пользования высоконапорных насосов, рассчитанных на давле
ния 25—40 МПа, или привести к замерзанию скважин и водо
водов в зимнее время. Метод способствует увеличению текущего 
уровня добычи нефти и конечной нефтеотдачи. 

5 В. С. Бойко 



Изменение направлений фильтрационных потоков 

Идея метода высказывалась А. П. Крыловым, Ю. П. Борисо
вым, М. Л. Сургучевым и др. Впервые он был применен в 1968 г. 
на Покровском месторождении. Технология метода заключа
ется в том, что закачка воды прекращается в одни скважины 
и переносится на другие, в результате чего обеспечивается из
менение направления фильтрационных потоков до 90°. 

Физическая сущность процесса состоит в следующем. Во-
первых, при обычном заводнении вследствие вязкостной неус
тойчивости процесса вытеснения образуются целики нефти, 
обойденные водой. Во-вторых, при вытеснении нефти водой во
донасыщенность вдоль направления вытеснения уменьшается 
(см. рис. 2.2, в и 2.3). При переносе фронта нагнетания в пла
сте создаются изменяющиеся по величине и направлению гра
диенты гидродинамического давления, нагнетаемая вода внед
ряется в застойные малопроницаемые зоны, большая ось кото
рых теперь пересекается с линиями тока, и вытесняет из них 
нефть в зоны интенсивного движения воды. Объем закачки 
вдоль фронта целесообразно распределить пропорционально 
оставшейся нефтенасыщенности (соответственно уменьшаю
щейся водонасыщенности). 

Изменение направления фильтрационных потоков достига
ется за счет дополнительного разрезания залежи на блоки, оча
гового заводнения, перераспределения отборов и закачки между 
скважинами, циклического заводнения. Метод технологичен, 
требует лишь небольшого резерва и мощности насосных стан
ций и наличия активной системы заводнения (поперечные раз
резающие ряды, комбинация приконтурного и внутриконтур-
ного заводнений и др.). Он позволяет поддерживать достигну
тый уровень добычи нефти, снижать текущую обводненность и 
увеличивать охват пластов заводнением. Метод более эффек
тивен в случае повышенной неоднородности пластов, высоко
вязких нефтей и применения в первой трети основного периода 
разработки. 

Создание высоких давлений нагнетания 

Величина давления нагнетания влияет на технико-экономиче
скую эффективность заводнения. В практике заводнения на
блюдается тенденция к повышению давления нагнетания на 
устье с 5 до 16—20 МПа, а в отдельных случаях до 20—30 и 
даже 40 МПа. 

Обобщение опыта заводнения и специальные исследования, 
выполненные А. В. Афанасьевой, А. Т. Горбуновым, И. Н. Шу-
стефом, Р. Н. Дияшевым, показали следующее: при сущест
вующих режимах закачки воды заводнением охватывается 
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только небольшая часть нефтенасыщенной толщины пласта 
(20—25 % ) ; при определенных давлениях нагнетания прони
цаемые (а часто и высокопроницаемые) коллекторы воды не 
принимают; при повышении давления нагнетания до вертикаль
ного горного увеличивается толщина интервалов пласта, при
нимающих воду (охват толщины заводнением); индикаторная 
зависимость приемистости от давления нагнетания нелинейная, 
причем темп прироста приемистости существенно выше, чем 
темп прироста давления. Объясняется это тем, что с ростом 
давления нагнетания трещины пласта раскрываются и увели
чивается их проницаемость (см. § 2.7); преодолевается предель
ный градиент давления сдвига для неньютоновских нефтей и 
систем (см. § 2.6); возникают инерционные сопротивления, вы
зывающие противоположное первым двум факторам искривле
ние индикаторных линий. На индикаторной кривой можно вы
делить следующие давления: р'— первое критическое давление 
нагнетания, соответствующее давлению раскрытия или образо
вания трещин в самом слабом по механической прочности ин
тервале пласта (нижним пределом его является гидростатиче
ское давление, доставляющее для большинства месторождений 
Урало-Поволжья около 0,4 вертикального горного давления): 
р" — второе критическое давление нагнетания, соответствующее 
максимальному значению охвата по толщине; превышение его 
приводит к резкому увеличению трещиноватости, образованию 
нескольких крупных трещин, принимающих воду (для место
рождений Пермской области оно близко к вертикальному гор
ному давлению или несколько превышает его). 

Применение высоких давлений нагнетания в пределах 
между р' и р" обеспечивает: увеличение текущих дебитов сква
жин и пластового давления (однако недопустимо повышение 
его в зоне отбора выше р")\ снижение обводненности продук
ции за счет более интенсивного притока нефти из малопрони
цаемого пропластка; уменьшение влияния неоднородности 
коллектора за счет относительно большего увеличения приеми
стости малопроницаемого пропластка по сравнению с высоко-
проницаемым; повышение текущей нефтеотдачи при сущест
венно меньшем расходе воды за счет вовлечения в разработку 
дополнительных запасов нефти. 

Применение метода требует решения многих технических 
задач. Серийно выпускаемые насосы обеспечивают на выкиде 
давление до 20 МПа, что позволяет использовать метод для за
лежей, расположенных на глубинах до 1000—1500 м. Необхо
димы сооружение или реконструкция КНС и прокладка новых 
разводящих водоводов, рассчитанных на высокое давление, что 
связано с большими затратами. Возможно использование су
ществующих КНС и водоводов, тогда у нагнетательных сква
жин устанавливаются индивидуальные дожимные установки, 
5* 131 



например погружные центробежные электронасосы (давление 
до 30 МПа) , расположенные в скважинах-шурфах. Необходимо 
также обеспечить надежность конструкций нагнетательных 
скважин, разработать более надежные конструкции пакеров 
и др. Однако применение метода может явиться основой внед
рения и других методов (циклическое заводнение, полимерное 
заводнение и др.). 

Форсированный отбор жидкости 

Впервые началось применение метода в 1938 г. на промыслах 
Азербайджана. Технология заключается в поэтапном увеличе
нии дебитов добывающих скважин (уменьшении забойного дав
ления Р з ) . Физико-гидродинамическая сущность метода состоит 
в создании высоких градиентов давления путем уменьшенияр3. 
При этом в неоднородных сильно обводненных пластах вовлека
ются в разработку остаточные целики нефти, линзы, тупиковые 
и застойные зоны, малопроницаемые пропластки и др. Усло
виями эффективного применения метода считают: а) обвод
ненность продукции не менее 80—85 % (начало завершающей 
стадии разработки); б) высокие коэффициенты продуктивности 
скважин и забойные давления; в) возможность увеличения де
битов (коллектор устойчив, нет опасений прорыва чуждых вод, 
обсадная колонна технически исправна, имеются условия для 
применения высокопроизводительного оборудования, пропуск
ная способность системы сбора и подготовки продукции доста
точна). 

Для решения вопроса о применении метода необходимо 
предварительное изучение зависимости дебита нефти от дебита 
жидкости. Дебиты жидкости необходимо назначать по макси
муму^ дебита нефти. Техника форсирования отборов может быть 
самой различной: штанговые насосы при полной загрузке обо
рудования, электронасосы, рассчитанные на большие подачи, 
и др. 

В заключение отметим, что воздействие на призабойную 
зону пласта с целью расширения профиля притока и приеми
стости, повышение качества вскрытия пласта и освоения сква
жин также способствуют увеличению нефтеотдачи. Эти методы 
рассмотрены в гл. 5 и 10. 

§3 .4 . Г А З О В Ы Е М Е Т О Д Ы П О Д Д Е Р Ж А Н И Я П Л А С Т О В О Г О 

Д А В Л Е Н И Я И П О В Ы Ш Е Н И Я Н Е Ф Т Е О Т Д А Ч И 

Нагнетание газа в нефтяные залежи для ППД и повышения 
нефтеотдачи применяли значительно раньше, чем заводнение. 
Для этого использовали воздух, выхлопные или дымовые газы, 
углеводородный газ. Применение воздуха прекращено вследст-
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вие многих отрицательных последствий (окисление нефти, уве
личение ее плотности и вязкости, снижение качества нефтяного 
газа, образование стойких эмульсий и др.). При использовании 
сжиженных углеводородных газов, как и других жидких угле
водородных растворителей, возникает новая и не менее труд
ная проблема извлечения из недр застревающего в порах пла
ста дорогого растворителя, цена которого значительно выше, 
чем нефти. 

В настоящее время ограничились применением углеводород
ного сухого газа, газоводяной смеси, газа высокого давления 
и обогащенного газа. 

Вытеснение может быть как несмешивающимся, так и сме
шивающимся (без существования границы раздела фаз) . Сме
симость газа с нефтью в пластовых условиях при современных 
технических средствах достигается только в случае легких неф
тей (плотность дегазированной нефти менее 800 кг/м

3
) при дав

лении нагнетания сухого углеводородного газа около или более 
25 МПа, обогащенного газа—15—20 МПа (для сравнения 
сжиженного — 8—10 МПа) . С улучшением смесимости повы
шается нефтеотдача. 

Применение углеводородного газа определилось трудностями 
или отрицательными последствиями закачки воды (наличием 
в пласте набухающих в воде глин; малой проницаемостью по
род и, как следствие, недостаточной приемистостью нагнета
тельных скважин). 

Основными критериями эффективности процесса закачки 
газа можно назвать: 

углы падения пластов: при углах более 15° закачка газа 
в сводовую часть, при меньших — площадная закачка (в по
логих структурах затруднено гравитационное разделение газа 
и нефти); 

глубину залегания пласта: при малой глубине и высоких 
давлениях нагнетания возможны прорывы газа в вышележащие 
пласты (нарушение герметичности залежи), а при большой глу
бине требуются очень высокие давления нагнетания, что не 
всегда технически осуществимо и экономически оправдано; 

однородность пласта по проницаемости и невысокую вяз
кость нефти: проявляется проницаемостная и вязкостная не
устойчивость вытеснения и преждевременные прорывы газа 
в добывающие скважины; 

гидродинамическую замкнутость залежи, что исключает 
утечки. 

Для нагнетания можно использовать нефтяной газ, природ
ный газ соседних газовых месторождений или газ из магист
ральных газопроводов. Технологическая схема нагнетания су
хого нефтяного газа приведена на рис. 3.4. При использовании 
природного газа очистка и подготовка его проводятся на газо-
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иая станция); 4 —установка 
тановка (газобензнновын завод) 

Рис. 3.4. Технологическая схема 
закачки нефтяного газа: 
/ — продукция нефтяных скважин; 
// — газ в нагнетательные скважины; 
/// — газ на местное потребление; 
IV— нефть потребителю; V — вода; 
/ — сепаратор высокого давления; 2 — 
газоочиститель (от увлеченной воды и 
механических примесей); 3— компрес
сор высокого давления (компрессор-

комплексной подготовки нефтн; 5 — отбензнннвающая ус-
6 — компрессор низкого давления 

вом промысле, как и для магистрального транспорта. На Бит-
ковском месторождении осуществлялся естественный перепуск 
газа из нижележащей эоценовой газоконденсатной залежи без 
предварительной подготовки в менилитовую залежь по трем 
схемам: с внешнескважинным перепуском без и с совмещением 
функций нагнетательной и газозаборной скважин и внутри
скважинный перепуском (см. § 3.2). 

Приемистость скважин устанавливают опытно или оцени
вают по формуле дебита газовой скважины, умножая расчет
ное значение на опытный коэффициент. Для поддержания дав
ления на существующем уровне общий расход нагнетаемого 
газа должен равняться сумме дебитов нефтн, газа и воды, при
веденных к пластовым условиям. Разделив общий расход на 
приемистость одной скважины, можно определить число газо
нагнетательных скважин. Забойное давление вычисляется 
с учетом потерь давления на трение и давления столба газа. 
Обычно давление нагнетания на 15—20 % выше пластового 
давления. 

Преждевременные прорывы газа резко снижают эффектив
ность процесса вытеснения и увеличивают энергетические за
траты. Их выявляют путем контроля за газовым фактором и 
химическим составом газа. Для предупреждения прорывов газа 
уменьшают отборы жидкости из скважин вплоть до остановки 
тех, в которых отмечается прорыв, снижают объем нагнетае
мого газа, вместе с газом закачивают жидкость, проводят цик
лическую закачку газа и др. 

Закачка газа вместе с водой привела к разработке метода 
водогазового циклического воздействия как более эффективного 
метода повышения нефтеотдачи, чем применяемые в настоящее 
время в широких масштабах заводнение и в качестве экспери
ментов нагнетание газа (в условиях несмесимости). Коэффи
циент вытеснения увеличивается за счет наличия в пласте сво
бодного газа на величину предельной газонасыщенности (10— 
15%) , при которой газ неподвижен. Наиболее целесообразно 
не одновременное, а попеременное нагнетание при содержании 
в газоводяной смеси одного из агентов (25—75%). Продол
жительность циклов по закачке одного агента составляет 10— 
30 сут. Совместная закачка трудноосуществима по техническим 

причинам (выпадение гидратов, попадание газа в водоводы 
и т. д.) . 

Газовые методы реализованы в СССР на Битковском (су
хой газ при отсутствии смесимости, газоводяное воздействие 
при давлениях 18—20 МПа) , Журавлевско-Степановском (га
зоводяное воздействие), Озек-Суатском (газ высокого давления 
при 30—35 МПа) , Ромашкинском (обогащенный газ) и Клю
чевом (смесь нефтяного газа и сжиженного нефтяного газа) 
месторождениях. 

§ 3.5. ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ ПОВЫШЕНИЯ 

НЕФТЕОТДАЧИ 

Физико-химические методы обеспечивают увеличение коэффи
циентов вытеснения и охвата одновременно или одного из них. 
Среди них выделяют две подгруппы: методы, улучшающие за
воднение, которые основаны на снижении межфазного поверх
ностного натяжения и изменении соотношения подвижностей 
фаз и обеспечивают увеличение коэффициентов вытеснения и ох
вата; методы извлечения остаточной нефти из заводненных 
Пластов, основанные на полной или частичной смесимости ра
бочих агентов с нефтью и водой. 

Методы, улучшающие заводнение 

К ним относятся методы, использующие в качестве рабочих 
агентов поверхностно-активные вещества (ПАВ), полимеры, 
щелочи и серную кислоту. 

Неионогенные ПАВ типа ОП-10 при оптимальном массовом 
содержании 0,05—0,1 % обеспечивают снижение поверхност
ного натяжения от 35—45 до 7—8 мН/м, увеличение угла сма
чивания от 18 до 27° и уменьшение натяжения смачивания 
в 8—10 раз. Однако такие растворы способны обеспечить повы
шение нефтеотдачи не более чем на 2—5% . Метод закачки 
водных растворов ПАВ испытывался с 60-х годов на 35 участ
ках более 10 месторождений страны. Наиболее крупные про
мышленные опыты проводятся на Арланском и Самотлорском 
месторождениях. Однако вследствие большой адсорбции ПАВ 
из раствора поверхностью породы технологическая и экономи
ческая эффективность становится весьма сомнительной. 

Объемы закачиваемых растворов ПАВ должны быть очень 
большими (не менее 2—3 объемов пор). Фронт ПАВ движется 
по пласту в 10—20 раз медленнее, чем фронт вытеснения. Тех
нология закачки раствора ПАВ весьма простая, не влечет за 
собой существенных изменений в технологии и в системе разме
щения скважин. Для дозированной подачи растворов ПАВ раз
работана установка УДПВ-5. Будущее метода связывают в ос-

134 135 



иовном с обработкой призабойных зон нагнетательных скважин 
для повышения их приемистости, с нагнетанием слабоконцен
трированных (0,05—0,5 %) и высококонцентрированных ( 1 — 
5%) растворов для освоения плотных глинистых коллекторов 
и снижения давления нагнетания, а также с созданием компо
зиций ПАВ, обеспечивающих уменьшение межфазного натяже
ния до 0,01—0,05 мН/м. 

Метод полимерного заводнения основан на способности рас
твора полимера в воде уменьшать соотношение подвижностеи 
(загущение воды) нефти и воды (текущий фактор сопротивле
ния) и уменьшать подвижность воды, закачиваемой за рас
твором полимера (остаточный фактор сопротивления), что 
повышает охват пластов заводнением. С 70-х годов метод испы-
тывался на нескольких месторождениях. Наиболее представи
тельны опыты, проводимые на Орлянском и Арланском место
рождениях. Испытан гидролизованный полиакриламид (ПАА). 
В СССР он производится в виде 7—8%-ного геля и порошка. 
Рекомендуется оторочка размером 0,1—0,5 от объема пор 
с концентрацией 0,01—0,1 %. Гель ПАА не технологичен в (При
менении (требует больших затрат ручного труда, больших 
транспортных расходов, замерзает при минусовой темпера
туре). На Орлянском месторождении раствор из него концен
трации 0,6—0,7 °/о получали рециркуляцией насосами, а дози
рованную подачу в водовод вели плунжерными насосами. Для 
приготовления раствора из порошка разработаны установки 
УДПП-1,5, УДПП-5, УДПП-200. Метод относится к дорогим, по
этому перспективы его применения зависят от цены на нефть, 
объемов производства дешевых полимеров и эффективного со
четания с другими методами повышения нефтеотдачи. 

Метод щелочного заводнения основан на взаимодействии 
щелочей с активными компонентами (органическими кисло
тами) нефти и породой. При этом образуются ПАВ, изменяется 
смачиваемость породы, набухают глины, образуются устойчи
вые эмульсии и выделяются осадки. Испытание метода начато 
в 70-х годах на некоторых месторождениях, например на Трех-
озерном. Для приготовления щелочных растворов могут ис
пользоваться с различными показателями щелочности едкий 
натр (каустическая сода) NaOH, углекислый натрий (кальцини
рованная сода) Na2C03, гидроксид аммония (аммиак) NH4OH, 
силикат натрия (растворимое стекло) Na2Si03. Наиболее ак
тивные из них первый и последний (силикатно-щелочное завод
нение). Щелочные растворы закачивают в виде оторочек раз
мером 0,1—0,25 объема пор с концентрацией 0,05—0,5%. При 
значительной адсорбции щелочи возможна ступенчатая ото
рочка раствора с убывающей концентрацией. При взаимодей
ствии силиката натрия и хлористого кальция СаС12 образуется 
устойчивая эмульсия и выделяется осадок силиката кальция 
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CaSi03, снижающие проницаемость промытой части пласта. 
Приготовление раствора щелочи и его подача в пласт не отли
чаются большой сложностью. Будущее метода связывают с со
четанием его с тепловыми методами (термощелочные растворы) 
и с осадкообразованием в пласте. 

Механизм повышения нефтеотдачи при вытеснении нефти 
серной кислотой (сернокислотное заводнение) заключается 
в образовании кислого гудрона (вязкой смолистой массы) 
в наиболее промытой водой зоне (наиболее значимый фактор) 
и поверхностно-активных водорастворимых сульфокислот. В ре
зультате снижается водопроницаемость промытых зон, повыша
ется охват пласта заводнением и снижается межфазное натя
жение (до 3—4 мН/м). Метод широко испытывался с 1969 г. 
на месторождениях Татарии, чему во многом способствовало 
наличие источника реагента. 

Применяют либо техническую серную кислоту концентра
цией до 9 6%, либо так называемую алкилированную серную 
кислоту (АСК) концентрацией 80—85 % (сернокислотный от
ход производства высокооктанового бензина). Технология ме
тода заключается в закачке в пласт небольшой (порядка 0,15 % 
порового объема пласта) оторочки серной кислоты, продвигае
мой по пласту водой. Для этого у нагнетательной скважины раз
мещают емкости (500—2000 м

3
) с АСК, которую насосами за

качивают в пласт. После этого скважина подключается к об
щей системе заводнения для закачки воды. 

Применение метода сопровождается сильной коррозией ис
пользуемого оборудования и эксплуатационной колонны сква
жины. 

Методы извлечения остаточной нефти 
из заводненных пластов 

После применения обычного заводнения, физико-гидродинами
ческих и газовых методов и методов, улучшающих заводнение, 
в залежах остается до 30—70 % запасов нефти. Эту остаточ
ную нефть способны вытеснять лишь те рабочие агенты, кото
рые смешиваются с нефтью и водой или имеют сверхнизкое 
межфазное натяжение. К ним относятся наиболее перспектив
ные и высокопотенциальные методы вытеснения нефти диокси
дом углерода (С02) и мицеллярными растворами. 

Исследования применения диоксида углерода начаты в на
чале 50-х годов. С 60-х годов метод испытан на нескольких ме
сторождениях. Углекислый газ при температуре выше 31 °С 
находится в газообразном состоянии при любом давлении. 
Если температура ниже 31 °С, образуется жидкая фаза, однако 
при давлении меньше 7,2 МПа углекислый газ испаряется. Ме-
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тод основан на хорошей его растворимости в пластовых флюи
дах, что обеспечивает объемное расширение нефти в 1,5—1,7 
раз, смесимость его с нефтью (устранение капиллярных сил), 
снижение вязкости нефти (от десятков процентов до несколь
ких раз) и, как результат, повышение коэффициента вытеснения 
(до 0,95). Однако применение С02 как любого маловязкого 
агента сопровождается значительным снижением коэффициента 
охвата (на 5—15%), из-за чего увеличение коэффициента неф
теотдачи может составлять лишь 7—12 %. 

Источниками получения С0 2 могут быть залежи углекислого 
газа (Семивидовское, Астраханское месторождения), тепловые 
электростанции, заводы по получению искусственного газа из 
угля, сланцев и другие химические заводы. При сжигании при
родного газа получается в 6—11 раз больший объем продуктов 
сгорания. 

Диоксид углерода закачивают во внутриконтурные нагне
тательные скважины в газообразном (лучше при давлении пол
ной смесимости около 10—30 МПа) или жидком состоянии 
в виде оторочки, проталкиваемой водой, вместе с водой для 
создания чередующихся оторочек при отношении порций С0 2 

и воды приблизительно 0,25—1, а также в растворенном со
стоянии в виде карбонизированной воды концентрацией3—5%. 
Использование карбонизированной воды малоэффективно (ко
эффициент вытеснения повышается всего на 10—15%). Опти
мальный объем оторочки С02 составляет 0,2—0,3 объема пор. 
Кроме сочетания закачки С02 с заводнением для уменьшения 
преждевременных прорывов С0 2 предлагается нагнетать его 
попеременно с раствором полимера, силиката натрия, ПАВ, уг
леводородным газом и др. Техника закачки зависит от приме
няемой технологии. 

Для внедрения метода необходимо решить проблемы транс
порта жидкого С02, распределения его по скважинам, утилиза
ции С0 2 и повторного использования, борьбы с коррозией труб 
и нефтепромыслового оборудования. 

Из всех известных методов закачка С0 2 наиболее универ
сальна и перспективна. Применение этого метода определяется 
ресурсами природного С02 , так как потребности в нем (1000— 
2000 м

3
 на 1 т добычи нефти) трудно удовлетворить за счет от

ходов химического производства, хотя этот источник С02 эко
номически рентабелен. 

Мицеллярный раствор — это тонкодисперсная коллоидная 
система из углеводородной жидкости (от сжиженного нефтя
ного газа до сырой легкой нефти), воды и водонефтераствори-
мого ПАВ, стабилизированная спиртом (изопропиловым, бути
ловым). Мицеллярное заводнение обеспечивает снижение 
межфазного натяжения в пласте при оптимальном составе прак
тически до нуля (не более 0,001 мН/м), По лабораторным дан-
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ным, коэффициент нефтевытеснения При мицеллярном завод
нении составляет 80—98 %• 

Технология процесса состоит в закачке во внутриконтурные 
скважины последовательно оторочек растворов химических ре
агентов: а) предоторочки (20 % от объем'а пор) из пресной 
воды или слабоминерализованного раствора хлористого нат
рия для понижения концентрации ионов кальция и магния (при 
необходимости); б) оторочки мицеллярного раствора малокон
центрированного (20—50 % от объема пор) или высококоицен-
трированного ( 5—15% от объема пор); в) буферной оторочки 
или буфера подвижности (до 30—60 % от объема пор) из по
лимерного раствора с постепенно уменьшающейся вязкостью от 
вязкости мицеллярного раствора до вязкости воды (мицелляр-
но-полимерное заводнение). Вслед за буферной оторочкой до 
конца разработки закачивается обычная вода, применяемая 
для заводнения. Для сохранения целостности оторочки мицел
лярного раствора в предоторочку и в буферную оторочку до
бавляют спирт концентрации, равной его концентрации в ми
целлярном растворе. 

Мицеллярные растворы могут быть высококонцентрирован
ными, содержащими до 50—70 % углеводородов, до 8—10 % 
сульфонатов, до 2—3 % стабилизатора, и малоконцентрирован
ными водными, содержащими углеводородов менее 5% , суль
фонатов до 2 % и стабилизатора менее 0,1 %. Мицеллярный 
раствор готовится из составных компонентов непосредственно 
на месторождении. Обычно он хорошо перемешивается при 
циркуляции его через насос, перед закачкой его пропускают че
рез фильтр. Оптимальная технология должна жестко выдержи
ваться, так как ее нарушение неизбежно ухудшает эффектив
ность процесса. 

Потенциальные масштабы применения метода очень боль
шие (все месторождения с терригенными коллекторами, нефте-
насыщенностью более 30 % и вязкостью нефти менее 15— 
20 мПа-с ) . Внедрение метода ограничивается сравнительно 
высокой стоимостью мицеллярного раствора. 

§ 3.6. ТЕПЛОВЫЕ МЕТОДЫ ПОВЫШЕНИЯ НЕФТЕОТДАЧИ 

Сущность тепловых методов состоит в том, что наряду с гид
родинамическим вытеснением повышается температура в за
лежи, что способствует существенному уменьшению вязкости 
нефти, увеличению ее подвижности, испарению легких фрак
ций и др. 

Объектами их применения являются залежи высоковязкой 
смолистой нефти вплоть до битумов, залежи нефтей, обладаю
щих неньютоновскими свойствами, а также залежи, пластовая 
температура которых равна или близка к температуре насыще-
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ния нефти парафином. Высокой вязкостью характеризуется от
носительно большая доля известных запасов нефти в мире, при
чем отмечается тенденция ее возрастания. Другие методы раз
работки и повышения нефтеотдачи либо не применимы, либо 
не обеспечивают достаточной эффективности. Различают сле
дующие разновидности тепловых методов: теплофизические — 
закачка в пласт теплоносителей (горячей воды, пара, в том 
числе в качестве внутрипластового терморастворителя, и паро-
циклические обработки скважин); термохимические — внутри-
пластовое горение. 

Закачка в пласт теплоносителей 
и терморастворителя 

Первые работы по закачке пара в пласт относятся к 1932 г. 
Лучшими теплоносителями и вытеснителями оказались горячая 
вода и водяной пар при высоком давлении. При подогреве 
воды до температуры кипения tRnu (насыщения) при постоян
ном давлении ей сообщается теплота жидкости. При кипении 
из воды выносятся пузырьки пара вместе с мельчайшими ка
пельками влаги, смесь которых называют насыщенным паром 
с различной степенью сухости х„ (отношение массы сухой па
ровой фазы к массе смеси). При 1> х п >0 имеем влажный на
сыщенный пар, а при х п =1 — сухой насыщенный пар (неустой
чивое мгновенное состояние). Перегретым паром называют пар, 
который при одинаковом давлении с насыщенным имеет темпе
ратуру больше ^кип- При охлаждении перегретого пара при по
стоянном давлении выделяется теплота перегрева, затем теп
лота парообразования (конденсации) и дальше частично теп
лота жидкости, т. е. получаются насыщенный пар и за ним 
горячая вода. С повышением давления р возрастает температура 
кипения £ Кип, которую можно оценить по эмпирическому урав
нению Руша 

^ИП=100^10У, (3.1) 

где £кип в °С, р в МПа. 

Критическое состояние воды (критическая точка), которое 
характеризуется исчезновением различия между жидкостью и 
паром, наступает при значениях давления ркрв

 = 22,115 МПа и 
температуры £Кр

в
=374,12 °С (при этом удельный объем1/Кр

в
 = 

=0,003147 м
3
/кг и плотность ркРв

 = 317,7629 кг/м
3
). 

Вода и нефть практически взаимонерастворимы в атмосфер
ных условиях. Неограниченная растворимость нефтей в жидкой 
воде, экспериментально установленная в 1960 г. (Э. Б. Чека-
люк и др.), достигается при температурах 320—340 °С и давле
ниях 16—22 МПа (рис. 3.5). Причем вода в отличие от других 
растворителей при снижении температуры водонефтяного рас-
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Рис. 3.5. Схематическая диаграмма 
изотерм насыщенных фаз раствора 
вода — «-гексадекан при температуре 
365 °С в координатах состав — дав
ление (по Э. Б. Чекалюку): 
о 

РН] — давление конденсации к-гексаде-
кана (0,42 МПа) ; — давление конден
сации воды (20, 21 МПа); Яь Я2 — точки 
гомогенизации раствора; И,, Я2 —точки 
инверсии растворимости; R — точка ретро
градного расслоения раствора; А — об
ласть двухфазного равновесия жидкой и 
газовой фазы; Б — область двухфазного 
равновесия двух жидких фаз; В •— об
ласть ретроградного расслоения двух жид
ких фаз; / — область неограниченной рас
творимости жидкого к-гексадекана и жид
кой фазы воды; // — область неограничен
ной растворимости жидкого я-гексадекана 
и газовой фазы воды; /// — область неог-
ряииченной растворимости газовой фазы 
н-гексадекана и газовой фазы воды 

твора до атмосферной полностью выделяет всю растворенную 
в ней нефть. Критическая температура растворения снижается 
в пористой среде на 10—20 °С, а при добавке к воде углекис
лого газа в объемном соотношении 1:5 (в атмосферных усло
виях) до 250 °С. Сопоставительными лабораторными опытами 
вытеснения нефти водой с поинтервальным ступенчатым повы
шением температуры закачиваемой воды установлено, что сум
марный коэффициент вытеснения повышается до 0,67 при тем
пературе 250—300 °С и до 0,97 при температуре 300—310 °С 
и давлении 18—20 МПа (рис. 3.6). Полное вытеснение убеж
дает, что происходит взаимное смешение воды и нефти. 

Насыщенный водяной пар как терморастворитель нефти дей
ствует во всей области его существования в интервале темпера
тур 100—370 °С и давлений от атмосферного до 22 МПа. Од
нако коэффициент охвата пласта для горячей воды выше, чем 
для пара. Пар как маловязкий рабочий агент обычно движется 
у кровли пласта. Охват паром по толщине не превышает 0,4, 
по площади составляет 0,5—0,9. Коэффициент нефтеотдачи при 
этом достигает 0,3—0,35г 

Закачка в пласт теплоносителя и терморастворителя может 
осуществляться с нагревом его на поверхности или на забое 
скважины; на поверхности с дополнительным подогревом на за
бое скважины. Создать надежные с требуемой характеристикой 
забойные теплогенераторы пока не удается. Недостаток поверх
ностных теплогенераторов — большие потери теплоты (соответ
ственно снижение температуры) в поверхностных коммуника
циях и в стволе скважины. Нормированная потеря теплоты 
в подводящих трубопроводах составляет (0,5—6)10

-3
% от теп-

лопроизводительности парогенераторов на 1 м трубопровода. 
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Рис. 3.6. Кривая увеличения коэффи
циента вытеснения нефти водой из 
пласта П3 Гнединцевского месторож
дения при ступенчатом повышении 
температуры и давлении 20 МПа (по 
данным Э. Б. Чекалюка, К. А Ога-
нова) 

Рис. 3.7. Изменение температуры од
нофазного горячего теплоносителя 
вдоль ствола нагнетательной сква
жины: 
а — геотерма 

Температура в стволе нагнетательной скважины для одно
фазного горячего теплоносителя (как жидкого, так и газообраз
ного) обычно понижается с глубиной (рис. 3.7) и может быть 
вычислена, например, по формуле Э. Б. Чекалюка: 

Т(г, 0 = Fo + —Чр т г - 1 )+ ( г у -Г 0 +- £ г ) е -
р
Л (3.2) 

где Т (г, t)—температура горячего теплоносителя на глубине 
г (в м) через время t (в ч) после начала закачки, °С; Го — 
приведенная к устью скважины температура нейтрального слоя 
Земли (среднегодовая температура), °С; Ту — температура теп
лоносителя на устье скважины, °С; Г — геотермический гради-
ент, °С/м; рт = — коэффициент тепло-

<?РтСр In | 

L V и J 

обмена между потоком теплоносителя и окружающей средой, 
м

-1
; Хг — средний коэффициент теплопроводности окружающей 

поток среды, кДж/(м»ч-°С); q— объемный расход теплоноси
теля, м

3
/ч; рт — плотность теплоносителя, кг/м

3
; ср—массовая 

теплоемкость теплоносителя при постоянном давлении, кДж/ 
/(кг-°С); ат — средний коэффициент температуропроводности 
окружающей поток среды, м

2
/ч; d0 — диаметр трубы, по кото

рой ведется закачка, м. 

Ствол скважины нагревается при 

z < z 0 = -j- In [ l +
 Гу

~
Г
° рт] (3.3) 

и охлаждается при Z>Zq, максимальная величина охлаждения 
приближается к значению АГо=—г/рТ) где г0 — глубина точки 
инверсии температурной кривой. Увеличить z0 можно уменьше
нием рт (см. рис. 3.7, кривые 1 и 2) или повышением Ту (см. 
рис. 3.7, кривая 3), т. е. увеличением расхода q и продолжи
тельности закачки t. На заданной глубине T(t) возрастает, че
рез 50—100 сут практически стабилизируется и становится 
меньше Ту примерно на 6, 10 и 13 % при глубине залегания 
соответственно 500, 1000 и 1500 м. Такие же приблизительно 
значения принимает и величина теплопотерь. При закачке го
рячей воды ее приходится нагревать на поверхности на 30— 
50 °С (в зависимости от глубины) выше проектной забойной 
температуры. Температура влажного пара возрастает с глуби
ной и становится выше Ту на 30—40 °С. Так как температура 
влажного пара зависит только от давления (см. уравнение 
Руша), то рост давления с глубиной за счет массы теплоноси
теля с учетом гидравлических потерь приводит к увеличению 
температуры. При этом все теплопотери в стволе компенсиру
ются постепенной конденсацией пара (теплотой конденсации), 
т. е. возрастанием его влажности. 

С увеличением глубины пар может превратиться в горячую 
воду. При движении теплоносителя по пласту также возможны 
потери теплоты через кровлю и подошву пласта. Для умень
шения всех теплопотерь выбирают нефтяные пласты с доста
точно большой толщиной (более 6 м), применяют площадные 
сетки скважин с расстоянием до 100—200 м между нагнета
тельными и добывающими скважинами, перфорируют сква
жины в средней части пласта, обеспечивают максимально воз
можный темп нагнетания теплоносителя (пара 100—250 т/сут 
и более), теплоизолируют трубы, теплогенератор максимально 
приближают к скважинам и др. 

Теплопотери в стволе скважины ограничивают область при
менения методов закачки пара и горячей воды на глубины за
легания пласта до 700—1500 м, а при закачке воды в качестве 
терморастворителя глубина должна быть больше 1700—1800 и 
из-за необходимости создания высокого давления. Теплоноси
тель закачивают в виде нагретой оторочки размером более 
0,3—0,4 объема обрабатываемого пласта, а затем форсированно 
продвигают ее по пласту холодной водой, которая нагревается 
теплотой, аккумулированной в пласте за фронтом вытеснения. 

При пароциклических обработках (стимуляции) добываю
щих скважин в скважину в течение 15—25 сут закачивают пар 142 
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в объеме 30—100 т на 1 м толщины пласта. Затем закрывают 
скважину на 5—15 сут для перераспределения теплоты, проти-
воточного капиллярного вытеснения нефти из малопроницае
мых пропластков. После этого скважину эксплуатируют до 
предельного рентабельного дебита нефти в течение 2—3 мес. 
Полный цикл занимает 3—5 мес и более. Обычно всего бывает 
5—8 циклов за 3—4 года с увеличивающейся продолжитель
ностью каждого. Так как теплота доставляется на небольшую 
глубину в пласт, то плотность сетки скважин должна быть не 
более (1—2) 10

4
 м

2
/скв. На 1 т закачанного пара в среднем за 

все циклы добывают 1,5—2 т нефти (при уменьшении от 10—15 
до 0,5—1 т). 

Применяемое оборудование включает парогенераторную или 
водогрейную установку, поверхностные коммуникации (трубо
проводы, компенсаторы температурных деформаций), устьевое 
и внутрискважинное оборудование. Воду можно подогревать 
с помощью серийно выпускаемых нагревательных устройств, 
паровых и теплофикационных котлов, сетевых подогревателей, 
экономайзеров и стационарных котельных. Для получения и 
нагнетания пара в пласт имеются блочные передвижные паро-
генераторные установки отечественные типа УПГГ-9/120 МУ-1, 
УПГ-60/160, УПГ-50/60, обеспечивающие теплопроизводитель-
ность 22,2—144 ГДж/ч, паропроизводительиость 9—60 т/ч, ра
бочее давление на выходе 6—16 МПа, степень сухости пара 0,8 
при общей массе 38—98 т. 

Условиями снижения потерь теплоты и температурными рас
ширениями элементов скважины определяется подбор устье
вого и внутрискважинного оборудования, которое включает ар
матуру устья типа АП (задвижки, устьевой сальник, устьевое 
шарнирное устройство и стволовой шарнир), колонну НКТ, 
термостойкий пакер с внутрискважинный компенсатором или 
устьевым сальником, колонную сальниковую головку. При на
гнетании воды с невысокой температурой используется такое 
же оборудование скважин, как и при заводнении. 

При закачке теплоносителя осложнения в эксплуатации 
скважин могут быть вызваны выносом песка, образованием 
эмульсий, преждевременными прорывами пара, нагревом об
садной колонны и добывающего оборудования. Для предупреж
дения этих явлений проводят крепление призабойной зоны, ог
раничение отборов вплоть до остановок скважин и др. 

Внутрипластовое горение 

Сущность процесса заключается в создании в нефтяном пласте 
высокотемпературной зоны, в которой теплота генерируется 
в результате экзотермических окислительных реакций между 
частью содержащейся в пласте нефти и кислородом, и переме-
144 

щении ее по пласту от нагнетательной к добывающим скважи
нам закачкой окислителя (воздуха или смеси воздуха и воды). 
Выгорает 5—15% запасов нефти (коксоподобные остатки наи
более тяжелых ее фракций). На это требуется 300—500 м

3
 воз

духа. Для перемещения теплоты в область впереди фронта' го
рения вместе с воздухом закачивают воду (сочетание внутри-
пластового горения с заводнением). По соотношению расходов 
воды и воздуха (л/м

3
) различают сухое (отсутствует закачка 

воды), влажное (до 2—3 л/м
3
) и сверхвлажное (более 2— 

3 л/м
3
) горение. Добавление воды способствует сокращению 

расхода воздуха (в 1,5—3 раза), возрастанию скорости движе
ния фронта (в 1,5—2 раза) и снижению температуры (от 500— 
540 до 260 °С). Механизм нефтертдачи включает вытесняющую 
способность высокотемпературного пароводяного вала, газооб
разных продуктов горения (содержат до 10—20 % СОг) и др. 
Охват по толщине составляет 0,6—0,7, а нефтеотдача — 0,4—0,6, 
причем это в 2—3 раза выше, чем в современных условиях 
можно получить другими методами при вязкости нефти около 
100 мПа-с . 

Технология процесса заключается в следующем. Сначала 
компрессорами закачивают воздух. Если в течение первых ме
сяцев не обнаруживается признаков экзотермических реакций 
(по даннным анализов газа и температуры в добывающих сква
жинах), то приступают к инициированию горения. Его можно 
осуществить одним из методов: а) электрическим забойным 
электронагревателем, который опускается в скважину на ка
беле и обдувается воздухом; б) забойной газовой горелкой, 
опускаемой в скважину на двух концентричных рядах труб 
(для раздельной подачи топлива и воздуха); смесь зажигают 
электрическим способом (искровой и накаливанием спирали), 
химическими средствами/или ракетным патроном; в) использо-' 
ванием теплоты химических окислительных реакций определен
ных веществ (пирофоров); г) подачей катализаторов окисле
ния нефти. Самовоспламенением характеризуются только неко
торые нефти. После создания фронта горения в призабойной 
зоне нагнетательной скважины дальше его поддерживают и 
перемещают по пласту закачкой воздуха. 

Предусматривается постоянно возрастающий расход воздуха 
в соответствии с расширением фронта и удалением его от на
гнетательной скважины. Устьевое давление закачки воздуха 
обычно в 1,5—2 раза выше пластового давления. Воду и воз
дух закачивают циклически с периодами до суток, а затем за
качивают только воду. 

Для осуществления внутрипластового горения выпускаются 
полупередвижные установки типа ОВГ (ОВГ-1М, ОВГ-72/220М), 
включающие компрессорные и насосные станции, электронагре
ватель, автотрансформатор, станцию управления, оборудование 
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Рис. 3.8. Технологическая схема закачки рабочих агентов и сбора продукции 
при внутрипластовом горении: 
/ — воздух; //—вода; /// — продукция скважин; IV— сиесь газов; V — топливо для 
дожига; VI — нефть; / — компрессорная станция; 2 — насосная станция для воды; 3 — 
воздухо- и водораспределительные пункты; 4 — нагнетательная скважниа; 5 — добы
вающие скважины; 6 — пескоуловитель; 7 —замерная установка; 8 — печь для путевого 
подогрева продукции скважии; 9 — депульсатор — узел предварительного отбора газа; 
10 — сепаратор; // — устройство для сжигания газа; 12 — буферная емкость; 13 — на
сосная станция для нефти 

устья нагнетательной скважины ОУВГ и др. Технологическая 
схема закачки рабочих агентов и сбора продукции показана на 
рис. 3.8. Добываемый газ содержит большое количество азота, 
оксида углерода, сернистого и углекислого газов, в некоторых 
случаях сероводорода, вследствие чего может оказаться непри
годным для использования в народном хозяйстве. Поэтому 
в целях охраны окружающей среды требуется его сжигание. 
Лучше извлекать токсичные компоненты специальными погло
тителями. 

Осложнения при эксплуатации связаны с интенсификацией 
выноса породы (крепление призабойной зоны путем коксова
ния части нефти, установка фильтров), коррозией подземного 
и наземного оборудования (подача ингибиторов коррозии в за-
трубное пространство), нагревом добывающего оборудования 
(закачка воды в затрубное пространство, отключение сква
жин), преждевременными прорывами газов (избирательное 
вскрытие пластов, регулирование отборов и закачки), образо
ванием стойких водонефтяных эмульсий. 

Проектирование процесса включает совместное решение 
термо- и гидродинамических задач. При этом определяют 
удельное количество коксоподобного топлива, удельный расход 
воздуха и кинематические параметры окисления нефти, время, 
необходимое для создания фронта горения путем самовоспла
менения нефти или для подогрева призабойной зоны пласта до 
температуры воспламенения топлива, технологические показа
тели разработки (расход воздуха, приемистость нагнетатель
ных скважин, и давление нагнетания, размеры пароводяной и 
выжженной зон, изменение дебита нефти во времени, коэффи
циент нефтеотдачи). 

Метод применялся на месторождениях Павлова Гора 
(с 1966), Балаханы-Сабунчи-Романы (с 1973 г.) и др. Будущее 
всех тепловых методов связывают с необходимостью разра
ботки месторождений высоковязких нефтей. -

Контрольные вопросы 

1. Назовите наиболее перспективные методы повышения нефтеотдачи и 
условия их применения. 

2. Охарактеризуйте преимущества н недостатки использования сточных 
вод для ППД. 

3. По каким технологическим схемам может осуществляться закачка 
воды в залежь? 

4. Объясните характер изменения охвата толщины продуктивности пла
ста заводнением в зависимости от давления нагнетания. 

5. Использование какого теплоносителя наиболее эффективно для вытес
нения нефти и почему? 
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Глава 4 

АНАЛИЗ, КОНТРОЛЬ И РЕГУЛИРОВАНИЕ 
ПРОЦЕССА РАЗРАБОТКИ НЕФТЯНЫХ 
МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

§ 4.1. ЗАДАЧИ И МЕТОДЫ АНАЛИЗА, КОНТРОЛЯ 

И РЕГУЛИРОВАНИЯ ПРОЦЕССА РАЗРАБОТКИ 

МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

Регулирование разработки 

Под регулированием разработки нефтяных месторождений по
нимают целенаправленное поддержание и изменение условий 
эксплуатации залежей в рамках ранее принятых технологиче
ских решений (при проектировании и анализах разработки) 
с целью достижения возможно высоких технологических (коэф
фициент нефтеотдачи, темп отбора нефти) и экономических 
показателей разработки. 

Регулирование (оптимизацию) процесса разработки прово
дят на основе большого числа частных критериев, среди кото
рых можно выделить следующие: 

технологические — обеспечение максимального текущего 
уровня добычи нефти, максимального накопленного отбора 
нефти, минимального объема добываемой или закачиваемой 
воды, максимальных коэффициентов охвата вытеснением и др.; 

экономические — обеспечение минимальных капитальных 
вложений или эксплуатационных затрат, минимальной себестои
мости и др. Множество частных критериев обусловлено слож
ностью решения задач оптимизации разработки, однако все они 
должны подчиняться основному принципу разработки, включаю
щему следующие критерии: выполнение заданного плана добычи 
нефти при минимальных народнохозяйственных затратах и мак
симально возможном коэффициенте нефтеотдачи. Поскольку за
дача многокритериальна с противоречивыми критериями, то 
внедрение каждого метода регулирования в условиях конкрет
ного месторождения должно обеспечить народнохозяйственную 
и экономическую эффективность. 

По признаку изменения системы воздействия методы регу
лирования можно разделить на две группы (по Б. Т. Баишеву): 
без изменения системы воздействия и добуривания новых сква
жин; частичное или полное изменение системы воздействия, 
добуривание новых добывающих и нагнетательных скважин. 
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К первой группе можно отнести такие методы регулиро
вания: 

воздействие на призабойную зону пласта, которое обеспечи
вает улучшение гидродинамического совершенства и увеличе
ние продуктивности скважин, изоляцию (ограничение) притока 
воды в добывающих скважинах, выравнивание и расширение 
профиля притока нефти и закачки воды (газа) по толщине пла
ста в добывающих и нагнетательных скважинах; 

изменение технологических режимов работы скважин: добы
вающих (увеличение или ограничение подачи подъемного обо
рудования вплоть до отключения скважин или форсированного 
отбора жидкости, периодическое изменение отборов), нагнета
тельных (увеличение или ограничение расходов закачки, повы
шение давления нагнетания, перераспределение закачки по сква
жинам, периодическая или циклическая закачка, создание по
вышенных давлений нагнетания и др.); 

одновременно-раздельная эксплуатация (отбор, закачка) не
скольких пластов в одной скважине на многопластовых место
рождениях. 

Во вторую группу могут входить следующие методы регули
рования: 

добуривание добывающих и нагнетательных скважин, число 
которых определено в проектном документе (резервные сква
жины), или возврат скважин с других пластов; 

частичное изменение системы воздействия (организация оча
гового заводнения, приближение к зоне отбора линии нагнета
ния добуриванием новых скважин и переносом закачки в су
ществующие скважины, применение физико-гидродинамических 
и физико-химических методов повышения нефтеотдачи); 

полное изменение системы воздействия (переход с законтур
ного на внутриконтурное заводнение, разрезание залежи на от
дельные блоки и др.) . 

Регулирование разработки осуществляется в течение всей 
«жизни» (продолжительности эксплуатации) .месторождения. 
Круг решаемых методом регулирования задач определяется 
преимущественно стадией процесса разработки. Применительно 
к режиму вытеснения нефти водой можно назвать такие основ
ные задачи регулирования. 

На первой стадии может возникнуть необходимость увеличе
ния гидродинамического совершенства и продуктивности сква
жин, выравнивания и расширения профиля притока нефти. 

На второй стадии разработки одна из главных задач регули
рования— обеспечение возможно длительного периода стабиль
ной добычи нефти. Для этого используют различные методы, 
обеспечивающие решение ряда частных задач. Наибольшее при
менение находят бурение резервных скважин, изменение режи
мов их работы, воздействие на призабойную зону пласта. Эф-
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фективны также ограничение дебитов высокообводненных сква
жин внешних рядов или даже их остановка и увеличение от
боров по безводным и малообводненным скважинам внутрен
них рядов. Этим будут решаться также задачи предупреждения 
или сокращения преждевременного .прорыва воды по отдельным 
направлениям («языки» обводнения) или пластам. Целесооб
разно также применение методов второй группы. Необходи
мость изменения системы воздействия или системы разработки 
может быть вызвана требованием повышения текущей добычи 
нефти из залежи в связи с ростом потребностей страны в неф-
тепродуктах^ изменением представления о геологическом строе
нии и запасах месторождения, несовершенством проектных ре
шений в силу ограниченности и неточности исходной информа
ции. Например, возросшие потребности страны в нефти обусло
вили составление новых схем разработки Ромашкинского и Са-
мотлорского месторождений. 

На третьей стадии основные задачи регулирования заключа
ются в замедлении темпов падения добычи нефти и обеспечении 
заданной ее добычи при возможно меньших объемах добывае
мой воды. Широкое применение находят методы регулирования, 
связанные с изоляцией обводнившихся пропластков и выравни
ванием профилей притока жидкости и закачки воды по толщине 
пласта. 

Задача регулирования на четвертой завершающей стадии — 
дренирование невыработанных пропластков и участков залежи, 
что можно достичь изменением направления фильтрационных 
потоков, организацией очагового заводнения, применением фор
сированного отбора жидкости, добуриванием скважин и др. 

Поскольку процесс добычи нефти характеризуется гидравли
чески неразрывной связью системы «пласт—скважины—нефте-
газоводосборные трубопроводы — установка подготовки нефти 
и воды — водотрубопроводы утилизации попутной воды», то пре
делы и возможности методов регулирования обусловлены огра
ничивающим действием этих элементов общей системы. Учет 
их влияния необходим при выборе методов регулирования. Раз
личают технологические, технические и планово-экономические 
ограничения методов регулирования. 

К основным технологическим ограничениям можно отнести 
следующие: число скважин, их размещение и очередность ввода; 
тип системы заводнения; ограничения по давлению и дебитам 
скважин. По мере сгущения сетки скважин дебит залежи сна
чала увеличивается, достигая максимума, а затем может умень
шаться при фонтанной эксплуатации скважин. С разрежением 
сетки скважин ценность каждой.скважины и требования к ее 
техническому состоянию возрастают, увеличиваются удельные 
отборы на одну скважину, что приводит к уменьшению «запаса 
прочности» системы разработки и возможностей маневрирова
ло 

ния отборами по скважинам и регулирования процессом разра
ботки. Чем интенсивнее система заводнения, тем выше темпы 
отбора. Ограничения давления и дебитов скважин определя
ются условиями фонтанирования скважин (минимальное забой
ное давление фонтанирования), выноса песка (разрушение сла-
босцементированного пласта), конусообразования подошвенной 
воды и верхнего газа, недопущения значительного выделения 
газа из нефти в пласте (р3»0,75рн), срыва подачи насоса из-за 
вредного влияния свободного газа и др. 

Технические ограничения накладываются системой ППД 
(максимальные давления и подачи насосов, ограниченность ре
сурсов воды, мощность установок подготовки воды, оборудова
ния для совместно-раздельной закачки воды и др.); подъемным 
оборудованием скважин (максимальная производительность); 
системой сбора и транспорта продукции (максимальная про-
пускная способность трубопроводов, мощность насосных стан
ций); системой подготовки нефти (максимальная производи
тельность установок, зависящая от обводненности и стойкости 
эмульсии, требований по кондиции товарной нефти); системой 
очистки и утилизации пластовой попутной воды (мощность уста
новок и пропускная способность). 

К планово-экономическим ограничениям можно отнести го
довой план добычи нефти (предельный минимальный отбор из 
залежи), экономические показатели (капитальные вложения, се
бестоимость и др.). . 

Проявление рассмотренных ограничений связано со стадией 
процесса разработки и обусловливает выбор метода регулиро
вания. 

Контроль процесса разработки 

Принятие решений по выбору метода регулирования и установ
лению эффективности процесса разработки основывается на 
данных контроля и анализа. Под контролем процесса разра
ботки понимают сбор, обработку и обобщение первичной инфор
мации о нефтяной залежи с целью получения сведений о теку
щем состоянии и динамике показателей разработки. Процесс 
разработки контролируется систематически. По мере накопле
ния данных периодически, а также перед составлением каж
дого проектного документа выполняют анализ процесса разра
ботки, включающий комплекс исследований, расчетов и логиче
ских выводов. 

Задача контроля — обеспечение высокого качества первичной 
информации. Оно определяется перечнем, объемом, представи
тельностью информации, точностью измерений и методом обра
ботки. Информация должна включать весь перечень необходи
мых для анализа сведений. Объем информации по месторож-
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дению определяется объемом информации по каждой скважине, 
который зависит от выбора периодичности замера показателей, 
а представительность —от выбора момента времени (периодич
ности) и продолжительности проведения измерений в скважине. 
Для определения объема информации и повышения ее точности 
следует использовать методы математической статистики, тео
рии случайных функций, теории ошибок и др. Внедрение авто
матизированной системы сбора и обработки информации как 
подсистемы автоматизированной системы управления технологи
ческим процессом (АСУ ТП) повысило качество информации и 
надежность принимаемых решений. Эта система в общем слу
чае включает Главный (ГИВЦ), кустовые (КИВЦ) и районные 
(РИВЦ) информационно-вычислительные центры, территориаль
ный информационный центр (ТИЦ) и на предприятиях инфор
мационные пункты (ИП), а также абонентские пункты (АП), 
через которые осуществляется ввод текущей информации 
в ЭВМ. Автоматизированное информационное обеспечение сво
дится к хранению на машинных носителях, обработке, поиску и 
выдаче информации при решении конкретных задач управле
ния. Например, для анализа влияния наклона скважин на экс
плуатацию водонефтяных зон пласта АВ4_5 Самотлорского ме
сторождения данные по скважинам брали из банка ЭВМ 
ЕС-1030. На основании промысловой информации был сделан 
вывод о положительном влиянии наклонного вскрытия пласта 
на показатели разработки (увеличивается накопленная безвод
ная добыча нефти, особенно с уменьшением отношения толщин 
нефте- и водонасыщенных слоев; уменьшается темп обводне
ния скважин). 

В объединении «Башнефть» сформирован информационный 
массив по 12 тыс. скважин, который позволяет с использова
нием ЭВМ и математических методов (диагностирования, адап
тации и др.) планировать применение методов воздействия на 
призабойную зону, режимы работы скважин и прогнозировать 
добычу нефти. 

Задачи контроля в начальный период эксплуатации сводятся 
к подготовке исходных данных для составления проекта разра
ботки. В последующий период основными задачами являются 
исследование характеристик процессов выработки запасов 
нефти; определение показателей эффективности систем разра
ботки и методов ее регулирования. По применяемым четырем 
видам контроля процесса разработки можно назвать следующие 
частные задачи, решаемые нефтепромысловыми службами 
с применением гидродинамических, геофизических и лаборатор
ных методов: 

1. Контроль выработки запасов: учет количества продукции 
и объема закачки воды (газа); изучение перемещения ВНК и 
ГНК; изучение полноты выработки продуктивных пластов (ох-
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ват закачкой и заводнением, текущая и конечная нефтеотдача, 
начальная и остаточная нефтенасыщенность пласта). 

2. Контроль эксплуатационных характеристик пластов и 
энергетического состояния залежи: исследование профиля при
тока и приемистости; определение пластового, забойного, усть
евого и затрубного давлений; изучение изменений пластовой 
температуры; исследование пластов и скважин гидродинамиче
скими и промыслово-геофизическими методами; изучение изме
нения физико-химических свойств нефти, газа и воды (в пла
стовых и поверхностных условиях). 

3. Контроль технического состояния скважин и работы тех
нологического оборудования: выявление негерметичности, смя
тия обсадных колонн, износа оборудования, эффективности ис
пользования оборудования и др.. 

4. Контроль осложняющих условий добычи нефти: изучение 
условий выпадения парафина и солей в пласте, призабойной 
зоне и скважине; определение условий разрушения пласта и 
образования песчаных пробок; определение анизотропии, тре
щиноватости пласта, начальных градиентов сдвига, предельных 
безводных и безгазрвых дебетов и др. 

Основные способы получения информации при контроле — 
измерение продукции скважин на поверхности, исследование 
мест притока и состава жидкости в стволе скважины, исследо
вание пластов в разрезе скважин. Следовательно, задачи реша
ются и по отдельным скважинам (оперативный контроль) и по 
залежам (месторождениям) в целом (системный контроль). 
Задачи и методы геолого-промыслового контроля и анализа де
тально изучаются в соответствующих дисциплинах. 

Анализ процесса разработки 

В результате анализа должны быть вскрыты главные тенденции 
развития явлений в залежи, причины сформировавшегося тече
ния процесса и обоснованы методы его регулирования. Важ
ная часть анализа — сопоставление фактических показателей 
разработки с данными проекта, предыдущего анализа, выясне
ние причин изменения каждого показателя, выявление взаимо
связи и влияния основных факторов. Отклонение фактических 
показателей разработки от проектных может быть вызвано не
правильными исходными данными проекта, невыполнением про
ектных решений (режимов работы скважин, темпов добычи 
нефти и закачки воды), допущениями расчетной методики и др. 
Большей обоснованности выводов анализа можно достичь при 
выполнении отдельных расчетов и исследований процесса раз
работки с использованием уточненных исходных данных. 

Круг задач анализа определяется в основном режимом ра
боты пласта и стадией процесса разработки. В общем при водо-
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напорном режиме анализ процесса разработки может вклю
чать следующие задачи (по В. Р. Вороновскому и М. М. Мак
симову) . 

1. Анализ геологической модели месторождения: уточнение 
геологического строения месторождения, свойств коллектора и 
флюидов. 

2. Анализ технологических показателей разработки (по ме
сторождению, отдельным объектам и участкам): 

а) динамики добычи жидкости, нефти и газа (сопоставление 
добычи флюидов с закачкой воды, текущих и накопленных от
боров с гидропроводностью пласта); фондов добывающих и на
гнетательных скважин (с установлением динамики добычи 
флюидов и фонда скважин по способам эксплуатации); распре
деления добычи флюидов по площади и толщине пласта (соот
ношения накопленной и текущей добычи и закачки по место
рождению и пласту с выделением характерных участков ме
сторождения по интенсивности их разработки); 

б) энергетического состояния месторождения (сопоставление 
динамики пластового давления с динамикой добычи нефти и 
закачки воды, фактического и расчетного пластовых давлений 
с установлением характера распределения фонда нагнетатель
ных скважин и количества закачиваемой воды по площади и 
толщине пласта, количества перетекающей жидкости в другие 
пласты и за контур нефтеносности, взаимодействия пластов, 
месторождения с соседними месторождениями и скважин, ха
рактерных участков месторождения по распределению пла
стового давления, степени охвата пласта влиянием за
качки); 

в) состояния обводненности месторождения (определение 
влияния текущих темпов разработки на обводненность продук
ции; изучение степени и характера обводнения скважин по пло
щади и толщине месторождения, влияния отборов и закачки 
жидкости иа перемещение и скорость продвижения контуров 
нефтеносности; оценка степени обводненности продукции в за
висимости от отобранных запасов; получение зависимости 
обводненности продукции от отбора нефти и закачки воды); 

г) состояния выработки запасов нефти (определение теку
щего коэффициента нефтеотдачи по промысловым данным и 
картам изохрон обводнения, потерь нефти в зависимости от 
плотности сетки скважин, коэффициента охвата и начальных 
балансовых, извлекаемых и текущих запасов по участкам). 

3. Анализ состояния техники добычи: 
а) фонда скважин по способам эксплуатации (разбивка сква

жин на группу по наиболее рациональному способу их эксплуа
тации и определение условий и времени прекращения фонтани
рования скважин, ожидаемого изменения фонда скважин по 
способам эксплуатации); 
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б) применяемых методов обработки призабойной зоны (вы
явление осложнений при работе оборудования в добывающих 
скважинах, вызываемых песком, парафином, агрессивными 
жидкостями, и определение технического состояния призабой
ной зоны; установление наиболее рациональных применяемых 
методов обработки и крепления призабойной зоны); 

в) применяемых способов, технологии и техники эксплуата
ции скважин и состояния наземного и подземного оборудования 
(установление возможности применения различных способов 
эксплуатации н оборудования для предотвращения образования 
песчаных пробок, отложения парафина, вредного влияния газа; 
технического состояния и добывных возможностей применяемого 
оборудования при механизированном способе добычи; выявле
ние наиболее эффективных и экономичных способов добычи и 
оборудования для подъема жидкости и повышения к. п. д.; 
оценка пропускной способности насосно-компрессорных труб); 

г) систем сбора, подготовки и транспортирования нефти и 
попутной воды (выявление эффективных систем и их техниче
ского состояния; наиболее эффективных и экономичных процес
сов в системах; ограничений по мощности, пропускной способ
ности и давлениям промысловых и магистральных трубопро
водов) ; 

д) систем диспетчеризации и автоматизации контроля и уп
равления работой оборудования и процесса добычи (установ
ление наиболее эффективных и экономичных систем, границ воз
можного и целесообразного их применения; оценка эффективно
сти и технического состояния применяемых систем). 

4. Анализ экономических показателей: а) себестоимости 
(установление динамики, оценка по факторам изменения и по 
статьям затрат); б) капитальных вложений (установление дина
мики, оценка по направлениям промыслового обустройства и по 
удельной величине); в) производительности труда (установле
ние динамики производительности труда, численности персонала 
•по категориям и цехам, удельной численности работников, в том 
числе рабочих); г) рентабельности предприятия (выявление пу
тей повышения рентабельности добычи нефти). 

Заключительной составной частью анализа следует рассма
тривать прогноз процесса разработки, связанный с предсказа
нием течения технологических процессов в будущем как при 
неизменных условиях, так и при проведении работ по регулиро
ванию. Цель его состоит в исследовании тенденций протекания 
процессов разработки в прежних и новых условиях. 



§ 4.2. ОБЩАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА ЭКСПРЕСС-МЕТОДОВ 

ПРОГНОЗИРОВАНИЯ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ 

ПО ФАКТИЧЕСКИМ ДАННЫМ 

Методы прогнозирования разработки 

Под прогнозированием понимается установление заключения 
о предстоящем развитии, т. е. предсказание о течении техноло
гического процесса разработки в будущем. Следовательно, к ме
тодам прогнозирования относят все методы моделирования про
цесса разработки, в том числе рассмотренные выше гидродина
мические методы определения технологических-показателей раз
работки. Экспресс-методам прогнозирования характерен чисто 
эмпирический подход, их рассматриваем как статистические ме
тоды моделирования. Различают краткосрочное или текущее (до 
3 лет) и перспективное или долгосрочное (на 5, 10, 15, 20 и бо
лее лет) прогнозирования. Статистическое прогнозирование 
становится важным разделом теории проектирования и анализа 
разработки нефтяных месторождений, особенно на поздней ста
дии. В нефтепромысловой практике в основном проводится 
прогноз текущей и накопленной добычи нефти и жидкости, об
водненности продукции и коэффициента нефтеотдачи, а также 
определение начальных извлекаемых запасов нефти. 

Статистические методы прогноза можно разделить на три 
группы: 

основанные на выявлении закономерностей, полученных в ре
зультате анализа фактических данных по одним месторожде
ниям, и на прогнозировании показателей разработки по новым, 
другим, в некоторой степени аналогичным месторождениям 
(методы экстраполяции на другие месторождения); 

основанные на исследовании заводненных зон пласта (объ
емные методы); 

использующие зависимость одних технологических показа
телей от других (методы взаимосвязи технологических показа
телей) . 

Статистические методы экстраполяции 
на другие месторождения 

Среди методов первой группы выделяют три подгруппы. 
К первой подгруппе относят методы, в которых используются 

аппарат регрессионного анализа, а также метод адаптации и 
обучения с последующим распознаванием образов. В резуль
тате устанавливается многомерная корреляционная зависимость 
коэффициента нефтеотдачи от свойств коллекторов, жидкостей 
и некоторых технологических показателей разработки, которую 
используют для прогнозирования коэффициента нефтеотдачи 
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новых месторождений. Такие зависимости предложили С. В. Ко-
жакин, В. К. Гомзиков, М. Т. Абасов, И. И. Абызбаев и др. 
Например, в работе В. К. Гомзикова и Н. А. Молотовой на 
основе результатов разработки 50 длительно эксплуатируемых 
залежей Урало-Поволжья зависимость конечного коэффициента 
нефтеотдачи представлена в виде 

т| = 0,195 — 0,0078ц0 + 0,082 \gk + 0,00146ГПЛ + 0.0039Л + 

+ 0,18Кп—0,054QBH3 + 0,27SH — 0,00086SC, (4.1) 

где u.0 — отношение вязкостей нефти и воды; k — проницаемость 
пласта; Т„а-— пластовая температура; h — толщина пласта; 
КП— коэффициент песчанистости; QBH3 — доля балансовых запа
сов водонефтяной зоны от запасов всей залежи; Sc—плотность 
сетки скважин (отношение общей площади залежи к числу по
ступающих в эксплуатации скважин); SH — нефтенасыщенность. 

Эти методы нашли широкое применение. 
Во вторую подгруппу можно отнести исследования опыта 

разработки большого числа нефтяных месторождений, которые 
позволили создать ряд важных приближенных практических 
правил для прогнозирования процесса обводнения и нефтеот
дачи (В. Н. Щелкачов, Г. Л. Говорова, М. М. Иванова, 
О. И. Дорохов и др.). 

Третья подгруппа включает методы, основанные на одинако
вых предположениях. Например, скважины с большим дебитом 
снижают дебит быстрее, чем скважины с небольшим дебитом. 
Следовательно, при отсутствии достаточной информации о про
шлой добыче одних скважин участка можем определить их 
объем добычи в будущем на основании данных о прошлой до
быче других скважин. Прогнозную добычу из залежи получим, 
суммируя ее по скважинам. В этой подгруппе был известен ме
тод кривой средней производительности. Сущность его состоит 
в построении кривых падения добычи (зависимость добычи не
фти от времени эксплуатации) по отдельным скважинам и в по
следующем осреднении этих кривых. Б. Т. Баишев, В. Г. Оганд-
жанянц и В. В. Исайчев из общего числа месторождений выде
лили 4 группы, построили для них зависимости текущей нефте
отдачи и доли нефти в потоке жидкости от объемов отобранной 
жидкости, которые рекомендуют использовать для прогнозиро
вания обводнения продукции новых залежей. И. Г. Пермяков 
рекомендует прогнозировать показатели разработки как в це
лом по залежи, так и по отдельным скважинам с помощью кри
вых «дебит — накопленная добыча», «обводненность — накоп
ленная добыча» и «дебит — время». В. Ф. Усенко и Б. В. Щи
тов предложили пользоваться зависимостями отношения накоп
ленной добычи к максимальной годовой и водонефтяного фак
тора от текущей обводненности продукции. 
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•Объемные методы 

К методам второй группы (объемным методам) относят метод 
оценки конечной нефтеотдачи с использованием графических 
зависимостей текущей нефтеотдачи от степени выработки запа
сов и заводненного объема пласта (Ю. П. Гаттенбергер, 
М. М. Брыкина), метод изохрон обводнения (М. Л. Сургучев), 
включающий построение графических зависимостей коэффици
ентов охвата заводнением залежи и нефтеотдачи от безразмер
ного времени (накопленная добыча жидкости, выраженная 
в процентах от начальных балансовых запасов нефти), и др. 
Эти методы отличаются сложностью и трудоемкостью работ, 
невысокой точностью определения заводненных площадей или 
объемов. 

Статистические методы взаимосвязи технологических 
показателей 

Третья группа методов, использующих зависимость одних тех
нологических показателей от других, является основной в на
стоящее время. Из этой группы можно выделить две подгруппы 
применительно к режимам истощения и водонапорному ре
жиму. В первом случае применительно к режиму истощения для 
прогнозирования ожидаемой добычи нефти строят графики раз
работки за последние 3—5 лет. При этом если число добываю
щих скважин за указанный период не изменяется, то учитывают 
добычу нефти в целом по залежи. Обычно общая добыча нефти 
по залежи существенно зависит от числа работающих скважин, 
которое меняется в связи с выводом новых скважин из бурения, 
отключения обводнившихся, проведения ремонтов, поэтому для 
прогнозирования строят графики изменения дебита q на отра
ботанные скважино-сутки во времени /. Затем к фактическому 
графику подбирается эмпирическая формула, например: 

q = a{b + ff)-*; (4.2) 

q = a(l+cff)r
Ve

; (4.3) 

q = a/t; (4.4) 

q = ab*\ (4.5) 

q = a e-
w

; (4.6) 

q = a + bt + ct
2
 + ff

3
+ . . . , (4.7) 

где a, b, c, f — постоянные коэффициенты, определяемые стати
стической обработкой фактических данных. 

Следует отметить, что формула (4.2) при / = 1 была теоре
тически Выведена Л. С. Лейбензоном. Формулы (4.2), (4.3) .и 
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(4.6) описывают случаи так называемого гармонического ( 6 = 1 , 
с = 1 ) , гиперболического ( l ^ c ^ O ) и одинакового процентного 
(показательного) уменьшения дебита. Для оценки степени точ
ности подобранного уравнения вычисляют коэффициент корре
ляции при прямолинейной зависимости и корреляционное отно
шение— при криволинейной. Перед обработкой обычно по воз
можности зависимости выравниваются. Значение коэффициента 
корреляции г (корреляционного отношения) может меняться 
от 0 до ± 1 . При г = 1 корреляционная зависимость превраща
ется в точную функциональную зависимость, а при г = 0 кор
реляционной связи между исследуемыми параметрами не су
ществует. Принято считать, что при г=0,5 сходимость резуль
татов удовлетворительна, при г=0,7 — хорошая, при г>0,7 — 
высокая. Для нисходящих кривых коэффициент корреляции 
имеет знак минус, для восходящих — плюс. Установив значения 
коэффициентов и определив степень точности уравнения, опре
деляют ожидаемую добычу, задаваясь временем в подобранном 
уравнении. Упреждение прогноза (участок экстраполяции) не 
должно превосходить, как правило, половины фактического ин
тервала. 

Для прогнозирования накопленной добычи нефти VH пред
ложено использовать зависимости: 

(4-8) 

(4.9) 

где ti, tj — периоды разработки. 
Из уравнения (4.9) следует, что при t-*-<x> величина а ха

рактеризует максимальную накопленную добычу нефти, т. е. на
чальные извлекаемые запасы нефти. 

При водонапорном режиме фактор времени представлен 
обычно накопленной добычей жидкости, поэтому методы прогно
зирования основаны на построении характеристик вытеснения 
нефти водой. Под характеристиками вытеснения понимаются 
зависимости накопленной добычи нефти по рассматриваемому 
объекту от накопленной добычи жидкости или воды (при раз
личных возможных модификациях координат в зависимостях). 
Экстраполяция построенной по фактическим данным эксплуа
тации характеристики вытеснения позволяет прогнозировать 
процесс обводнения и нефтеотдачи на будущий период. В на-
стоящеее время известно много методов построения характери
стик вытеснения. Часть из них основана на обработке только 
лишь промыслового материала, другая часть имеет теоретиче
ское обоснование. Естественно, что большее предпочтение сле
дует уделять теоретически обоснованным методам. 

Vn(f,) = Vn(tt)% •(•ЧУ 
V„ = a , 
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Методы построения характеристик вытеснения 

Метод А. М. Пирвердяна основан на использовании аппрокси
мации Ю. П. Борисова функции Баклея — Леверетта. Для опре
деления накопленной добычи нефти QH в зависимости от накоп
ленной добычи жидкости фж получена формула 

QH — tnVnn$u — Vnop ^1 —SOH — S C B ——— вНф^ = 

- « v . ( i - s . _ * . _ | . V W ) '
 (4

-
l0) 

где Упл — объем пласта от начального контура нефтеносности 
до добывающей галереи (остальные обозначения см в § 2.4). 

Фактическая характеристика вытеснения, построенная в ко
ординатах QH—Q~x'

5
 через некоторое время после начала раз

работки дает прямую линию, экстраполируя которую, получаем 
текущую накопленную добычу нефти и начальные извлекаемые 
запасы нефти (как отрезок, отсекаемый на оси ординат при 

<2ж°'
5
+0). 

А. А. Казаков, усовершенствуя метод А. М. Пирвердяна, рас
пределение нефтенасыщенности sH вдоль пласта принял в более 
общем виде: 

5 н = (
С

^
П Л

) \ (4.11) 

где с, X — постоянные коэффициенты, зависящие от кривых фа
зовых проницаемостей. 

По аналогии с формулой (4.10), учитывая, что начальные 
извлекаемые запасы Vmt3 = tnVnJl(l—s0H—sCB), можно записать 

С2„ = У н и з — г № ж
Я

. (4.12) 

После дифференцирования, имея в виду, что доля нефти 
в потоке жидкости nn=dQnJdQ„<> и логарифмирования, полу
чаем 

lgnH = l g ( # ) + ( l +X ) l g Q« , (4.13) 

где Ч» = ^ ( т У п л )
ч
"

,
/ ( А , + 1). 

Таким образом, текущие показатели можно прогнозировать 
в координатах QH—Qx

%
 и lgnR—lgQat, где коэффициент Я пред

варительно определяем по последней зависимости, а начальные 
извлекаемые запасы — по первой зависимости. 

Метод С. Н. Назарова и Н. В. Сипачева предполагает ис
пользование прямолинейной зависимости 

Qx/Q* = a + bQB, (4.14) 

где QB — накопленная добыча воды; a, b — коэффициенты, при
чем значение (—b)~

l
 равно начальным извлекаемым запасам 
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нефти, что следует при QB-*-oo из уравнения (4.14), преобразо
ванного к виду 

< И - ^ г - * Г '
 (416

> 
Метод А. В. Копытова базируется на уравнении (4.9), запи

санном для накопленной добычи нефти в виде уравнения прямой 

Qut = at—b. • (4.16) 

Метод А. А. Казакова предусматривает использование сле
дующей линейной зависимости: 

«г а Ож + ь (4 17) 

Уииз — QH УИН» — Он 

ИЛИ 

QB = oQx. + bjy няя<—QH), (4.18) 

где Униз — начальные извлекаемые запасы. 
К концу разработки при Qa-^Vma получим a=QB/Q>«. 
По методу М. И. Максимова, основанному на опытах по вы

теснению нефти водой, 

QB = ab
Q

" (4.19) 

или 

lgQ- = lga + Q„lgb. (4.20) 

На основании теории Баклея—Леверетта Б. Ф. Сазонов уста
новил, что зависимость «обводненность пв — текущая нефтеот
дача tj» при обводненности я в = 0 , 1 — 0,8 имеет прямолинейный 
характер. Он предполагает также строить зависимости «текущая 
нефтеотдача т] — количество внедрившейся в залежь воды т», 
выраженное в объемах пор пласта, занятых первоначально 
нефтью (собственно характеристика вытеснения по предложе
нию Д.А.Эфроса),«текущая нефтеотдача т] — логарифм этого 
количества воды ( l g t ) » , «накопленный водонефтяной фактор — 
текущая нефтеотдача тр в билогарифмических координатах. 

В работе Б. Т. Баишева и других авторов рекомендуется 
строить обобщенные характеристики обводнения T ] a = f ( T a ) 

для каждого месторождения из условия одинаковых отно
шений накопленных отборов жидкости и нефти Q ж a / Q н a = a , 
где Tfl = Q«/QHa, f\a = QJQHa- Для всех месторождений харак
теристики вытеснения сближаются в одной точке с соотноше
нием т0/т]а = а. Такие обобщенные характеристики позво
ляют прогнозировать показатели процесса обводнения по за
лежам аналогичного типа, находящимся на более ранней ста
дии эксплуатации. По фактическим данным разработки ряда 
залежей Самарской Луки построены обобщенные характери-
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Рис. 4.1. Зависимости логарифма доли нефти в потоке lgnB от логарифма 
накопленной добычи жидкости lg Qm (а),, накопленной добычи нефти Qu 

от Q~k (б), от логарифма накопленной добычи воды lg QB или lgQm 
(в) и текущей добычи нефти q от времени / (г): 

1 — фактические; 2 — прогнозные; 3 — начало применения метода регулирования про
цесса разработки или применения метода повышения нефтеотдачи; 4 — прирост допол
нительной добычи нефти 

стики вытеснения для разных значений коэффициента ф, пока
зывающего отношение накопленного отбора жидкости к накоп
ленному отбору нефти на одно и то же значение т=0,5, т. е. 
Ф=0,5/т|о,5> где г)о,5 — текущая нефтеотдача, соответствующая 
значению т=0,5 . Для прогноза текущей нефтеотдачи необходимо 
по фактическим данным или. по уравнению регрессии опреде
лить значение текущей нефтеотдачи рассматриваемой залежи 
при т=0,5. Затем, выбрав по величине найденного коэффици
ента ф соответствующую характеристику вытеснения, можно 
осуществить по ней прогноз нефтеотдачи на более поздние пе
риоды разработки залежи (после т=0 , 5 ) . Для перевода обыч
ных координат т) и т в обобщенные поб и т0б необходимо раз
делить их на величину хоз

расчетная зависимость метода Г. С. Камбарова и других 
имеет вид 

QxQ* = aQx—b, (4.21) 

где a, b — постоянные коэффициенты. 
Примеры построения некоторых статистических зависимо

стей приведены на рис. 4.1. Сопоставлением фактических пока
зателей разработки с прогнозными можно оценить технологи
ческий эффект применения метода регулирования процесса раз
работки, повышения нефтеотдачи пласта. 

Методы определения начальных извлекаемых запасов нефти 

По данным анализа опыта эксплуатации 24 длительно разраба
тываемых залежей Урало-Поволжья, Северного Кавказа, Ка
захстана и Азербайджана для определения начальных извлекае
мых запасов нефти в залежах, находящихся в поздней стадии 
разработки, И. Д. Амелин рекомендует использовать методы 
С. Н. Назарова и Н. В. Сипачева, Г. С. Камбарова, Д. Г. Ал-
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мамедова и Т. Ю. Махмудова, а также при я в>0 ,8 усовершен
ствованный А. А. Казаковым метод А. М. Пирвердяна. 

Однако эти методы позволяют оценить начальные извлекае
мые запасы для условий бесконечной промывки пласта, что при
водит к завышению извлекаемых запасов нефти. И. Д. Амелин 
предлагает усовершенствованный метод, предусматривающий ог
раничение срока эксплуатации залежей предельно рентабель
ным 7„р (конечным) дебитом нефти. Значение этого дебита для 
конкретной залежи обосновывается экономическими расчетами 
для завершающей стадии разработки (например, по верхнему 
уровню замыкающих затрат или путем определения предельно 
рентабельного обводнения продукции скважин). Применительно 
к этим трем методам формулы для установления экономически 
обоснованного значения начальных извлекаемых запасов имеют 
вид 

Т/' Чж — ffnp Г" + Ь (0Ж + дж^ост)1 . 
" н и з

в
 • г

-
; г : "» 

Ъ (qm — 2<7„р) 

т/ _ „ ( <?ж +tocr)qnpt (4.23) 

(4.22) 

<7ж 

?пр (Ож "4" ?ж^ост) 

^<?ж 
(4.24) 

где qm — постоянный дебит жидкости на прогнозируемый период 
разработки продолжительностью £ 0ст; Qm —накопленная добыча 
жидкости на момент оценки V'низ-

Для определения величины £ 0ст рекомендуется при пв~> 
>0,Зч-0,4 фактическую кривую изменения дебита нефти во вре
мени аппроксимировать уравнением 

qH(t)^ke-
c
(^

+t
\ (4.25) 

где k, с — постоянные коэффициенты, рассчитываемые с по
мощью метода наименьших квадратов по фактическим данным 
годовых отборов нефти в течение времени продолжительностью 
t$; t — время в годах от начала отрезка прогнозирования. Тогда, 
принимая <7и ( 0 ' = <7пр. из уравнения (4.25) находится t0CT = t. 

Для повышения точности расчета определение рекомендуется 
выполнять двумя или тремя методами. Если определенные зна
чения У'низ отличаются в пределах до 10 %, то в качестве иско
мого принимается среднее арифметическое значение из опре
деленных. При большем различии рекомендуется проводить спе
циальный анализ разработки залежи с целью выявления 
причин искривления прямолинейных зависимостей (остановки об-
воднившихся или ввод новых добывающих скважин, изменение 
системы воздействия на пласт и др.). Методы применимы при 
обводненности от 30 до 90 %. 
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М. И. Максимов, В. С. Орлов предложили методы прогнози
рования, предполагающие использование сочетания гидродина
мических методов, геолого-промысловых исследований и стати
стических методов. 

В заключение отметим, что одно из основных условий приме
нения статистических методов — отсутствие в прогнозируемом 
периоде коренного изменения системы разработки. Причем раз
личные методы в разной степени чувствительны к подобным 
изменениям (предпочтительней зависимости в логарифмических 
координатах). 

Контрольные вопросы 

1. Какие задачи регулирования процесса разработки возникают на раз
ных стадиях его осуществления и какими методами они решаются? 

2. Перечислите основные ограничения возможностей методой регулирова
ния процесса разработки. 

3. Охарактеризуйте методы прогиозироиаиия разработки месторождения 
по фактическим данным. 

4. Как установить технологический эффект применения метода регули
рования, повышения нефтеотдачи по фактическим данным? 

5. В чем состоит сущность методой определения начальных извлекае
мых запасов нефти по фактическим данным разработки месторождения? 

Глава 5 

ВСКРЫТИЕ НЕФТЯНЫХ ПЛАСТОВ, 
ОСВОЕНИЕ, ИССЛЕДОВАНИЕ И ПОВЫШЕНИЕ 
ПРОДУКТИВНОСТИ СКВАЖИН 

Вскрытие нефтяных пластов, освоение и повышение продук
тивности скважин — важные процессы подготовки скважин 
к эксплуатации. Качество выполнения этих работ оценивают 
по данным исследования скважин. От их качества зависит те
кущая продуктивность (дебит) и продолжительность работы 
скважин, нефтеотдача залежи. 

§ 5.1. ВСКРЫТИЕ НЕФТЯНЫХ ПЛАСТОВ 

Различают вскрытие нефтяных пластов бурением и перфора
цией. 

Вскрытие бурением 

Методы вскрытия нефтяных пластов бурением могут быть раз
ными, однако все они должны удовлетворять следующим ос
новным требованиям: 

при вскрытии пластов с малым пластовым давлением (низ
конапорных пластов) необходимо предупредить ухудшение 
фильтрационной способности призабойной зоны пласта; 

при вскрытии высоконапорных пластов (с пластовым дав
лением выше гидростатического) следует не допустить возмож
ности открытого (аварийного) фонтанирования скважины; 

должны быть,. созданы соответствующие и надежные кон
струкции стволов и забоев скважин. 

Ухудшение фильтрационной способности коллектора при 
вскрытии происходит в результате поглощения бурового рас
твора пластом по трещинам, кавернам и высокодренажным ка
налам; проникновения фильтрата (дисперсионной среды) буро
вого раствора в поровое пространство; проникновения твердых 
частиц (дисперсной фазы) бурового раствора в поровое прост
ранство. Глубина поступления в пласт твердых частиц может 
достигать до 40 мм, фильтрата—до 3 м и бурового раствора — 
до нескольких метров. В поровое пространство также из тре
щин проникают фильтрат и твердые частицы раствора. Фильт
рат вызывает набухание глинистых компонентов коллектора, 
образование стойких водонефтяных эмульсий, бронированных 
глинистыми частицами и парафином (при охлаждении циркули-
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рующим раствором призабойной зоны ниже температуры насы
щения нефти парафином), выпадение нерастворимых осадков 
(сульфатов кальция, железа, бария, гидроксидов кальция, маг
ния), блокирующее действие воды. Проникновение твердых 
частиц сопровождается образованием глинистой корки, внутри-
поровой глинизацией. В результате уменьшается дебит (приеми
стость) скважин, отдельные пропластки отключаются от ра
боты. Предупредить или уменьшить эти отрицательные послед
ствия можно подбором качественного бурового раствора. Он 
должен обладать малой водоотдачей, плотностью, обеспечиваю
щей допустимую репрессию давления (5—15 % рпл) и преду
преждающей аварийное фонтанирование, высокой стабиль
ностью и не вызывать набухания глин и образования эмуль
сий. Это достигается вводом в раствор различных добавок и 
выбором типа бурового раствора (эмульсии и т. д .) . 

Продуктивный пласт можно разбуривать либо совместно 
с вышележащими пластами, либо после крепления скважины 
до его кровли. В обоих случаях забой скважины может быть 
представлен открытым (не обсаженным) стволом, фильтром или 
перфорированной колонной. 

Открытый ствол имеют менее 5 % фонда скважин. Хотя та
кая конструкция забоя служит эталоном гидродинамического 
совершенства, однако ее применение возможно при наличии 
устойчивых однородных или карбонатных (трещиноватых) пла
стов с малой толщиной, а также при отсутствии необходимости 
избирательного воздействия на пласты. 

Перфорация колонн осуществлена в более 90 % скважин 
всего фонда. Она обеспечивает возможность поэтапной выра
ботки пластов, избирательного воздействия на каждый, упро
щает технологию строительства скважины по сравнению с уста
новкой фильтров. 

Фильтры используют только для борьбы с пробкообразова-
нием при неустойчивых коллекторах (см. гл. 10). 

В целом скважина обсажена несколькими колоннами труб: 
кондуктором, одной-тремя техническими и эксплуатационной 
колоннами. Внутренний диаметр эксплуатационной колонны со
ставляет в большинстве 114—140,3 мм. Верхняя часть обсадных 
труб заканчивается колонной головкой, которая служит основа
нием для установки устьевого оборудования в соответствии со 
способом эксплуатации. 

Вскрытие перфорацией 

Перфорация—процесс образования каналов в обсадной ко
лонне, цементном камне и породе для создания гидродинами
ческой связи скважины с пластом. Различают стреляющую и 
гидропескоструйную (абразивную) перфорации. Их осуществ

ив 

ляют соответственно геофизические и нефтепромысловые пред
приятия. . -. - > 

По принципу действия применяемых аппаратов (перфорато
ров) стреляющую перфорацию подразделяют на пулевую, куму
лятивную и торпедную. Стреляющие перфораторы спускают 
в скважину либо на геофизическом кабеле и приводят в дей
ствие посылкой с поверхности земли импульса электрического 
тока, либо на НКТ и приводят в действие механическим спо
собом путем сбрасывания в НКТ резинового шара и проталки
вания его по трубам потоком жидкости. 

При пулевой перфорации каналы создают пулями, иногда 
с разрывом в породе. Известны пулевые перфораторы с гори
зонтальными и вертикально-криволинейными (типа ПВН, ПВТ, 
ПВК) стволами. Последними создают за один спуск 1,5— 
4 отв/м в интервале 3—10 м при длине каналов 200—365 мм, 
диаметре 20—25 мм и угле наклона к оси скважины 
около 60°. 

Основной объем работ приходится на кумулятивную перфо
рацию. Каналы создают направленной струей расплавленного 
металла (облицовки зарядов взрывчатого вещества) и газов 
взрыва. Различают корпусные с извлекаемым корпусом много
кратного (типа ПК) и однократного' (типа ПКО, ПКОС, ПНКТ) 
использования, а также бескорпусные, частично разрушающиеся 
(типа ПКС, ПРВ) и полностью разрушающиеся (типа КПРУ, 
ПР ) . Наибольшее применение нашли перфораторы типа ПК 
и ПКС. Кумулятивными перфораторами можно создать за один 
спуск 6—25 отв/м в интервале 0,32—50 м при длине каналов 
120—365 мм в диаметре 8—14 мм. 

Очень редко применяют торпедную перфорацию, при кото
рой напротив продуктивного пласта взрывают торпеды (шашки). 

Выбор перфоратора, метода и технологии перфорации зави
сит от назначения скважины, цели перфорации, прочности, тол
щины и типа пласта, состояния обсадной колонны, размеров 
ствола скважины, давления, температуры и др. 

Для технолога-разработчика важно соблюдение трех основ
ных принципов: обеспечить высокое гидродинамическое совер
шенство скважины; сохранить прочность колонны и цементного 
кольца; достичь минимальных затрат средств и времени. Они 
выполняются подбором плотности перфорации, качества перфо
рационной жидкости, заполняющей скважину, и технологии про
цесса. Плотность перфорации должна приниматься из гидроди
намических соображений не менее 10—20 отв/м. Нарушение 
прочности колонны и цементного кольца наступает при 30-
50 отв/м. Практика показывает, что с увеличением плотности 
перфорации коэффициент совершенства скважины возрастает, 
достигает максимума и дальше снижается вследствие загрязне
ния каналов и призабойной зоны пласта в процессе взрыва при 
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некачественной перфорационной жидкости. Лучшие перфораци
онные жидкости —нефть, растворы иа ее основе, водонефтяные 
эмульсии и т. д. 

Перед проведением перфорации скважины следует расчи
стить площадку, прошаблоиировать колонну, установить проти-
вовыбросовую задвижку со штурвалом на 8—10 м, проложить 
отводящие трубы от устья, опрессовать оборудование, подгото
вить скважиниую перфорационную жидкость и др. 

Гидропескоструйная перфорация 

Гидропескоструйиая перфорация (ГПП) основана на использо
вании кинетической энергии и абразивности высокоскоростных 
песочно-жидкостных струй, вытекающих из иасадок (сопел) 
перфоратора. При ГПП создаются каналы значительно боль
ших размеров (длина до 0,4 м, усредненный диаметр составляет 
примерно половину длины), не растрескивается цементный ка
мень, не уплотняется порода в зоне перфорации. Однако вслед
ствие большой трудоемкости и стоимости ГПП применяют там, 
где стреляющая перфорация оказывается неэффективной (в раз
ведочных скважинах) и для повышения продуктивности сква
жин. Это составляет около 5 % создаваемых отверстий или 
1500 скважии в год. 

Технология ГПП включает следующие операции: а) глуше
ние скважины закачкой жидкости (при наличии уже вскрытых 
пропластков); б) спуск перфоратора на НКТ (бурильных тру
бах) с помощью подъемника на заданную глубину и привязку 
геофизическими методами места установки его по пласту-ре
перу и по утолщенной муфте-реперу на НКТ с учетом дефор
мации труб при циркуляции жидкости; в) обвязку устья и на
земного оборудования; г) ввод в НКТ опрессовочного шара, 
опрессовку системы манифольдов и НКТ иа 1,5-кратное рабо
чее давление, вымыв опрессовочного шара на поверхность об
ратной (по затрубному пространству) циркуляцией рабочей 
жидкости и оценку потерь давления на трение промывкой сква
жины на режиме перфорации; д) спуск рабочего шара; е) про
ведение собственно перфорации; ж) приподъем перфоратора и 
переход на вышележащий интервал (эти две последние опера
ции многократно повторяются); з) вымыв обратной промывкой 
рабочего шара и обратную промывку скважины от песка; 
и) подъем НКТ с перфоратором, демонтаж оборудования. 

Обвязка поверхностного оборудования может быть с повтор
ным использованием жидкости и песка (закольцованная схема), 
со сбросом песка и со сбросом песка и жидкости. Последняя 
схема (рис. 5.1) — наиболее простая. 

В качестве рабочей жидкости используют техническую воду 
с ПАВ, пластовую воду, 5—6 %-й раствор соляной кислоты, де
газированную нефть и др. Песок должен быть с преимуществен-
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Рис. 5.1. Технологическая схема гидропескоструйной перфорации со сбросом 

жидкости и песка: 
/ — хвостовик

1
; 2 — центратор; 3 — рабочий шар; 4 — корпус гидроперфоратора; 5 — узел 

насадки; 6 — канал перфорации; 7 — ствол скважины; 8 — продуктивный пласт; 
устьевая головка арматуры у с т ь я ; 1 0 — резиновая^ герметизирующая манжета; 
трубная головка арматуры устья; 
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12 — манометр; 13 — элеватор для подъема труб; 14, 
15 — задвижка (открыта*», за'крытая); 16 — шламоуловитель; 17 — обратный клапаи; 18 — 
насосные агрегаты; 19 — пескосмеснтель; 20 — емкость; 21 — насосный агрегат; 22 — 
амбар; 23 — линия забора при повторном использовании жидкости 

ным (более 50%) содержанием кварца фракции 0,2—2 мм. 
Гидроперфоратор ПА-6М включает корпус, насадки в держате
лях и заглушки, хвостовик-перо с центратором и шаровые кла
паны (опрессовочный и рабочий). 

При ГПП можно создавать нормальные (горизонтальные) и 
наклонные (наиболее целесообразен угол наклона к оси сква
жины 60°) каналы, вертикальные и горизонтальные щели. Плот
ность перфорации часто составляет 1—4 отв/м. Однако этого 
недостаточно. В слоистых коллекторах целесообразно созда
вать 10—20 нормальных и 6—10 наклонных каналов или 18—20 
щелей (длиной каждая по ПО мм) на 1 м толщины пласта. 

Совершенствование ГПП ведется в направлении использова
ния газожидкостно-песочной смеси (увеличивается длина кана
лов в 2—3,5 раза) , кислотных растворов, добавки в жидкость 
полимеров, создания шланговых и зондовых гидромониторных 
гидропескоструйных устройств. 

Устьевое давление нагнетания вычисляют по формуле 

Ру = Дрх + А/Э + Ар2 + Арзатр < рДу, (5.1) 
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где Api и Лр2 — потери давления на трение в НКТ и в затруб-
ном пространстве, определяемые по графику ВНИИнефти в за
висимости от размеров труб и расхода жидкости Q = qn; q — 
расход жидкости через одну насадку, которым задаются в пре
делах 3—3,2 л/с; и— число работающих насадок, причем 
Q/^3aTP>0,5 м/с (для выноса шлама) ; ^ з а т р — площадь проход
ного сечения затрубного пространства; Ар—перепад давления 
в насадке, выбираемый по графикам ВНИИнефти в зависимо
сти от расхода q при разном диаметре насадок, причем Ар~^ 
>Apmin (Apmin=10—12 МПа для насадок 6 мм и Apm in=18— 

20 МПа для насадок 3 и 4,5 мм при прочности пород на сжа
тие более 25—30 МПа) ; р з атр — противодавление на устье сква
жины в затрубном пространстве при работе по замкнутой си
стеме; р д у — допустимое устьевое давление, которое обусловлено 
технической возможностью насосных |установок (агрегатов) 
типа УН 1-630 Х700А (4АН-700) или прочностной характеристи
кой труб и в последнем случае вычисляется по формуле 

р д у =
 P c T

^ ~ t ? t L
 . (5-2) 

где РСтр — страгивающая нагрузка, вычисляемая по формуле 
Яковлева — Шумилова или по справочным данным; qr и L — 
соответственно вес 1 м и длина спуска НКТ; Кб — коэффици
ент безопасности, принимаемый равным 1,3—1,5; FT— площадь 
проходного сечения НКТ. 

Дополнительное удлинение НКТ при создании в них дав
ления 

Al=
 P y F

' \ , (5.3) 

где-Еу — модуль Юнга (упругости), равный 20-10
4
 МПа; fT — 

площадь сечения металла НКТ; zrp — коэффициент, учитываю
щий трение труб о стенки обсадной колонны (принимают рав
ным 1,5—2). 

Число насосных агрегатов определяют как отношение необ
ходимой гидравлической мощности к гидравлической мощности 
агрегата с учетом одного запасного: 

N=
 Qpy

 + 1 , '(5.4) 
Г1а<7аРа 

где т)а — коэффициент, учитывающий техническое состояние 
насосных агрегатов, их износ (т)а=0,75—1); qa — подача од
ного агрегата на расчетном режиме; ра — давление, развивае
мое агрегатом. 

Продолжительность одной резки отверстия принимают рав
ной 15—30 мин, щели — 20—40 мин (по 2—3 мин на 10 мм 
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щели). Заданная концентрация песка при использовании воды 
составляет 40—50 кг/м

3
. В зависимости от числа интервалов 

резки и схемы обвязки коммуникаций вычисляют количество 
рабочей жидкости и песка. 

§ 5.2. ОСВОЕНИЕ ДОБЫВАЮЩИХ И НАГНЕТАТЕЛЬНЫХ 

СКВАЖИН 

Освоение скважин — комплекс технологических операций по 
перфорации, вызову притока и воздействию на призабойную 
зону пласта с целью обеспечения ее продуктивности, соответ
ствующей естественной проницаемости и нефтенасыщенной тол
щине пласта, при вводе скважины в эксплуатацию после буре
ния или ремонта. Ограничимся здесь рассмотрением освоения 
в узком понимании этого слова как пускового процесса вызова 
притока. 

Освоение нефтяных скважин 

Перед освоением скважина заполнена перфорационной жидко
стью или жидкостью глушения, которыми создается репрес
сия давления на пласт для предупреждения проявления (откры
того фонтанирования) скважины, т. е. p3 = hpcg>pnn, где А— 
высота столба жидкости в скважине; рс — средняя плотность 
скважинной жидкости. 

Для вызова притока необходимо обеспечить р 3<рпЛ , т. е. 
создать депрессию давления 4р=рп л—р 3 . 

Различают методы освоения фонтанных (при высоком рпл) 
и механизированных скважин. Перед освоением скважины обо
рудуют в соответствии со способом эксплуатации и методом вы
зова притока. Возможны два пути вызова притока: уменьше
нием рс или А. В нефтепромысловой практике нашли примене
ние следующие три метода вызова притока. 

1. Последовательная замена жидкости с большей плотностью 
на жидкость с меньшей плотностью (обычно по схеме: буровой 
раствор с большей плотностью — буровой раствор с меньшей 
плотностью — вода — нефть — газоконденсат). Для этого в сква
жину спускают НКТ, обвязывают наземное оборудование и на
сосный агрегат, опрессовывают нагнетательную линию и зака
чивают жидкость в НКТ (прямая промывка) или в затрубное 
пространство (обратная промывка) агрегатом УН 1-630X700 А 
(4АН-700), а из скважины жидкость выводят в сборную ем
кость. 

2. Аэрирование (газирование) жидкости. Осуществляется 
аналогично, но в поток жидкости (воды) постепенно вводят 
газ с увеличивающимся расходом жидкости (рис. 5.2). Плот
ность газожидкостной смеси доводят до 300—400 кг/м

3
. Ско-
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Рис. 5.2. Технологическая схе
ма освоения скважины аэри
рованием жидкости с приме
нением двухфазной пены: 

/ — аэратор; 2 — манометр; 3 — рас
ходомер воздуха; 4 — компрессор; 
5 — обратный клапан; 6 — насосный 
агрегат; 7 — мерная емкость; 8 — 
накопительная емкость для пено-
образующей жидкости; 9 — линия 
выкнда пены 

рость нисходящего потока жидкости для предупреждения всплы-
вания газа должна быть не менее 0,8—1 м/с. Газ вводят с по
мощью аэратора типа «перфорированная труба в трубе» или 
жидкостно-газового эжектора типа ЭЖГ-1, а на газовой линии 
устанавливают обратный клапан. Также можно использо
вать газ из газовых скважин (газопроводов), воздух от 
передвижного компрессора и газообразный азот от автомобиль
ной газификационной установки АГУ 6000—500/200 (АГУ-8К). 
Для освоения скважин разработаны передвижные компрессор
ные установки УКП-80, СД-12/250, НЭ-12/250, УКС-80, 
КПУ-16/100, КПУ-16/250, ДКС-7/200А, ДКС-3,5/200 Тп и др. 
При использовании воздуха могут образовываться взрывоопас
ные смеси и не исключена возможность взрывов в скважине. 
Для придания процессу плавности, устойчивости и безопасности 
в воду добавляют ПАВ — пенообразователи. 

3. Продавка (вытеснение) жидкости сжатым газом. Осуще
ствляется аналогично пуску газлифтных скважин (см. в гл. 8) . 
Отличие состоит только в подключении к устью передвижной 
компрессорной установки или АГУ 6000-500/200. В процессе 
пуска быстро создается депрессия, поэтому метод не применим 
при наличии рыхлых и неустойчивых коллекторов, подошвен
ной воды. 

Иногда еще применяют методы свабирования (поршнева-
ния) и тартания. Для этого в скважину на канате от глубинной 
лебедки спускают сваб (поршень с клапаном и резиновыми ман
жетами) в НКТ или желонку (наподобие узкого длинного ведра 
с клапаном). 

Газлифтные скважины осваивают обычно методом продавки 
(см. гл. 8) . Насосные скважины перед освоением промывают 
водой или лучше нефтью и осваивают насосом (ШСН, ЭЦН), 
используемым при эксплуатации. 

Особенности освоения нагнетательных скважин 

Нагнетательные скважины различают на законтурные (распо
ложенные в водяной зоне) и внутриконтурные (распо
ложенные в нефтяной зоне залежи). Законтурные скважины 
осваивают сразу под нагнетание воды, а внутриконтурные 
обычно сначала на приток, затем, после снижения давления 
рпл в районе скважины, под закачку. Если имеется ряд нагне
тательных скважин, то осваивают их под закачку через одну, 
затем после обводнения под закачку осваивают пропущенные 
скважины. В скважинах, которые работали на отбор -нефти, це
лесообразно провести тепловую обработку (см. § 5.8). 

Для очистки ствола нагнетательной скважины перед закач
кой проводят интенсивные промывки (прямые, обратные) в те
чение 1—3 сут с расходом воды 1200—1500 м

3
/сут до мини

мального и стабильного содержания взвешенных частиц. Вода 
подается из водовода со сбросом в емкости (земляные амбары, 
канализацию) или по закольцованной схеме с отстоем. 

Для очистки призабойной зоны осуществляют интенсивные 
дренажи самоизливом, газлифтным и насосным способами экс
плуатации или поршневанием (свабированием). Самоизливом 
достигается эффект, когда расход притекающей воды доста
точно большой (несколько десятков м

3
/сут). Кратковременные 

(по 6—15 мин) периодические изливы до стабилизации коли
чества взвешенных частиц сокращают расход воды в 4—6 раз 
по сравнению с непрерывными изливами. При выполнении всех 
работ следует не допускать сброса минерализованной или за
грязненной нефтью воды в открытые водоемы. 

§ 5.3. ЗАДАЧИ, ВИДЫ И МЕТОДЫ, ТЕХНОЛОГИЯ И ТЕХНИКА 

ИССЛЕДОВАНИЯ СКВАЖИН И ПЛАСТОВ 

Задачи, виды и методы исследования 

Основная задача исследования залежей и скважин — получение 
информации о них для подсчета запасов нефти и газа, проек
тирования, анализа, регулирования разработки залежей и экс
плуатации скважин. Исследование начинается сразу же после 
открытия залежей и продолжается в течение всей «жизни» ме
сторождения, т. е. осуществляется в процессе бурения и экс
плуатации скважин, обеспечивающих непосредственный доступ 
в залежь. 

Исследования можно подразделить на первичные, текущие и 
специальные. Первичные исследования проводят на стадии раз
ведки и опытной эксплуатации месторождения. Задача их за
ключается в получении исходных данных, необходимых для под
счета запасов и проектирования разработки. Текущие исследо
вания осуществляют в процессе разработки. Их задача состоит ' 
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в получении сведений для уточнения параметров пласта, при
нятия решений о регулировании процесса разработки, проекти
рования и оптимизации технологических режимов работы сква
жин и др. Специальные исследования вызваны специфическими 
условиями разработки залежи и эксплуатации скважин (внед
рение внутрипластового горения и т. д.) . 

Выделяют прямые и косвенные методы исследования. К пер
вым относят непосредственные измерения давления, темпера
туры, лабораторные методы определения параметров пласта и 
флюидов по керну и пробам жидкости, взятым из скважины. 
Большинство параметров залежей и скважин не поддается не
посредственному измерению. Эти параметры ойределяют кос
венно путем пересчета по соотношениям, связывающим их 
с другими, непосредственно измеренными побочными парамет
рами. Косвенные методы исследования по физическому явле
нию, которое лежит в их основе, подразделяют на промыслово-
геофнзические, гидродинамические и др. 

Промыслово-геофизические исследования 

При промыслово-геофизических исследованиях с помощью при
боров, спускаемых в скважину посредством глубинной лебедки 
на электрическом (каротажном) кабеле, изучаются электриче
ские свойства пород (электрокаротаж), радиоактивные (радио
активный каротаж — гамма-каротаж, гамма-гамма-каротаж, 
нейтронные каротажи), акустические (акустический каротаж), 
механические (кавернометрия) и т. п. Промыслово-геофизиче
ские исследования позволяют определить пористость (поровую, 
трещинную, кавернозную), проницаемость, нефтеводогазонасы-
щенность, толщину пласта, отметки его кровли и подошвы, ли
тологию и глинистость пород, положения ВНК, ГНК и их про
движения, интервалы обводнения, состав жидкости в стволе 
скважины и его изменение (гамма-плотнометрия, диэлькометри-
ческая влагометрия, резистивиметрия и др.), скорость движения 
и распределение закачиваемых в пласт агентов (метод радио
активных изотопов, индикаторные методы и др.), выявить ра
ботающие интервалы пласта, установить профили притока и по
глощения (скважинная дебито- и расходометрия, термометрия, 
фотоколориметрия, определение содержания ванадия и кобальта 
в нефти), определить техническое состояние скважины (каче
ство цементирования, негерметичность обсадных труб, наличие 
межпластовых перетоков, толщина стенок труб, дефекты в них, 
местоположение интервалов перфорации, элементов оборудова
ния, муфт и забоя скважины, место отложения парафина, осадка 
и др.). Эти исследования выполняют геофизические организации. 

К геофизическим исследованиям относят также скважинные 
дебиторасходометрические и термодинамические исследования. 

Скважинные дебито- и расходометрические 
исследования 

Они позволяют выделить в общей толщине пласта работающие 
интервалы и установить профили притока в добывающих и по
глощения в нагнетательных скважинах. Обычно эти исследова
ния дополняются одновременным измерением давления, темпе
ратуры, влагосодержания потока (доли воды) и их распределе
ния вдоль ствола скважины. Для исследования на электриче
ском кабеле в работающую нагнетательную скважину спускают 
скважинный прибор — расходомер (в добывающую скважину — 
дебитомер), датчик которого на поверхность подает электриче
ский сигнал, соответствующий расходу жидкости. 

Прибор перемещают в скважине периодически с определен
ным шагом (около 1 м) от точки к точке. В каждой точке из
меряется суммарный расход. По данным измерения строят диа
грамму интенсивности (расходе- или дебитограмму) или пре
имущественно профиль поглощения (притока) жидкости 
(рис. 5.3), что позволяет определить работающие интервалы, их 
долевое участие в общем расходе (дебите) жидкости, охват 
разработкой по толщине пласта (отношение работающей тол
щины пласта к нефтенасыщенной и перфорированной), эффек
тивность проводимых в скважине работ по воздействию на при
забойную зону пласта. При наличии измерения забойного дав
ления можно определить коэффициент Продуктивности (приеми
стости) каждого интервала или в случае исследований при не
скольких режимах работы скважины — построить для них инди
каторные линии (см. § 5.4). 

Рис. 5.3. Дебитограмма (а) и про
филь (б) притока жидкости из пла
ста, состоящего из трех (Л //, 
пропластков: 
Q — расход жидкости; Qj — приток из 
i-ro пропластка; z — вертикальная коорди
ната; / — интервалы перфорации; АВ — не 
работающий интервал перфорации тол
щиной h 
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Термодинамические исследования скважин 

Они позволяют изучать распределение температуры в дли
тельно простаивающей (геотерма) и в работающей (термо
грамма) скважине, по которому можно определять геотермиче
ский градиент, выявлять работающие и обводненные интервалы 
пласта, осуществлять анализ температурных процессов в пласте 
(при тепловом воздействии, закачке холодной воды) и выра
ботки запасов нефти при заводнении, контролировать техниче
ское состояние скважин и работу подземного скважинного обо
рудования. 

Изменение температуры Т недр Земли с глубиной z (естест
венная геотерма) можно представить уравнением 

Т = Т0 + Тг, (5.5) 

где То — температура нейтрального слоя; T—dT/dz— геотерми
ческий градиент (в среднем равен 0,033 °С/м). Если Т0 приве
сти к уровню поверхности Земли, то под z можно понимать 
не глубину от нейтрального слоя, а глубину залегания пород от 
поверхности Земли. Геотерма и термограмма при закачке горя
чей воды показаны на рис. 3.7 (см. § 3.6). В добывающей сква
жине восходящий поток жидкости нагревает вышележащие по
роды, причем со временем t распределение температуры стаби
лизируется. Геотерма и термограммы используются при проек
тировании и анализе эксплуатации скважин. 

Фильтрация в скважину как дроесельный процесс изменения 
температуры Д7" от перепада давления Др (эффект Джоуля — 
Томсона) согласно уравнению 

ДТ = — едДр (5.6) 

характеризуется изменением температуры флюида на ее забое, 
где ед — средний интегральный коэффициент Джоуля — Том
сона. Для воды ев=

0,24, для нефти ен=0,41—0,61, для углево
дородного газа е г=—(2,55—4,08) °С/МПа. Это значит, что при 
притоке воды и нефти поток нагревается, а при притоке газа — 
охлаждается. Если в скважину притекает газированная нефть, 
то изменение температуры вследствие дроссельного и калори
метрического эффектов можно оценить по формуле 

Т3 — Тпл _ сненрн + сгегрг*н (Gq — ДрРз) ^ 

ГРпл — Рз СнРн + СгРгбн (Со — ЯрРз) 

где Тпл, Т3 — пластовая и забойная температуры; ЬН — объем
ный коэффициент нефти; сН(Г), рн(Г) — теплоемкость, плотность при 
нормальных условиях нефти (газа); G0 — газовый фактор; 
ар — коэффициент растворимости газа в нефти. 

С использованием формулы можно оценить условия отсут
ствия изменения температуры (Т3 = ТПЛ), выпадения парафина из 

нефти в пласте (Т ' з^Т 'и , где 7И— температура насыщения нефти 
парафином), радиус зоны выпадения парафина в пласте. При 
притоке однородной нефти дроссельные эффекты незначительны 
(температура нефти может повышаться всего на 0,4—0,6 °С при 
депрессии приблизительно 1 МПа). На термограммах, снятых 
в остановленных скважинах, выделяются аномалии темпера-' 
туры. Более четко такие аномалии видны на термограммах, сня
тых после остановки водонагнетательных скважин, что позво
ляет выделить поглощающие пласты. 

Поинтервальный приток нефти из нескольких пластов можно 
определить по термограмме, снятой в продолжительно (более 
нескольких суток) работающей нефтяной скважине при посто
янном отборе. Потоки из каждого пласта, имея различную тем
пературу и последовательно смешиваясь, обусловливают скачко
образное изменение температуры потока смеси. Тогда приток 
Qpi из каждого последовательно сверху вниз пласта можно 
вычислить по калориметрическому уравнению 

A7VQ„,= Д7, (5.8) 
ж 

где ДГр, — повышение температуры потока рассматриваемого 
пласта у его кровли относительно геотермы; Д7",- — понижение 
температуры потока в пределах интервала смешения (за счет 
калориметрического эффекта); Qpi — дебит рассматриваемого 

л 

интервала; £ Qi—суммарный дебит нижележащих пластов 

(относительно рассматриваемого), причем для первого пласта 
л 
У. Qt = Q'—Qpi, Q—общий дебит скважины; п — число пластов. 
W 

Следует отметить, что расходо- и термометрия скважин поз
воляют также определить места нарушения герметичности ко
лонн, перетоки между пластами и др. 

Гидродинамические методы исследования 

Они основаны на измерении дебитов и забойных давлений (или 
их изменений во времени). При этом в отличие от лаборатор
ных и промыслово-геофизических исследований изучением ох
ватывается зона дренирования больших размеров, а не точки 
или локальные области призабойных зон. Непосредственно 
этими методами можно определить коэффициент продуктивно
сти (приемистости) скважин Ко, гидропроводность пласта е, 
пластовое давление рпл, пьезопроводность пласта х, комплекс
ный параметр х/гс

2
 (гс — приведенный радиус скважины), 
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а в сочетании с лабораторными и геофизическими исследова
ниями— проницаемость k и радиус гс. 

Гидродинамические методы исследования подразделяют на 
исследования при установившихся режимах фильтрации (метод 
установившихся отборов или пробных откачек) и при неустано
вившихся режимах (метод восстановления давления и метод 
гидропрослушивания). Эти исследования выполняют службы 
нефтедобывающих Предприятий. Для проведения исследований 
и измерений составляют план-график. Рекомендуемая периодич
ность осуществления исследований и измерений по каждой сква
жине устанавливается с целью выявления всех изменений усло
вий работы залежи и скважин и в основном "предусматривает: 
а) один раз в 2 года проводить гидродинамические исследова
ния; б) ежегодно — определять профиль притока и интервалов 
обводнения; в) один раз в полугодие измерять рпл и 7Пл, опре
делять интервалы поглощения, положения ВНК и ГНК (в на
блюдательных скважинах); г) ежеквартально измерять р3; 
д) ежемесячно измерять газовый фактор (при Рпл>рн ) , е) один 
раз в 1—2 недели измерять газовый фактор (при р п л < Р н ) , де
биты, приемистости, обводненность продукции и т. д. 

Технология и техника гидродинамических исследований 
и измерений 

Способ эксплуатации скважин накладывает технические огра
ничения на гидродинамические исследования. Особенности, свя
занные с этим, будут рассмотрены дальше. 

Скважинные приборы для глубинных измерений подразде
ляют на автономнЫе (с местной регистрацией) и дистанцион
ные, обеспечивающие передачу сигнала по грузонесущему 
электрическому кабелю и регистрацию показаний в наземной 
аппаратуре. Местная регистрация осуществляется пишущим пе
ром на диаграммном бланке, перемещаемом с помощью часо
вого привода. Обрабатывают такие записи с помощью различ
ных приспособлений для линейных измерений: микроскопов, 
компараторов (обычно полевых компараторов типа К-7 с че
тырех или десятикратным увеличением) и отсчетных столиков. 

Спуск приборов в работающие скважины с избыточным дав
лением на устье осуществляют с использованием лубрикато
ров, устанавливаемых на фонтанные арматуры. Лубрикатор 
представляет собой трубу, имеющую на одном конце фланец, 
а на другом — сальник для уплотнения проволоки или кабеля, 
на котором спускается прибор в скважину. Автономные при
боры спускают на проволоке диаметром 1,6—2,2 мм с помощью 
лебедки ЛС-16, ЛСГ-1, установки для исследования скважин 
типов Азинмаш-8 А, Азинмаш-8 В, ЗУИС, дистанционные при
боры— на кабеле с помощью автоматической исследовательской 
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станции АИСТ, в которой кроме каротажной лебедки имеется 
наземная измерительная аппаратура. Глубина спуска приборов 
контролируется по показаниям механического счетчика или 
электрического счетчика глубин. В высокодебитных скважинах 
к глубинному прибору подвешивается грузовая штанга. Для 
предотвращения аварийных ситуаций, связанных с поврежде
нием брони кабеля или образованием петель на проволоке, при
меняют устройство (УЛА-1), устанавливаемое между лубрика
тором и фонтанной арматурой. 

Прямые измерения давления осуществляют скважинными ма
нометрами геликсными (автономными типа МСУ, МГН-2, 
МГТ-1, дистанционными типа МГН-5), пружинно-поршневыми 
(автономными типа МГН-1, МПМ-4 и дистанционными типа 
МГД-36) и дифманометрами (прямого действия ДГМ-4М и 
компенсационными «Онега-1», «Ладога-1»). Диаметр корпуса 
их 25—36 мм, верхние пределы измерения абсолютного давле
ния до 100 МПа, наибольшее рабочее давление дифманометров 
40 МПа, область рабочих температур от —10 до +400 °С. 

Для измерения дебитов (расходов) применяют дистанцион
ные дебитомеры (типа РГД-2М, «Кобра-36Р», ДГД-6Б, ДГД-8) 
и расходомеры (типа РГД-3, РГД-4, РГД-5). Диаметр корпуса 
дебитомеров 26—42 мм, пределы измерения 5—200 м

3
/сут, ра

бочие давление и температура 20—35 МПа и 70—100 °С. Ана
логично для расходомеров соответственно: 42—ПО мм, 20— 
3000 м

3
/сут, 50 МПа, 120 °С. В дебитомерах применяют пакеры 

зонтичного и фонарного типов, раскрываемые с помощью двига
телей, а также абсолютные пакеры, раскрываемые с помощью 
насосов. Расходомеры обычно являются беспакерными. ВНИИ-
КАнефтегаз разработал расходомер «Терек-3» с зонтичным бес
приводным пакером для измерения расходов горячей воды. 
ВНИИнефтепромгеофизикой разработаны термокондуктивные 
скважинные расходомеры типа СТД (СТД-2, СТД-4, СТД-16) 
как индикатор движения жидкости, особенно в диапазоне малых 
скоростей. Диаметры их 16—36 мм, чувствительность 0,5 м

3
/сут. 

Они могут быть использованы также для измерения темпера
туры до 80 °С. 

В последнее время находят применение комплексные при
боры: скважинные расходомеры-влагомеры ВРГД-36, «Коб-
ра-36 РВ», дистанционный прибор ДРМТ-3 (для измерения дав
ления до 60 МПа и температуры до 180 °С в фонтанных и на
сосных скважинах), комплексная аппаратура «Поток-5» (для 
измерения давления до 25 МПа, температуры до 100 °С, рас
хода 6—60 или 15—150 м

3
/сут и влажности жидкости до 100 %, 

диаметр корпуса 40 мм; имеется локатор сплошности, обеспе
чивающий точную привязку данных к разрезу скважины). 
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§ 5.4. ГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ СКВАЖИН 

ПРИ УСТАНОВИВШИХСЯ РЕЖИМАХ 

Цель исследования заключается в контроле продуктивности 
скважины, изучении влияния . режима работы на производи
тельность и оценке фильтрационных параметров пласта, т. е. 
в получении и обработке индикаторной диаграммы, (линии) — 
зависимости дебита от депрессии Q(Ap), где Д р = р П л — р 3 . 

Технология исследования состоит в непосредственном изме
рении дебитов скважин Q (или приёмистостей нагнетательных 
скважин) и соответствующих им значений р3 последовательно 
на нескольких (не менее трех) предварительно обеспеченных 
установившихся режимах работы. Время стабилизации режима 
работы зависит от фильтрационной характеристики пласта, 
обычно устанавливается опытным путем (рядом последователь
ных измерений Q) и составляет от нескольких часов до 2— 
5 сутдк. Одновременно определяют газовый фактор и отбирают 
на выкидных линиях или в мерных емкостях пробы жидкости 
на обводненность и наличие песка. 

Дебит измеряют на групповых замерных установках типа 
«Спутник» или иногда (на необустроенных площадях) с помощью 
индивидуальных замерных установок, включающих трап и мер
ную емкость. Дебит газа измеряют на групповых замерных 
установках турбинными счетчиками (типа Агат-1), а на индиви
дуальных замерных установках (на выкиде из трапа) —турбин
ными счетчиками или посредством дифманометров с дроссель
ными устройствами. Приемистость водонагнетательных скважин 
измеряют счетчиками или расходомерами диафрагменного типа 
на КНС. Пробы анализируются в лабораториях. 

Пластовое давление рвл измеряют в остановленных скважи
нах, обычно в период ремонтных работ, а затем строят графики 
изменения его, во времени, экстраполируя на дату исследова
ния. Имеются и другие методы его определения, 

По результатам исследования строят индикаторные диа
граммы (рис. 5.4). Значение дебита с поверхностных условий 
на пластовые пересчитывают с помощью объемного коэффици
ента Ь, умножая измеренное значение дебита на Ь. Если инди
каторная диаграмма — прямая линия (см. рис. 5.4, линии 1,1'), 
что отмечается при фильтрации однофазной жидкости (нефти, 
воды) или водонефтяной смеси по закону Дарси, то как тангенс 
угла у наклона линии определяем коэффициент продуктивно
сти (приемистости) скважины 

t g 7 = A"0==Q/Ap, (5.9) 

где Ко = 2лШ^ц In j; k, h — проницаемость и работающая 

толщина пласта; р ,— вязкость жидкости; RK, гс — радиус зоны 
дренирования пласта и приведенный радиус скважины. 

Ар 

Рис. 5.4. Типичные индикаторные диаграммы добывающих (а) и нагнета
тельных (б) скважин 

Если принять RK равным половине расстояния между со
седними скважинами, а гс равным радиусу гсд скважины по до
лоту или с учетом гидродинамического несовершенства (с ис
пользованием графиков В. И. Щурова или результатов иссле
дования при неустановившихся режимах), то определим гидро-
проводность пласта 

е = — - ^ — . (5.10) 
|i 2л 

При гс = гСд несовершенство скважины учитывается в е. Если 
ц известно по результатам лабораторного исследования глу
бинных проб жидкости, h определено геофизическими или де-
битометрическими методами, то найдем проницаемость 

£ = ерЖ (5.11) 

Индикаторная диаграмма в случае притока вязкопластич
ной нефти показана на рис. 2.7,а (см: § 2.9) и на рис. 5.4, о 
(линия 5). Коэффициент продуктивности определяется по фор
муле 

K0 = Q/(Ap-Ap0). • (5.12) 

При искривлении индикаторной диаграммы надежность ре
зультатов обработки невысокая. Причинами искривления инди
каторных диаграмм можно назвать в соответствии с линиями на 
рис. 5.4, а: 2 — при Р з ^ Р н нарушение закона Дарси (инерцион
ные сопротивления), зависимость проницаемости (деформации 
трещин) от давления, или при р 3 < р в , также выделение газа 
из нефти (газированная нефть); 3— нарушение линейного за
кона Дарси в случае превышения критической депрессии (при 
р 3 ^ Р и ) . выделение газа из нефти (газированная нефть при 
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Р з < р н ) ; 4 — подключение пропластков (см. также § 2.9), пере
ток между пластами, неустановившиеся процессы в пласте. 
Искривления индикаторных диаграмм нагнетательных скважин 
(см. рис. 5.4, б) могут быть вызваны нарушением закона Дарси 
(линия 2') или деформацией трещин (линия <?'). Следует под
черкнуть, что названные причины во многих случаях проявля
ются совместно. Если можно выделить причину искривления, то 
при обработке индикаторных линий следует обратиться к со
ответствующим расчетным формулам, изучаемым в курсе под
земной гидрогазодинамики и описанным в справочниках. В об
щем случае уравнение притока можно записать в виде степен
ной зависимости: 

Q = K0(pn» — p3)
n
, (5.13) 

где Ко (Ар) — коэффициент пропорциональности как функция 
Ар (или р з ) ; га —показатель степени (для выпуклых к оси Q 
линий 1 > п ^ 0 , 5 , для вогнутых — п>1, для прямых — п = 1 ) . 
Неизвестными могут являться Ко, п и рпл, которые вычисляем из 
системы 3-х уравнений, составленных согласно уравнению (5.13) 
для любых 3-х точек индикаторной линии: 

(5.14) 

При этом принимаем Ко = const, n=cons t , р п л = const. Если 
рпл известно, то для интервалов изменения Ар можно устано
вить Ко(Лр). 

Фильтрацию можно описать также двучленной формулой 

Ap = AQ + BQ\ (5.15) 

для графического определения коэффициентов фильтрационного 
сопротивления А и В которой индикаторную линию перестраи
ваем в прямую в координатах Др/Q от Q. Тогда А и В находим 
соответственно как отрезок на оси ординат и угловой коэффи
циент прямой, причем Л = 1//С0 (Ко— коэффициент продуктив
ности) . 

При притоке газированной нефти обработка данных исследо
вания осуществляется с использованием функций Христиано-
вича (см. § 2.3), т. е. 

n _
 2nkh

^пл-О 2 я М ( Я и л - Я ; ) 

ц = , (5.16) 
111-55- ^ н ( Р н ) 1 п _ ^ 

где Я п л — Я з = ц н ( р н ) ( Я п л — Я 3 ) —разность функций Христиа-
новича. 

Qi = Ко (Рпл — Рзх) 

Q2 = Ко (Рпл — Рз2) 

Qs = Ко (Рпл — Рзз) 

Индикаторная диаграм
ма при этом представляет
ся прямой в координатах Q 
от (Япл — Я 3 ) или от 
( Я п л ' - Я / ) -

В случае многопласто
вого объекта эксплуатации 
по данным дебитометриче-
ских исследований индика
торные диаграммы удобнее 
строить в зависимости Q от 
р3 (рис. 5.5), причем его 
приводят для каждого пла
ста к одной плоскости срав
нения (приведенное давле
ние). При таких координа
тах пластовое давление 
можно определить графиче
ски (см. рис. 5.5) или по 
формуле Рис- 5 ! > - Индикаторные диаграммы сква-

п жины, вскрывающей трн (/, //, ///) пла-
Рпл = Рз + > (5-17) ста, и каждого пласта в отдельности, 

Ко построенные по данным исследования 
при трех режимах (рзь Рзг, рзз) 

где Ко определяется по гра
фику как тангенс угла % ' 
(tgX=Ko=(Q2 — Qi)/(p3i — p32)- Дебит скважины при р3 

называют потенциальным дебитом Qn (см. рис. 5.5). 
Из рис. 5.5 следует, что при первом режиме (p3i) из пластов 

I и III жидкость с расходом AQi перетекает в пласт //, так как 
Р п л / / < р з 1 . Приведенные пластовые давления в / и / Я пластах 
равны (Рпл /

=
рпл ш ) , что свидетельствует об их гидродинамиче

ской связи (принадлежности к одной залежи). По тангенсам 
углов I можно определить коэффициенты продуктивности каж
дого пласта и объекта в целом. 

О 

§ 5.5. ГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ СКВАЖИН 

И ПЛАСТОВ ПРИ НЕУСТАНОВИВШИХСЯ РЕЖИМАХ 

Цель исследования заключается в оценке гидродинамического 
совершенства скважины, фильтрационных параметров и неод
нородности свойств пласта по изменению давления, т. е. в полу
чении и обработке кривой изменения давления во времени. 

Технология исследования состоит в измерении параметров 
работы скважины (дебита или приемистости, давления) при 
установившемся режиме, затем в изменении режима работы (де
бита или приемистости) и последующем измерении изменения 
давления либо на устье, либо на забое возмущающей или реа-
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гирующей скважины. Забойное давление измеряют глубинным 
(скважинным) абсолютным или дифференциальным маномет
ром на установившемся режиме при эксплуатации в течение не 
менее 30 мин, а изменение давления — до 2—10 ч, что устанав
ливается опытом. Можно исследовать скважины всех категорий 
(добывающие, нагнетательные, наблюдательные, пьезометриче
ские). Особенности исследования определяются способом экс
плуатации. Теория исследования разработана для условий уп
ругого режима при р 3^рн . Допускается проводить исследова
ние добывающих скважин при р 3 < Р н (но не более чем на 
15%) , если в районе скважины р п л > Р н - Базируется исследова
ние на использовании основной формулы упругого режима 
(2.85). 

Основными в этой группе исследований являются методы 
восстановления (снижения) давления и гидропрослушивания 
пласта. 

Метод восстановления давления 

Исследование выполняют путем остановки скважины и снятия 
кривой восстановления (снижения) забойного давления во вре
мени. С использованием метода суперпозиции, как известно из 
подземной гидрогазодинамики, основная формула упругого ре
жима в данном случае записывается в виде 

' с 

где Ap=p3(t)—Рзо — увеличение забойного давления во времени 
t после остановки скважины по отношению к установившемуся 
давлению р3 о перед остановкой (рис. 5.6,a); Q — установив
шийся дебит скважины до остановки (приведенный к пласто
вым условиям); / — время исследования (после остановки сква
жины). Кривую ра(0 трансформируют в прямую (рис. 5.6,6), 
преобразуя уравнение (5.18) таким образом: 

' с 

где i=-B»-- Л = Л п - У * « - . 
4akh' г

2 

' с 

Экспериментальные точки только по истечении некоторого 
времени ложатся на прямую в соответствии с уравнением 
(5.19), что объясняется продолжающимся притоком жидкости 
в скважину после ее закрытия. К этим точкам проводят каса
тельную, поэтому метод обработки называется методом коса-
184 
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Рис. 5.6. Кривая восстановления забойного давлении р»{<) во времени t 
(а) и ее обработка по методу касательной (б) 

тельной. Тогда графически находят А как отрезок на оси орди
нат (см. рис. 5.6,6) и t как угловой коэффициент прямой: 

I n / , — l n / x 

Можно также в соответствии с уравнением (5.19) для двух 
значений времени tx и t2 составить систему уравнений, из ко
торой вычислить А и t. Целесообразно принимать ti>\0-*RK*lx 
и /2<(0,1+0,2 )/?к

2
/х . 

Дальше вычисляют: 
гидропроводность 

г = Шц = <У(4п1); (5.21) 

проницаемость пласта 
* = ец/Л; (5.22) 

комплексный параметр 

х / ^ = е
д
"/2,25; (5.23) 

приведенный радиус скважины, учитывая, что х = &/(цР*) (р. и 
р* определяютсяв лаборатории по пробе жидкости и по керну) 

rc = V
2
.
2
5Ke-

A/i
; (5.24) 

коэффициент совершенства скважины при известных RK (см. 
§ 5.4) и радиусу гся скважины по долоту 

Sc = l n_?>L/ ln^- ; (5.25) 
' с д 'с 

коэффициент продуктивности скважины 

/С0 = 2яе/1п Як (5.26) 

Часто на графике Др — 1п / выделяются два или три прямо
линейных участка (рис. 5.7). Искажение прямой 1 может 
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Рис. 5.7. Типичные кривые восстановления давления в зонально-неоднород
ном с двумя (а) и тремя (б) зонами, разделенными прямолинейной (а, б) 
н круговой (в) границами, и трещиновато-пористом (г) пластах 

наблюдаться при улучшении (линия 2) или ухудшении (линия 3) 
проницаемости и пьезопроводности во второй зоне пласта, при 
наличии между двумя зонами с одинаковыми фильтрацион
ными свойствами зоны с улучшенными (линия 4) или ухудшен
ными (линия 5) свойствами, при замещении коллектора некол
лектором (линия 6), при наличии зоны с постоянным давле
нием, например в виде контура питания (линия 7). Другими 
причинами искажения прямой может быть наличие зон с раз
личной степенью проявления аномальных свойств нефти, упруго-
емкости трещин и проницаемости пористых блоков в трещино
вато-пористом пласте. Обрабатывая соответствующим образом 
эти зависимости, можно определить фильтрационные параметры 
и размеры зон, параметры трещиновато-пористого пласта. 

Продолжающийся приток обусловлен не мгновенным закры
тием скважины на устье (должно быть мгновенное закрытие на 
забое), сжатием газированного столба жидкости в скважине и 
повышением уровня жидкости в неполной скважине, соответст
вующим повышению р3. Продолжающийся приток можно изме
рить чувствительным скважинным дебитомером и косвенно оп
ределить по изменениям устьевого и затрубного давлений или 
уровней жидкости в скважине. Существует более 30 методов 
учета этого притока. Их можно разделить на две группы: диф
ференциальные и интегральные. В группе дифференциальных 
методов учитывается текущий расход, а в группе интеграль
ных — накапливающийся объем притекающей жидкости, по
этому последние более точные. Эти методы позволяют увели
чить количество точек, ложащихся на прямую. 

Э. Б. Чекалюк считает, что притоком можно пренебречь 
с погрешностью до 1 % при условии 

V (i)/QK< 0,01, (5.27) 

где V(t) — накопленный приток жидкости в скважину за время 
исследования t. Для выполнения этого условия только в мало-
дебитных скважинах требуется большое время. 

В нагнетательных скважинах можно измерять устьевое дав
ление рг(0>

 т а к к а к Рз(0 = р г ( 0 +Hpg, или использовать за
висимость Ap(t) =р2о—Рг(0>

 г
Де Рго — установившееся устье

вое давление до остановки, Я — глубина скважины, р—средняя 
плотность воды. Давление на забое скважины до остановки 
можно рассчитать по формуле гидростатического давления для 
неподвижного столба. Обработка результатов осуществляется 
аналогично без учета дополнительного притока, так как он от
сутствует в полностью заполненной скважине. 

В насосных скважинах исследуется восстановление уровня 
жидкости, результаты обрабатываются с учетом дополнитель
ного притока. 

Разработаны также экспресс-методы исследования простаи
вающих скважин, сущность которых состоит в том, что изме
нение давления в пласте достигается путем кратковременного 
отбора или закачки в скважину жидкости (газа)—«мгновен
ный подлив» (не более одного объема скважины). Возможно 
также ступенчатое изменение дебита. 

Гидропрослушивание пласта 

Отличие его заключается в том, что в одной скважине вызы
вается возмущение (пуск, остановка скважины или ступенча
тое изменение дебита), а в другой или нескольких других уда
ленных от нее реагирующих (наблюдательных или простаиваю
щих) скважинах фиксируется изменение давления во времени. 
Поскольку эти изменения давления небольшие, то их регистри
руют с помощью дифманометров или по уровню жидкости 
в скважине с помощью пьезографов, которые спускают под уро
вень жидкости. Метод позволяет определить усредненные пара
метры пласта между возмущающей и реагирующей скважинами 
и некоторые его неоднородности. Имеются модификации, ко
торые отличаются по характеру возбуждаемых в пласте волн 
давления (в виде импульсов, гармонических колебаний и др.) . 
Для получения надежных результатов должны отсутствовать 
посторонние возмущения (пуски, остановки соседних скважин). 

§ 5.6. УСТАНОВЛЕНИЕ ПАРАМЕТРОВ, ОПРЕДЕЛЯЮЩИХ 

ПРОДУКТИВНОСТЬ НЕФТЯНЫХ СКВАЖИН, И МЕТОДЫ 

ЕЕ ПОВЫШЕНИЯ 

По данным исследования скважин получают необходимые све
дения для проектирования и осуществления процесса разра
ботки залежи, устанавливают технологический режим их ра
боты или принимают решение 0 необходимости повышения их 
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продуктивности. Принципы учета получаемой информации при 
проектировании, анализе и регулировании разработки нефтя
ного месторождения рассмотрены в предыдущих главах. 

Установление режима работы скважины 

Установить технологический режим работы скважины — это 
значит выбрать такие параметры эксплуатационного оборудо
вания (скважинного подъемника), которые обеспечивают полу
чение на поверхности (на дожимной насосной станции или на 
пункте сбора) заданного дебита при соответствующем забойном 
давлении согласно уравнению, притока (5.14).»С позиций при
тока в скважину заданный дебит называют нормой отбора, под 
которой понимают максимальный дебит скважины, допустимый 
условиями рациональной эксплуатации залежи (охраны недр) и 
обеспечиваемый продуктивной характеристикой скважины. С по
зиций подъема продукции на поверхность заданный максималь
ный дебит, который можно получить из скважины при выпол
нении требований рациональной эксплуатации залежи и ра
ционального использования эксплуатационного оборудования, 
называют технической нормой добычи нефти или оптимальным 
дебитом. Значения заданного дебита или забойного давления 
устанавливаются проектом разработки. Однако по мере даль
нейшего изучения залежи и изменения условий разработки воз
никает необходимость их уточнения. Технологический режим 
определяют при помощи индикаторной диаграммы, на которую 
дополнительно наносят данные о количестве добываемой воды 
(обводненность), газа (газовый фактор), песка в зависимости 
от депрессии (или забойного давления), и регулировочных кри
вых, которые представляют собой зависимость дебита и дру
гих показателей от параметров эксплуатационного оборудо
вания. 

При нормировании отбора все скважины подразделяют на 
две группы: с ограниченными и с неограниченными отборами. 
Дебит скважин ограничивается геолого-технологическими и тех
ническими причинами. К первым можно отнести следующие: 
степень устойчивости пород продуктивного пласта (разрушение 
пласта и вынос песка); наличие подошвенной воды и верхнего 
газа (о предельном безводном и безгазовом факторе см. § 2.5); 
необходимость обеспечения р3^0,75рИ (см. § 2.3); необходи
мость ограничения объема добываемой воды (см. § 2.4, 2.7, 
4.1) и уменьшения среднего газового фактора в целом по пла
сту (при режимах' газонапорном и растворенного газа); необ
ходимость обеспечения равномерного стягивания ВНК и ГНК 
и предотвращения прорывов воды и газа. Техническими при
чинами являются недостаточная прочность обсадной колонны 
и возможное смятие ее при значительном снижении р3; ограни-

ченная мощность эксплуатационного оборудования (см. также 
§4.1) ; минимальное забойное давление фонтанирования; вред
ное влияние газа на работу скважинных насосов и др. Таким 
образом, геолого-технологические и технические причины огра
ничивают значения р3, обусловливающего дебит скважины. Не
ограниченный отбор жидкости допустим в скважинах либо ма-
лодебитных, эксплуатирующих истощенные пласты с низким , 
рпл, когда они удалены от ГНК или ВНК, а динамический уро
вень жидкости снижается до кровли или даже до подошвы 
продуктивного пласта, либо в сильно обводненных (более 80%) 
при форсировании отборов (см. § 3.3). В обоих случаях должны 
отсутствовать образование песчаных пробок в стволе, рост га
зового фактора и обводненности продукции. При назначении, 
неограниченного отбора стремятся достичь потенциального де
бита скважины, а ограничиваться дебит может технико-техно
логическими возможностями оборудования по подъему жидко
сти на поверхность. Такой отбор назначают обычно на поздней 
стадии разработки. 

Установление целесообразности воздействия 
на призабойную зону пласта 

В уравнении притока (5.14) величина pnzi не является регу
лируемой применительно к конкретной скважине. Показатель 
степени п косвенно зависит от коэффициента пропорциональ
ности Ко- Прига=1 коэффициент пропорциональности численно 
равен коэффициенту продуктивности 

„ 2nfeft 2яе _ 
До = -z— = п • (

5
-

2 8
) 

' с ' с 

Гидропроводность е и проницаемость k определяются подан
ным исследования при установившихся (еуст и й у ст) и неуста
новившихся (енеуст и &неуст) режимах. Если е У с т < е Н е у с т , то не
обходимо осуществить воздействие на призабойную зону пласта 
с-целью увеличения проницаемости k или расширения рабо
тающего интервала h. Целесообразно при выборе метода воз
действия использовать результаты послойного изучения разреза 
дебитометрическими, термодинамическими и геофизическими 
методами, что позволит выделить влияние k и h на величину 
е и оценить качество вскрытия пласта и освоения скважины. 
При определении приведенного радиуса гс оцениваются каче
ство вскрытия перфорацией и коэффициент совершенства сква
жины. Уменьшение k, h и гс, а для аномальных нефтей также 
рост эффективной вязкости, зависящей от созданной депрессии, 
обусловливают дополнительные фильтрационные сопротивления 

188 189 



в призабойной зоне и, как следствие, уменьшение производи
тельности скважины. Эти изменения относят либо к проницае
мости, либо к приведенному радиусу. Ухудшенную зону рассма
тривают также как тонкий слой (скин), а ее влияние на произ
водительность скважины называют скин-эффектом. Величину 
скин-эффекта можно определить по формуле В. Н. Щелкачева 

S = ( - p — l ) l n - ^ - (5.29) 

или из уравнения Ван Эвердингена и Херста 

Ар = i Г1п 2
'
2

^ + 2S J , (5.30) 

т. е. 

S = - ^ - - I n . ^ L , (5.31) 
21 2 f2 

где S — скин-эффект; k, k\ — проницаемость удаленной и ухуд
шенной зон, определяемая соответственно по формулам (5.22) и 
(5.11); гсд — радиус совершенной скважины по долоту; осталь
ные обозначения см. § 5.5. Из уравнения (5.30) следует, что скин-
эффект выражает потерю полезной депрессии вследствие допол
нительных фильтрационных сопротивлений в призабойной зоне. 
При загрязнении призабойной зоны (k>k\) величина S поло
жительна, а при k<ki — отрицательна. Ю. А. Балакиров реко
мендует k, RK и k\, гсд определять по кривым соответственно вос
становления и падения (после подлива) давления. 

Исследованиями П. Полларда, Н. П. Лебединца, Р. М. Мин-
чевой и Ю. А. Балакирова разработана ' методика оценки 
скин-эффекта и типа коллектора по разностным кривым восста
новления давления. Тип коллектора и наличие скин-эффекта ка
чественно можно установить по конфигурации кривой восстанов
ления давления в системе координат IgAp—t (по Ю. А. Ба
лакиреву), где Ар = рк—рз ( 0 ; рк — установившееся давление 
после закрытия скважины; p3(t)—забойное давление в момент 
времени t после остановки скважины. Для обработки кривой 
восстановления давления используется уравнение, которое в об
щем виде для сложной фильтрационной системы выражается 
многочленом, а для трещиновато-пористого пласта принимает 
вид трехчлена: 

pK — p3(t) = A е-««< + В е - * ' + (рк—рз0—А — В) е ~ Ч (5.32) 

где рзо — давление на забое работающей скважины перед оста
новкой; А, В, аи а.2, аз — постоянные коэффициенты при уело* 
вии рпц>рп, причем а\<,щ<,щ-. 

Ц Шр,НПа. 

Рис. 5.8. График восстановления давления в полулогарифмических коорди
натах:

 : 

lg ЮДр—< —основная кривая; lg ЮДр' —t — экстраполированная прямая конечного уча
стка основной кривой; lg ЮДр"—t — разностная кривая; lg 10 \p"'—t — экстраполирован
ная прямая конечного участка разностной кривой 

Члены в правой части уравнения (5.32) представляют собой: 
первый — разность между установившимся пластовым давле
нием и давлением в трещинах (потери давления, обусловлен
ные перетоком жидкости из пористых блоков в трещины); вто
рой— потери давления при движении жидкости в трещинах до 
окрестности скважин; третий — потери давления в призабойной 
зоне, обусловленные скин-эффектом. В каждом звене системы 
давление восстанавливается в течение своего промежутка вре
мени. Кривую восстановления давления можно разбить на три 
участка. Участку А, где проявляется скин-эффект (в течение 
0,5—1,5 ч), соответствует трехчлен в уравнении (5.32), уча
стку Б (в течение 0,5—5 ч)—двучлен (без третьего члена) и 
участку В — одночлен (без второго и третьего членов). На та
ком разделении основано численное определение значения 
каждого члена. Для этого строится основная кривая восстанов
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ления давления в координатах IgAp— t (рис. 5.8). Затем экст
раполируют прямолинейный участок основной кривой до оси 
ординат и по разности значений Др,- и Ар',- на основной кривой 
и экстраполированной прямой определяют значения Др"/, т. е. 
Ap"i=Api—Ар'и по которым в тех же координатах IgAp — 
t строят разностную кривую Др", где i— номера произвольно 
выбранных моментов времени L 

Значения коэффициентов, входящих в уравнение (5.32), оп
ределяют графоаналитическим способом: А и В вычисляют по 
отрезкам, отсекаемым экстраполированными прямолинейными 
участками основной и разностной кривых (см. рис. 5.8); си и 
а2 находят как уклоны прямолинейных участков основной и раз
ностной кривых (аналогично / в § 5.4); аз вычисляют аналити
чески из уравнения (5.32). Затем для любого момента времени 
рассчитывают каждый член правой части уравнения (5.32) и 
его долю в общей потере давления. Тогда делается заключение 
о типе коллектора, целесообразности и методе воздействия на 
призабойную зону. 

Методы повышения продуктивности скважин 

Ухудшение состояния призабойной зоны может быть вызвано 
в выходящих из бурения скважинах твердой фазой, фильтратом 
и буровым раствором (см. § 5.1), в добывающих нефтяных — 
выпадением солей, парафина и асфальтосмолистых веществ, 
в нагнетательных — механическими примесями, продуктами кор
розии и т. д. (см. § 3.2). Следовательно, продуктивную харак
теристику скважины можно, улучшить созданием дополнитель
ных или увеличенных каналов перфорации, микротрещин и мак
ротрещин, удалением органических и неорганических веществ из 
естественных пустот пласта, расширением сечения естествен
ных пустот или в пределе расширением ствола скважины. По 
этим направлениям выделяют следующие основные методы по
вышения продуктивности скважин: а) химические—кислотные 
обработки (КО); б) физические — тепловые обработки, обра
ботки поверхностно-активными веществами, растворителями; 
в) механические — гидравлический разрыв пласта (ГРП), гид
ропескоструйная (ГПП) и дополнительная кумулятивная 
перфорация, виброобработка. Известны также многие другие ме
тоды. Особо эффективно комплексное сочетание различных ме
тодов (термохимические обработки, гидрокислотный разрыв пла
ста, термогазохимическое воздействие и т. д.). Выбор метода 
определяется геолого-физической характеристикой тьласта и 
причинами снижения продуктивности скважин. Для выбора 
скважин и метода повышения их продуктивности разработаны 
методики на основе статистических методов распознавания об
разов, потенциальных функций, главных компонент и др. 

§ 5.7. ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ РАЗРЫВ ПЛАСТА 

Гидравлический разрыв пласта ( ГРП)—один из основных ме
тодов воздействия на призабойную зону. Ежегодно его приме
няют на 1500—2500 добывающих и нагнетательных скважинах. 

Сущность ГРП заключается в создании новых или расшире
нии существующих трещин в пласте путем закачки в скважину 
жидкости под высоким давлением и последующем закреплении 
их расклинивающим высокопроницаемым материалом (песком). 

Технология ГРП включает следующие операции: промывку 
скважины; спуск в скважину высокопрочных НКТ с пакером и 
якорем на нижнем конце; обвязку (рис. 5.9) и опрессовку на 
1,5-кратное рабочее давление устья и наземного оборудования; 
определение приемистости скважины закачкой жидкости; за
качку по НКТ в пласт жидкости-разрыва, жидкости-песконоси-
теля и продавочной жидкости (собственно гидроразрыв); де
монтаж оборудования и пуск скважины в работу. 

Гидроразрыв пласта проводится при давлениях, доходящих 
до 70—100 МПа и часто превышающих допустимые для обсад
ных колонн. Для защиты обсадных колонн от высокого давле
ния на нижнем конце НКТ спускают в скважину пакер с якорем, 
которые устанавливают над кровлей обрабатываемого пласта. 
Эластичный элемент пакера в результате сжатия его весом 
НКТ герметизирует затрубное пространство. Это достигается 
либо опорой пакера на забой с помощью перфорированного хво
стовика (пакер с опорой на забой типа ПМ, ОПМ), либо опорой 
пакера на обсадные трубы с помощью плашек пакера, ко
торые, освобождаясь при повороте НКТ, раздвигаются и вдав
ливаются во внутреннюю поверхность обсадной колонны (пла-
шечные пакеры без опоры на забой типа ПШ, ПС, ПГ) . Якорь 
предупреждает смещение пакера под действием перепада дав
ления над и под ним. За счет внутреннего избыточного давле
ния плашки якоря раздвигаются и вдавливаются во внутреннюю 
поверхность обсадной колонны. Пакеры и якоря рассчитаны 
на перепады давлений 30—50 МПа и имеют проходное сечение 
36—72 мм в зависимости от их типа и внутреннего диаметра 
обсадной колонны. Перед спуском пакера следует шаблониро-
вать ствол скважины, чтобы избежать возможного заклинива
ния пакера и разрушения его эластичного элемента в процессе 
спуска. 

Для осуществления ГРП используют насосные установки 
(агрегаты) типа УН1-630Х 700А (4АН-700), рассчитанные на 
максимальное рабочее давление 70 МПа, пескосмесительные 
агрегаты типа 4ПА или установки типа УСП-50 (для транспор
тирования до 9 т песка, дозированного ввода песка в поток 
жидкости и приготовления песчано-жидкостной смеси), блок 
манифольда типа 1БМ-700 или 1БМ-700С (для обвязки несколь-

7 В. С. Бойко 193 

192 



Рис. 5.9. Технологическая схема гидравлического разрыва пласта: 

/ — трещина разрыва; 2 — продуктивный пласт; 3 — пакер; 4 — якорь; 5 —обсадная ко
лонна; 6 — насосно-компрессорные трубы; 7 — арматура устья; 8 — манометр; 9 — блок 
маннфольдов; 10 — станция контроля и управления процессом; // — насосные агрегаты; 
12 — пескосмеснтели; 13 — емкости с технологическими жидкостями; 14 — насосные аг
регаты 

ких насосных агрегатов с устьем скважины) и арматуру устья 
типа 2АУ-700 или 2АУ-700 СУ. Дистанционный контроль за 
процессом можно осуществлять с помощью станции контроля 
и управления, смонтированной на автомобиле. Агрегаты разме
щают в направлении от устья скважины, чтобы при наличии 
аварийной и пожарной опасности беспрепятственно отъехать от 
нее. Для защиты людей от шума применяют антифоны и за
глушки. Руководитель работ поддерживает связь с исполните
лями с помощью телефона, радио или сигналов руками. Для 
перевозки неагрессивных рабочих жидкостей применяют авто
цистерны АЦН-11-257, АЦН-7,5-5334, Цр-7АП, Цр-7АПС. 
ЦР-20, АЦПП-21-5523А вместимостью 6—21 м

3
. 

Рабочие жидкости при ГРП используют на углеводородной 
или водной основе. Они должны не снижать фильтрационные 
характеристики пласта, не вызывать набухание глинистого це
мента пород, не образовывать осадки с флюидами и в то же 
время быть легкодоступными и дешевыми. Кроме того, 
жидкость разрыва и жидкость-носитель должны слабо фильтро-
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ваться через поверхности образованных трещин, а жидкость-но
ситель также обладать хорошей несущей или удерживающей 
способностью по отношению к частицам расклинивающего ма
териала. Это достигается увеличением вязкости или приданием 
жидкости структурных свойств. При высокой фильтруемости 
вследствие рассеивания в объеме пласта жидкость-разрыва не 
вызывает разрыва пласта или развития трещин вдали от стенки 
скважины, а жидкость-носитель не обеспечивает переноса ча
стиц расклинивающего материала в трещине. 

Ранее широко использовались вязкие жидкости на углеводо
родной основе (нефть; нефть, загущенная мазутом, битумом, ас
фальтитом; дизельное топливо) и эмульсии (гидрофобные и гид
рофильные водонефтяные, нефтекислотные, кислотно-керосино
вые). Их применение может быть оправдано при проведении 
ГРП в добывающих скважинах. В настоящее время в основном 
(около 90 % операций ГРП) используют жидкости на водной 
основе (вода, растворы полимеров, кислотные растворы, мицел; 

лярные растворы). Увеличенными расходами таких жидкостей 
обеспечивается разрыв пласта и компенсируется их недостаточ
ная песконесущая способность. Загущение воды достигается до
бавкой ПАА (полиакриламид), ССБ (сульфит-спиртовая 
барда), КМЦ (карбоксилметилцеллюлоза). Для предупрежде
ния набухания глин (стабилизации глин) в воду добавляют 
ПАВ, органические полимеры, хлористый аммоний и др. В каче
стве продавочной жидкости обычно используется техническая 
вода, а иногда нефть. 

Теоретические соображения позволяют считать, что при за
качке фильтрующейся жидкости более вероятно образование 
горизонтальной трещины, а при закачке нефильтрующейся — 
вертикальной. Если в пласте уже имеются трещины, то незави
симо от фильтруемости жидкости происходит их раскрытие или 
расширение. Напомним, что в пласте могут быть в основном 
естественные вертикальные или близкие к ним наклонные тре
щины. 

О происшедшем разрыве пород можно судить по резкому 
уменьшению устьевого давления закачки во времени при посто
янном расходе жидкости (образование новых трещин) или по 
увеличению расхода жидкости разрыва непропорционально ро
сту давления (раскрытие имеющихся трещин). Более объек
тивно момент разрыва пласта можно характеризовать резким 
увеличением отношения расхода жидкости разрыва к создавае
мой репрессии (коэффициент поглотительной способности) или 
к устьевому давлению закачки (условный коэффициент). 

Расклинивающим материалом (наполнителем трещин) 
обычно служит кварцевый песок с диаметрами частиц 0,5— 
1,2 мм. Гранулированный расклинивающий агент должен обла
дать высокой прочностью на смятие и не вдавливаться 
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в поверхность трещины, иметь небольшую плотность, шарооб
разную форму и однородный фракционный состав. 

Для проведения ГРП глубокозалегающих крепких пород 
с высокой температурой предложено применять стеклянные и 
пластмассовые шарики, зерна корунда и агломерированного 
боксита, молотую скорлупу грецкого ореха и др. Известны слу
чаи осуществления ГРП без применения наполнителя. Их эф
фективность объясняется тем, что вследствие растворения сте
нок трещин кислотой (кислотный ГРП) , остаточных деформа
ций горных пород или промывки трещин от загрязнений, тре
щины не смыкаются полностью. 

По технологическим схемам проведения- различают одно
кратный, направленный (поинтервальный) и многократный 
ГРП. При однократном гидроразрыве под давлением закачивае
мой жидкости оказываются все вскрытые перфорацией пласты 
одновременно, при направленном — лишь выбранный пласт или 
пропласток (интервал), имеющий, например, заниженную про
дуктивность, а при многократном ГРП осуществляется воздей
ствие последовательно на каждый в отдельности пласт или про
пласток. Места образования трещин при направленном и мно
гократном гидроразрывах регулируются вводом временно 
блокирующих материалов (эластичных шариков диаметром 1 2 — 
18 мм, зернистого нефтерастворимого нафталина и т. п.), при
менением двух пакеров, засыпкой низа скважин песком, предва
рительной гидропескоструйной перфорацией и др. Однако на
дежность этих работ очень низкая. 

Проектирование технологии ГРП в основном сводится к сле
дующему. Применительно к конкретным условиям выбирают 
технологическую схему процесса, рабочие жидкости и раскли
нивающий агент. При однократном ГРП, исходя из опыта, при
нимают 5 — 1 0 т песка. При массированной закачке его количе
ство увеличивают до нескольких десятков тонн. Концентрацию 
песка в носителе устанавливают в зависимости от ее удержи
вающей способности. При использовании воды она составляет 
4 0 — 5 0 кг/м

3
. Тогда по количеству и концентрации песка рас

считывают количество жидкости-песконосителя. На основании 
опытных данных используют обычно 5 — 1 0 м

3
 жидкости-раз

рыва. Объем продавочной жидкости равен объему обсадной ко
лонны и труб, по которым проводится закачка в пласт жидко
сти-песконосителя. 

Минимальный расход закачки жидкости должен составлять 
не менее 2 м

3
/мин и может быть оценен при образовании вер

тикальной и горизонтальной трещин соответственно по фор
мулам 

фверт
 РТ

 ; (5 .33) 

(5 .34) 

где QBepT, Qrop—минимальные расходы, л/с; h — толщина пла
ста, см; № верт, №ГОр — ширина вертикальной и горизонтальной 
трещины, см; р, — вязкость жидкости, мПа-с ; RT — радиус го
ризонтальной трещины, см. 

Давление гидроразрыва пласта устанавливают по опыту или 
оценивают по формуле 

РГРП = РГ + <"Р, (
5
-35) 

где ргрп—забойное давление разрыва пласта; pr = Hpng— гор
ное давление; ар — прочность породы пласта на разрыв в усло
виях всестороннего сжатия (обычно а р = 1 , 5—3 МПа) ; Я—глу
бина залегания пласта; р„ — средняя плотность вышележащих 
горных пород, равная 2 2 0 0 — 2 6 0 0 кг/м

3
, в среднем 2 3 0 0 кг/м

3
; 

g — ускорение свободного падения. 
Статистический анализ данных по давлению гидроразрыва 

показал, что при большой глубине скважин (более 1 0 0 0 — 
1200 м) р Г рп

=
 (0 ,75-г-0 ,8)р г . Это объясняют разгрузкой гор

ного давления за счет деформации (вытекания) пластических 
пород (глин) в разрезе, вскрытом скважиной, наличием естест
венных трещин в продуктивном пласте и образованием верти
кальных трещин. Давление разрыва можно также определить 
из условий образования трещин (Ю. П. Желтов и др.). 

Давление нагнетания на устье скважины 

РУ = РГРП + Артр—Рс, (5 .36) 

где Дртр — потери давления на трение в трубах; рс — гидро
статическое давление столба жидкости в скважине. 

Потери давления Дртр можно оценить по формуле Дарси — 
Вейсбаха (при необходимости с учетом увеличения потерь дав
ления за счет наличия в жидкости песка) или по графикам. 
Гидростатическое давление рс определяется с учетом кривизны 
ствола скважины и при необходимости наличия песка 
в жидкости. 

Если давление нагнетания ру больше допустимого устьевого 
давления р у д о п , то на НКТ над кровлей продуктивного пласта 
устанавливают пакер с якорем. Допустимое давление рУДОп 

принимается как наибольшее из двух давлений, вычисленных по 
формуле Ламэ (на внутреннее давление разрыва обсадной 
трубы) и с использованием формулы Яковлева—Шумилова 
(на страгивающую нагрузку для резьбы обсадной колонны). 

Потребное число насосных агрегатов определяют по фор
муле ( 5 . 4 ) . Затем подбирают остальное оборудование и уточ
няют возможность проведения процесса при полученных рас
четных параметрах. 
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ГРП позволяет решать следующие задачи: а) повышение 
продуктивности (приемистости) скважины при наличии загряз
нения призабойной зоны или малой проницаемости коллектора; 
б) расширение интервала притока (поглощения) при многопла
стовом строении объекта; в) интенсификация притока нефти, 
например, с использованием гранулированного магния; изоля
ция притока воды; регулирование профиля приемистости и др. 

Для оценки технологической эффективности в справочной 
литературе приводятся расчетные формулы. Однако оценка эта 
недостаточно надежна. Место образовавшейся трещины можно 
установить путем гамма-каротажа с использованием частиц 
песка или специальных синтетических шариков, активирован
ных радиоактивными изотопами, а также путем глубинной де-
бито- или расходометрии. В результате проведения ГРП про
дуктивность скважины может увеличиваться в 2—3 раза. 

§ 5.8. ТЕПЛОВАЯ ОБРАБОТКА ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ 

Тепловая обработка или термообработка (ТО) заключается 
в прогреве призабойной зоны пласта и ствола скважины с целью 
расплавления и удаления парафиносмолистых отложений. 

Выпадение парафина и отложение асфальтосмолистых ве
ществ в призабойной зоне происходят при добыче нефтей с вы
соким содержанием этих компонентов (более 3—5%) в усло
виях близости пластовой температуры и температуры насыще
ния (кристаллизации) парафина и охлаждения призабойной 
зоны ниже этой температуры. Охлаждение ее возможно при 
вскрытии пласта бурением, притоке газированной нефти или за
качке воды (газа) в процессе работы скважин, при проведении 
интенсифицирующих и ремонтных работ, связанных с закачкой 
больших объемов холодных жидкостей. Приток газированной 
нефти, сопровождающийся снижением во времени дебита сква
жины вследствие парафиносмолистых отложений, вызывает не
обходимость стационарного подогрева или периодического цик
лического повторения обработок. Продолжительность циклов 
может быть установлена из условия минимума расходов, свя
занных с потерей в добыче нефти и осуществлением обработок 
(обычно 3—7 мес). 

Теплота может быть внесена двумя способами: теплопере
дачей в пласт по скелету породы и насыщающей жидкости от 
источника теплоты (электронагревателя), расположенного 
в скважине (способом кондуктивного прогрева стационарно или 
периодически); конвективным тепломассопереносом за счет на
гнетания в скважину и пласт теплоносителей (насыщенного или 
перегретого водяного пара, горячей воды, нефти и т. п.). 

Для стационарного кондуктивного прогрева (стационарной 
электротепловой обработки) в скважине в интервале пласта со-
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вместно с подземным оборудованием устанавливают электрона
греватель, работающий непрерывно или по заданному режиму 
в процессе отбора нефти. 

Для периодического кондуктивного прогрева (периодической 
электротепловой обработки) эксплуатацию скважины прекра
щают, извлекают подземное оборудование (НКТ, насос и др.) и 
на кабель-тросе в интервал продуктивного пласта спускают 
скважинный электронагреватель, затем пласт прогревают в те
чение 3—7 сут, поднимают электронагреватель, спускают сква-
жинное оборудование и возобновляют эксплуатацию скважины. 
Опытные данные показывают, что через 3—7 сут непрерывного 
прогрева температура на забое стабилизируется. По стволу 
скважины нагретая зона распространяется на 20—50 м вверх 
и 10—20 м вниз от источника нагрева. Вследствие малой тепло
проводности пород удается прогреть пласт выше температуры 
плавления парафина и асфальтосмолистых отложений на не
большую глубину (до 1 м). Забойная температура снижается 
после отключения нагревателя со скоростью 3—5 °С/ч. Поэтому 
пускать скважину в работу следует без промедления. 

Для электропрогрева используют установку 1УЭС-1500, 
смонтированную на шасси автомобиля и одноосном прицепе. 
Максимальная глубина спуска электронагревателя составляет 
1500 м. Электронагреватель представляет собой трубчатую элек
трическую печь сопротивления (ТЭН) с максимальной мощ
ностью 25 кВт и наружным диаметром 112 мм, работает от 
промысловой электросети (380 В). 

Сущность метода обработки теплоносителем заключается 
в закачке в пласт нагретого теплоносителя, расплавляющего или 
растворяющего смолопарафиновые отложения в призабойной 
зоне с последующим своевременным (до остывания) и доста
точно полным извлечением его из пласта. Предпочтительней 
применение углеводородных жидкостей по сравнению с водой, 
несмотря на их меньшую теплоемкость, так как они совмещают 
функции теплоносителя и растворителя и нё вызывают отрица
тельных побочных явлений (набухание глин, разрушение ске
лета пород, снижение нефтепроницаемости). 

На практике широко применяется циклическая паротепло-
вая обработка при глубине скважин до 1500 м. Для прогрева 
пласта вокруг скважины радиусом 30 м требуется закачать до 
1000—3000 т насыщенного водяного пара. Такое количество 
пара можно закачать с помощью громоздких передвижных па
рогенератор ных установок типа УПГ, используемых с целью 
повышения нефтеотдачи (см. § 3.6). Поэтому для тепловой об
работки призабойной зоны используются передвижные паровые 
установки типа ППУА-1200/100, смонтированные на шасси ав
томобиля высокой проходимости КрАЗ и используемые для 
депарафинизации НКТ в скважинах и выкидных линий. Произ-
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водительность таких установок 1200 кг/ч пара при рабочем дав
лении до 10 МПа и температуре до 310 °С. Вместимость ци
стерны для воды составляет 4,2 м

3
. Можно также осуществлять 

закачку жидкости в пласт и нагревать ее скважинным электро
нагревателем. Для нагрева и нагнетания нефти в скважины и 
для депарафинизации трубопроводов используется агрегат 
1АДП-4-150 (или 2АДП-12/150 VI), который обеспечивает по
дачу 8,2 (12,0) м

3
/ч при температуре 150 °С и давлении 20 

(16) МПа. Оборудование агрегата смонтировано на шасси авто
мобиля высокой проходимости КрАЗ-255Б. 

§ 5.9. СОЛЯНОКИСЛОТНАЯ, ТЕРМОХИМИЧЕСКАЯ -
И ТЕРМОКИСЛОТНАЯ ОБРАБОТКИ 

Солянокислотная обработка (СКО) нашла наиболее широкое 
распространение вследствие простоты технологии, наличия бла
гоприятных условий для ее применения и высокой эффектив
ности. Она используется для обработки карбонатных коллекто
ров и песчаников с карбонатным цементом, очистки призабой
ной зоны от загрязнений в нагнетательных скважинах, для 
растворения отложений солей и очистки от глины, цемента 
и т. д. 

Солянокислотная обработка основана на способности соля
ной кислоты растворять карбонатные породы и карбонатный це
мент песчаников и других пород, в результате чего создаются 
пустоты, «каналы разъедания» в призабойной зоне. При этом 
образуются хорошо растворимые в воде соли (хлористый каль
ций и магний), вода и углекислый газ (в виде газа или жид
кости). Основные реакции при воздействии соответственно на 
известняк и доломит следующие: 

CaC03 + 2HCl = CaCla + HaOH-C02; (5.37) 

CaMg (С03)а + 4НС1 = СаС12 + MgCl2 + 2Н20 + 2СОа. (5.38) 

Солянокислотный раствор представляет собой смесь сле
дующих реагентов и материалов: 

соляной кислоты, выпускаемой промышленностью в трех ви
да х— синтетическая'техническая, техническая и из абгазов ор
ганических производств соответственно с концентрацией не ме
нее 31; 27,5 и 24,5 %; 

ингибитора коррозии — вещества, снижающего коррозион
ное разрушение оборудования (катапин-А, катапин-К, ката-
мин-А, марвелан-К(О), И-l-A, В-2, уротропин технический, фор
малин) и добавляемого в пределах 0,05—0,8 % от количества 
кислотного раствора; 

интенсификатора — ПАВ для повышения эффективности 
СКО в результате улучшения выноса продуктов реакции и рас
ширения профиля воздействия (катапин-А, катамин-А, марве-
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лан-К(О), ОП-10, ОП-7, 44-11), добавляемого в пределах 0,1— 
0,3 % от количества кислотного раствора; 

стабилизатора для предупреждения выпадания осадков 
окисных соединений железа, алюминия, геля кремневой кис
лоты (уксусная кислота, лимонная кислота, плавиковая или 
фтористоводородная кислота), добавляемого в пределах 0,8— 
2 % от количества кислотного раствора. 

Перед обработкой в солянокислотный раствор для нейтра
лизации серной кислоты добавляют также хлористый барий. 
После реакции в емкости образуется осадок сернокислого 
бария. 

Для обработки терригенных коллекторов и увеличения ак
тивности воздействия на силикатные породы и материалы 
(аморфная кремнекислота, глины, аргиллиты, кварц) исполь
зуют смесь 12 %-ного раствора соляной кислоты и 3—5%-ного 
раствора плавиковой (HF) кислоты и называют ее грязевой 
кислотой или глинокислотой. Обработка, соответственно, назы--
вается глинокислотной. 

Для удобства транспортировки и хранения, а также для 
безопасности работы на промыслах, особенно в Западной Си
бири, плавиковую кислоту можно получать из смеси фтористых 
солей (бифторид-фторид аммония N H 4 F ' H F + N H 4 F и бифто-
рид аммония NH4F). С целью приготовления глинокислоты 
с содержанием 12% НО и 3% HF берут 16%-ную ^ С 1 
и 5 % бифторид-фторид аммония от объема раствора. При 
этом в результате взаимодействия НС1 с бифторид-фторид ам
монием образуется HF. 

Рецептуру и вид кислотного раствора выбирают в зависимо
сти от химического состава пород, типа коллектора и темпера
туры. Так, при обработке ангидритов в солянокислотный рас
твор целесообразно добавлять 6—10 %

 п
° массе азотнокислого 

калия. Сульфат- и железосодержащие карбонатные коллекторы 
предпочтительно обрабатывать 10— 15%-ными растворами ук
сусной (СНзСООН) и сульфаминовой (NH2S03H) кислот или 
солянокислотный раствором с присадками хлористого кальция 
или поваренной соли, а также сульфатов калия и магния. При 
обработке железосодержащих карбонатных коллекторов соля
нокислотный раствором осадкообразование предупреждается 
присадкой в раствор уксусной или лимонной кислот в количе
стве соответственно 3—5 и 2 — 3 % по массе. 

Повышенные температуры пластов (более 60 °С) обуслов
ливают высокие скорости реакции кислот с породой и метал
лом оборудования, требуют более тщательного ингибирования 
кислоты и применения составов с замедленными сроками ней
трализации. Тип коллектора определяет необходимую прони
кающую способность кислотного раствора, от которой зависит 
охват воздействием по простиранию и толщине пластов, 
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проникновение его в мелкие поры и микротрещины. Замедление 
скорости нейтрализации кислоты и как следствие увеличение 
глубины обработки пластов достигается применением кислот
ных эмульсий, пен, добавкой хлористого кальция, органических 
(уксусной и лимонной) кислот, ингибитора В-2 и др. 

В трещиноватых и трещиновато-пористых коллекторах пред
почтительно использовать вязкие и вязкоупругие системы — 
кислотные эмульсии и пены, загущенные КМЦ кислотные со
ставы. В пористых малопроницаемых коллекторах и при 
загрязнении призабойной зоны минеральной взвесью предпочти
тельно применять кислотные растворы с повышенной фильтруе-
мостью (проникающей способностью), к которым относят кис
лотный раствор, обработанный гидрофобизирующим ПАВ для 
добывающих скважин и гидрофилизирующими ПАВ для нагне
тательных скважин, газированные кислоты (с преобладанием 
жидкой фазы) и кислотные аэрозоли (с преобладанием газо
вой фазы). В качестве газовой фазы используют азот (снижа
ется коррозионная активность и взрывобезопасность), углекис
лый газ (повышается растворяющая способность смеси), воз
дух, углеводородный газ. 

Снижения коррозии оборудования и увеличения глубины об
работки пласта можно достичь путем образования кислотных 
растворов в скважине или в пласте в результате реакции рас
твора формальдегида НСНО (формалина) с солями аммония 
(хлористым аммонием NH4C1 или аммиачной селитрой NH 4N0 3 ) : 

6НСНО + 4NH4C1 - 4НС1 + C6H12N4 + 6Н20 (5.39) 
6НСНО + 4NH4N03 = 4HN03 + C6H12N4 + 6H20 (5.40) 

Образовавшиеся соляная (HC1) и азотная (HN03) кислоты 
взаимодействуют с карбонатами, а уротропин C6H12N4 приво
дит к замедлению скорости взаимодействия. 

По технологии проведения СКО различают: а) кислотные 
ванны (без закачки кислоты в пласт с целью очистки ствола 
скважины); б) обычные (простые) СКО (с закачкой кислоты 
в пласт); в) СКО под давлением (с интенсивной закачкой кис
лоты в пласт, обычно, при использовании пакера); г) поинтер-
вальные (ступенчатые) обработки (с регулированием места 
входа кислоты в пласт). 

Можно выделить также: а) пенокислотные обработки (с ис
пользованием аэрированного солянокислотного раствора в виде 
пены при средней степени аэрации в нормальных условиях 15— 
25); б) газокислотные обработки (азот от АГУ 6000-500/200 
или природный газ из соседних газовых скважин); в) серийные 
обработки (многократные с интервалом 5—10 сут); г) кисло-
тоструйные обработки (через гидромониторные насадки). 

Кислотные ванны применяют в скважинах с открытым за
боем после бурения и при освоении. Кислотный раствор вводят 
:
!
02 

методом промывки (прокачки). Применяется раствор повы
шенной концентрации (15—20%). Время выдержки составляет 
16—24 ч. 

Простые кислотные обработки наиболее распространены. 
Сначала на скважине осуществляют обычные подготовительные 
операции: промывку забойных пробок, удаление парафинистых 
и смолистых отложений тепловой обработкой или промывкой 
растворителями (керосином, газоконденсатом, пропан-бутано-
выми или бутилбензольными фракциями, «бензиновой головкой» 
по ТУ 352-53, бензолом). Кислотный раствор закачивают в НКТ 
одним насосным агрегатом при давлении до 6—8 МПа и от
крытом затрубном пространстве. В момент подхода кислотного 
раствора к башмаку НКТ затрубное пространство перекрывают 
и без остановки продолжают закачку кислотного раствора 
в пласт и продавочной жидкости. Принимают 0,4—1,5 м

3
 8— 

15%-ного раствора соляной кислоты из расчета на 1 м эффек
тивной толщины пласта. При повторных (серийных) обработ
ках объем раствора увеличивают на 20—50%. 

После задавки кислоты в пласт немедленно приступают к ос
воению скважины, чтобы предотвратить возможные выпаде
ния осадков, поскольку кислота нейтрализуется быстро (до 
1—2 ч). 

Для задавки активного солянокислотного раствора в пласт 
создают давление на устье до 20-^30 МПа закачкой несколь
кими насосными агрегатами. Как и при ГРП, устанавливают 
пакер с якорем. 

Регулирование места ввода кислоты в пласт можно обеспе
чить применением одного или двух пакеров, созданием на за
бое столба тяжелой или высоковязкой жидкости, закачкой 
в пласт вязкопластичных или вязкоупругих жидкостей, запол
нением трещин водо- или нефтерастворимыми зернистыми ма^ 
териалами (гранулированными магнием, полимером, высоко-
окисленным битумом, рубраксом). 

Если в призабойной зоне наблюдается отложение парафини
стых и афальтосмолистых веществ, то целесообразно проводить 
термохимическую или термокислотную обработку. 

Под термохимической обработкой (ТХО) понимают процесс 
воздействия на породы призабойной зоны пласта горячей соля
ной кислотой, причем нагревается она на глубине за счет теп
лоты экзотермической реакции между прокачиваемым раство
ром кислоты и реагентным материалом (обычно магнием). 
Если термохимическая обработка сопровождается кислотной 
обработкой, то такую комбинированную обработку называют 
термокислотной (ТКО). 

Термохимическая обработка основана на реакции: 

Mg + 2НС1 + НаО = MgCla + НаО + Н2 + 461,38 кДж. (5.41) 
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Концентрация кислоты в исходном растворе принимается та
кой (14—18 % ) , чтобы после реакции с магнием остаточная кон
центрация была достаточной (10—12%) для активного воздей
ствия на породы. В зависимости от степени необходимого на
грева на 1 кг магния принимают 50—100 л раствора. 

По технологическим схемам осуществления можно выделить 
внутрискважинную термохимическую обработку (ВСТХО), вну-
трипластовую термохимическую обработку (ВПТХО) и комп
лексную внутрипластовую кислотную обработку обводняющейся 
скважины (КВПКО) [4]. 

Внутрискважинную термохимическую обработку (ВСТХО) 
можно проводить с помощью термонаконечника, через который 
прокачивается солянокислотный раствор. Предварительно в тер
монаконечник загружают 40—100 кг стержневого (пруткового), 
стружкового или крупнозернистого (размер зерен 10—12 мм) 
магния и спускают его на НКТ в скважину. 

Более технологично проведение ВСТХО на основе использо
вания гранулированного (размер гранул 0,5—1,6 мм) магния. 
Для доставки гранул магния в зону реакции целесообразно ис
пользовать химически инертные (например, углеводородные — 
дизельное топливо, керосин, газоконденсат, «легкая» нефть) по 
отношению к магнию жидкости. При использовании воды в ка
честве жидкости-магнийносителя происходит гидролиз магния 
в воде, в результате этого теряется масса магния (на 3—7%) . 
Добавка к воде перманганата калия или ПАВ уменьшает роль 
этих отрицательных явлений. В зависимости от вида жидкости-
магнийносителя может изменяться технологическая эффектив
ность ВСТХО. В призабойной зоне полная или частичная 
закупорка пор парафином и другими органическими и неоргани
ческими системами наблюдается в той ее части, которая обра
зует ствол скважины и непосредственно к нему примыкает (до 
0,5 м). Это усложняет естественную неравномерность профиля 
притока (закачки). При частичной закупорке пор неорганиче
скими системами их действие можно несколько устранить кис
лотной обработкой, а органическими — тепловой обработкой и 
обработкой растворителями. В случае совместного действия ор
ганических и неорганических систем, особенно при полной за
купорке пор, положительного результата можно достичь комп
лексным сочетанием воздействий кислотой, теплом и раствори
телем на стенку скважины (фильтр) и призабойную зону по 
технологии ВСТХО. Растворитель закачивают в смеси с кис
лотным раствором или используют его в качестве жидкости-
магнийносителя. 

При ВСТХО гранулированный магний подают в затрубное 
пространство, а кислотный раствор закачивают в НКТ. Реак
ция магния с кислотой происходит либо ниже башмака НКТ до 
забоя в нисходящем, их потоке (рис. 5.10), либо в затрубном 
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Рис. 5.10. Технологическая схема внутрискважинной термохимической обра

ботки с созданием нисходящих потоков: 
/ — продуктивный пласт; 2 — гранула магния; 3 — обсадная колонна; 4 — насосно-ком-
прессорные трубы; 5 — устьевое оборудование; 6 — манометр; 7 — обратный клапан; S — 
насосные кислотные агрегаты; 9 — емкость для промывочной и продавочной жидкости; 
10 — емкость для кислотного раствора; // — насосные агрегаты для подпора; 12 на
сосные агрегаты; 13 — емкость для жидкости-магнийносителя и продавочной жидко
сти; 14 — пескосмеситель 

пространстве напротив продуктивного пласта, где гранулы маг
ния псевдоожижаются восходящим потоком кислотного раствора 
(предварительно при необходимости на НКТ спускают перфо
рированный хвостовик) или созданы встречные потоки жидко
сти-носителя с магнием и кислотного раствора. Гранулирован
ный магний можно вводить также на забой скважины намы
вом или засыпкой. 

Внутрипластовая термохимическая обработка заключается 
в заполнении трещин гидроразрыва смесью песка и гранулиро
ванного магния и последующем экзотермическом растворении 
магния солянокислотный раствором (рис. 5.11). Эффективность 
ВПТХО обеспечивается комплексным действием четырех факто
ров: механического (разрыв-или раскрытие трещин пласта и 
увеличение проницаемости трещин после растворения магния из 
смеси с песком); теплового (расплавление органических отло
жений); термокислотного (воздействие на освобожденные от ор
ганических отложений породы нагретым кислотным раствором 
внутри пласта) и гидрогазодинамического (регулирование мае* 
сообменных процессов и улучшение освоения скважины и очи
стки призабойной зоны от загрязняющих продуктов выделяю
щимся газообразным водородом). Для более эффективного 
обогрева ближайшей окрестности скважины рекомендуется 
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Рис. 5.11. Технологическая схема внутрипластовой термохимической обра
ботки: 

/ — продуктивный пласт; 2 —трещина; 3 —обсадная колонна; 4 — иасосно-компрессор-
ные трубы; 5— арматура устья; 6 — манометр; 7 — задвижки; 8— блок манифольдов; 
9 — насосные агрегаты; 10 — пескосмеситель; // — емкость для буферной жидкости; 
/2 — насосные агрегаты для подпора; 13 — емкость для жидкости разрыва и песко-
магиийиосителя; 14 — емкость для солянокислотного раствора; 15 — кислотный насос
ный агрегат; 16 — пакер; 17 — якорь 

сразу после окончания продавки кислотного раствора отобрать 
из скважины 30—40 % объема закачанного кислотного рас
твора, а через 0,5 ч — оставшуюся часть закачанной жидкости и 
пустить скважину в работу. Для этого целесообразно продавку 
осуществлять закачкой газа. Количество магния должно состав
лять 20 % °т общей массы магния и песка, что обеспечит 4— 
6-кратное увеличение проницаемости трещины. 

Комплексная внутрипластовая кислотная обработка обвод
няющейся скважины предусматривает ограничение притока 
воды с использованием гранулированного магния и кислотную 
или внутрискважинную термохимическую обработку. Ограниче
ние притока воды основано на реакции магния и его оксида 
с водой, что приводит к образованию осадка гидроксида магния 
и магнезиального цемента (при наличии в воде хлористого маг
ния) : 

Mg + 2H20 = Mg(OH)2 + H2; (5.42) 

MgO + Н20 = Mg (ОН)2; (5.43) 

MgO+MgCl8 + H20 = 2Mg(OH)Cl. (5.44) 

Технология включает заполнение по схеме ГРП трещин, 
естественных или искусственно созданных и являющихся основ
ными путями притока воды в скважину, или намыв ствола сква
жины напротив обводненного пласта смесью песка с гранули
рованным магнием; извлечение на поверхность закачанных жид-
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костей; выдержку во времени (на 48—96 ч) для протекания ре
акции и образования прочной водоизоляционной структуры; про
ведение кислотной или внутрискважинной термохимической об
работки малопроницаемых интервалов пласта. Массовое содер
жание магния в смеси с песком принимается равным 0,2. На 
1 кг Mg берут 2,8 кг MgCl2. 

Соляную кислоту и раствор можно транспортировать в ав
тоцистернах, а закачивать с помощью насосных и цементиро
вочных агрегатов. Имеются специальные насосные кислотные 
(кислотоустойчивые) установки (агрегаты) типов УНЦ 1-
160X500К, АКПП-500 и кислотовозы типа КП-6,5. 

Установка УНЦ 1-160Х 500К (Азинмаш-ЗОА) смонтиро
вана на шасси автомобиля и включает гуммированную мягкой 
резиной с подслоем полуэбонита цистерну вместимостью 6 м

3
, 

гуммированный баллон для химреагентов вместимостью 0,2 м
3
, 

плунжерный насос и на двухосном прицепе дополнительную ци
стерну вместимостью 6 м

3
. Насос обеспечивает подачу кислот

ного раствора от 1,03 до 12,2 л/с при давлении 7,6—33,3 МПа. 
Для смешивания кислоты с газом (воздухом) используется 
аэратор или эжектор, а газ подается от компрессорной уста
новки или АГУ 6000-500/200. Реакционные наконечники изго
тавливают из перфорированных труб диаметром 100 и 75 мм. 

Кислотный раствор готовят централизованно или у сква
жины в строгой последовательности: в воду вводят ингибитор и 
стабилизатор, соляную кислоту, перемешивают и добавляют 
ВаС12, перемешивают и вводят интенсификатор, перемешивают 
и выдерживают до осветления раствора (2—3 ч). При работе 
должны использоваться защитные приспособления (спецодежда, 
резиновые перчатки, очки), быть в наличии средства для ока
зания первой медицинской помощи. 

§ 5.10. ДРУГИЕ МЕТОДЫ ВОЗДЕЙСТВИЯ 

НА ПРИЗАБОЙНУЮ ЗОНУ 

Кроме гидравлического разрыва пласта, тепловой, солянокис-
лотной, термохимической и термокислотной обработок приме
няются также другие методы воздействия на призабойную 
зону: очистка призабойной зоны растворителями, ПАВ, термо-
газохимическое воздействие, импульсно-ударные методы воздей
ствия и др. 

В качестве углеводородных растворителей для очистки при
забойной зоны от отложений парафина и асфальтосмолистых 
веществ нашли применение абсорбент (отходы смеси углеводо
родов 70% бутан-бутиленовой и 30.% бутилен-дивиниловой 
фракции), КОРД (кубовый остаток ректификации дивинила), 
КОН-47-88 (смесь легких углеводородов, бензола, толуола, кси
лола, димерциклопентадиена, этилового бензола и др.), пиро-
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конденсат ^смесь ароматических, непредельных и предельных 
углеводородов), пенореагент (смесь спиртов, углеводородов), 
предельный (смесь тяжелых углеводородов с фенолом) и отра
ботанный (смесь парафиновых и предельных углеводородов) 
керосин, являющиеся отходами химических заводов. Эффектив
ность обработки повышается с увеличением удельного расхода 
растворителя, давления, темпа закачки и, особенно, при после
дующем подогреве пласта. 

Поверхностно-активные вещества по составу и химическим 
свойствам разделяют на ионогенные и неионогенные. Первые 
делятся на анионоактивные и катионоактивные, которые в вод
ных растворах ионизируют соответственно на поверхностно-ак
тивные анионы и поверхностно-активные катионы. Молекулы 
неионогенных ПАВ в воде не диссоциируют на анионы и ка
тионы. Анионоактивные (сульфонол, сульфонат), катионоактив
ные (катапин А, катапин К, катамин) и неионогенные (ОП-4, 
ОП-7, ОП-10, дисолван 4411) ПАВ используются как моющие 
средства для промывки забоев нагнетательных скважин и при-
забойных зон от всякого рода загрязнений, а также для разру
шения и предотвращения образования эмульсий в призабойной 
зоне нефтяных скважин. В призабойную зону закачивают 10— 
20 м

3
 раствора с концентрацией ПАВ 0,5—3%, работу сква

жины возобновляют через 2—3 сут. Использование 0,2— 
0,3 %-ного раствора технического моющего препарата МЛ-72 
(ТУ 84-348—73), представляющего собой смесь анионных и не
ионогенных ПАВ (сульфонол, сульфонат, смачиватель ДБ ) , эф
фективно при очистке призабойной зоны и глушении скважин, 
снижении вязкости водонефтяных эмульсий, очистке насосно-
компрессорных труб и подземного оборудования от асфальто-
смолопарафинистых осадков, уменьшении гидравлических со
противлений. 

Метод термогазохимического воздействия (ТГХВ) основан 
на горении твердых порохов в жидкости без каких-либо герме
тичных камер или защитных оболочек. Он сочетает тепловое 
воздействие с механическим и химическим, а именно: а) обра
зующиеся газы горения под давлением (до 100 МПа) вытес
няют из ствола в пласт жидкость, которая расширяет естествен
ные и создает новые трещины; б) нагретые (180—250 °С) по
роховые газы, проникая в пласт, расплавляют парафин, смолы 
и асфальтены; в) газообразные продукты горения состоят в ос
новном из хлористого водорода и углекислого газа; хлористый 
водород при наличии воды образует слабоконцентрированный 
солянокислотный раствор; углекислый газ, растворяясь в нефти, 
снижает ее вязкость, поверхностное натяжение и увеличивает 
продуктивность скважины; г) после сгорания заряда давление 
в скважине снижается и из пласта устремляются флюиды газы 
горения и расплавленные отложения. Дополнительно 'ствол 
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скважины в пределах продуктивного пласта можно заполнить 
солянокислотным раствором. 

Этот метод осуществляют с помощью аккумулятора давле
ния скважины (АДС). АДС спускают либо на каротажном ка
беле в обсадную колонну или в НКТ, либо на НКТ с установ
кой пакера. Полное время сгорания может достигать 300 с. 
Массу заряда вычисляют по эмпирической формуле Р. А. Мак
сутова и К- М. Гарифова в зависимости от гидропроводности 
пласта, гидростатического давления и давления на забое после 
сгорания снаряда. Разрыв пласта давлением (до 250 МПа) по
роховых газов можно осуществить посредством бескорпусного 
генератора ПГД-БК, в котором процесс горения заряда кратко
временный (до 1 с) . 

Использование взрывчатых веществ для воздействия на при
забойную зону известно давно. Для отрыва или развинчивания 
прихваченных труб, разрушения посторонних предметов в сква
жине при ремонтных работах и иногда для создания сети тре
щин применяют торпедирование путем взрыва торпед в сква
жине. Наряду с этим осуществляют внутрипластовые взрывы 
посредством нагнетания жидкого взрывчатого вещества (нитро
глицерина) в пласт и последующей детонации. Давление дости
гает 10

5
 МПа, скорость распространения ударной волны состав

ляет 3000—5000 м/с. 

При электрогидравлическом воздействии на призабойную 
зону в интервале продуктивного пласта за счет формирования 
высоковольных • периодических электрических разрядов в жид
кости создаются периодические гидравлические импульсы высо
кого давления, сопровождаемые кавитационными ударами, кото
рые образуют трещины в пласте, разрушают и смещают закупо
ривающие частицы и способствуют выносу их из поровых кана
лов. Электромагнитное и тепловое поля оказывают тепловое 
воздействие на призабойную зону. Такое воздействие при одно
временном дренировании жидкости из пласта повышает продук
тивность скважины в 1,5—2 раза. Для проведения обработки 
забойный генератор электрогидравлических импульсов высокого 
давления наружным диаметром 114 мм спускают в скважину 
на трос-кабеле с помощью передвижного каротажного подъем
ника. 

Кроме названных термогазохимического, электрогидравличе
ского воздействий и импульсно-ударного воздействия взрывча
тых веществ используются методы виброобработки, имплозии, 
переменных давлений, мгновенных высоких депрессий, а также 
применяются гидроимпульсные насосы. 

Виброобработка отличается от ГРП или СКО тем, что на 
конце НКТ устанавливается гидравлический вибратор, создаю
щий волны (импульсы) давления вследствие перекрытия вра
щающимся золотником потока закачиваемой через вибратор 
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Рис. 5.12. Технологическая схема освоения скважин методом создания уп
равляемых циклических депрессий на пласт: 
/ — емкость для рабочей жидкости; 2 — задвижка; 3 — насосные агрегаты; 4 — фильтр; 
5 — продуктивный пласт; б —пакер ; 7 — устройство для обработки скважин УОС-1; 
й —шар диаметром 25,4 мм; 9 — клапан приемный (опрессовочиый); 10 — обсадная ко
лонна; // —клапан циркуляционный; 12 — иасосио-компрессориые трубы; 13 — нагнета
тельная линия; 14 — колонная головка; 15 — крестовина фонтанной арматуры; 16 — 
быстросъемиое соединение; 17 — манометр; 18 — штуцер; 19 — сепаратор; 20 — расходо
мер; 21 — факельная линия; 22 — амбар; 23— приемная емкость 

в пласт жидкости. Известны и другие конструкции вибратора. 
Рабочей жидкостью служат соляная кислота, нефть, дизельное 
топливо, вода. Время обработки составляет 5—8 ч. 

По методу имплозии импульс понижения давления созда
вался разрушением стеклянного баллона на забое. Метод пере
менных давлений заключается в многократном изменении дав
ления на устье скважины путем резкого поднятия его закачкой 
жидкости до давлений, допускаемых прочностью колонны, и 
последующего уменьшения до нуля. Работа гидроимпульсного 
насоса основана на использовании гидравлического удара. Пе
риодическое поступление жидкости в насос вызывает импульсы 
давления на забое. Мгновенные высокие депрессии можно соз
давать путем сообщения опорожненной части ствола скважины 
(НКТ) с пластом. Для создания многократных высоких де
прессий на пласт разработаны специальные устройства, осно
ванные на использовании струйного насоса или периодического 
опорожнения труб. 

В Ивано-Франковском институте нефти и газа под руко
водством Р. С. Яремийчука разработаны методы освоения, 
а также устройства (типов УОС и УЭОС) на основе использо
вания струйного насоса (рис. 5.12). В скважину в компоновке 
с НКТ спускают устройство для обработки скважин УОС-1 или 
корпус устройства эжекторного для освоения скважин УЭОС-1. 

Устройство УЭОС-1 спускается под действием собственного 
веса в предварительно установленный корпус, а поднимается 
с помощью специального ловителя, спускаемого на кабеле. 

Принцип работы устройств основан на передаче кинетиче
ской энергии от рабочей жидкости к пластовой — эжектируе-
мой. Рабочая жидкость (вода, водный раствор хлористого нат
рия или кальция) насосными агрегатами прокачивается под 
высоким давлением по НКТ через устройство, а смесь рабочей 
и пластовой жидкостей выходит по затрубному пространству, 
отделенному от пласта пакером. В результате под пакером сни
жается давление (создается депрессия). После прекращения 
подачи рабочей жидкости давление на пласт восстанавливается. 
Одну обработку выполняют 20—30 циклами при продолжитель
ности воздействия за каждый цикл 5—10 мин. В результате цик
лического воздействия на пласт в режиме депрессия — восста
новление забойного давления происходит очистка призабойной 
зоны. 

Этот метод широко применяется на месторождениях Запад
ной Сибири для вызова притока, очистки призабойной зоны, 
а также для удаления продуктов реакции после кислотной об
работки. 

Контрольные вопросы 

1. Охарактеризуйте работы по вскрытию продуктивного пласта буре
нием и перфорацией с позиций безаварийного их осуществления, сохранения 
фильтрационной способности коллектора и достижения высокого гидроди
намического совершенства скважин. 

2. Как определяют параметры гидропескоструйной перфорации при ее 
проектировании? 

3. Как вызывают приток жидкости в скважины? 
4. Нарисуйте кривые распределения температуры вдоль ствола нефтя

ной скважины. Какими факторами обусловлен их характер? Запишите урав
нение естественной геотермы. 

5. Нарисуйте типичные индикаторные линии. Как их обрабатывают? 
6. Назовите причины искажения кривых восстановления давления в сква

жинах, обрабатываемых методом касательной? Покажите характер искаже
ния на графиках. 

7. Расскажите о методике оценки скии-эффекта и типа коллектора по 
разностным кривым восстановления давления. 

8. Как оценить возможное давление нагнетания на устье скважины при 
осуществлении гидроразрыва пласта? 

9. Зачем и как проводят тепловую обработку призабойной зоны пласта? 
10. Охарактеризуйте основные компоненты солянокислотного раствора. 
11. Расскажите об обработках призабойной зоны с использованием гра

нулированного магния. 
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Глава 6 

ОСНОВЫ ТЕОРИИ ГАЗОЖИДКОСТНОГО 
ПОДЪЕМНИКА 

При эксплуатации скважины любым (фонтанным, газлифтным, 
насосным) способом по мере передвижения нефти по стволу 
с забоя на поверхность из нее обычно выделяется растворен
ный газ и образуется газожидкостная смесь. «Закономерности 
движения газожидкостной смеси намного сложнее, чем одно
родной жидкости или газа. Выделившийся газ в восходящем 
потоке производит работу по подъему жидкости в трубе, т. е. 
выполняет роль подъемника жидкости. Жидкость может быть 
однофазной (нефть) или двухфазной (смесь нефти и воды). 
Общие для всех способов эксплуатации скважин вопросы дви
жения газожидкостной (двух-, трехфазной) смеси отдельно рас
смотрены ниже. 

§ 6.1. БАЛАНС ЭНЕРГИИ В ДОБЫВАЮЩЕЙ СКВАЖИНЕ 

Подъем флюидов в стволе добывающей скважины может про
исходить либо за счет пластовой энергии ( £ п л ) , либо за счет 
пластовой (Еал) и искусственно вводимой с поверхности в сква
жину (Еи) энергий. На забой скважины поступают из пласта 
флюиды, которые обладают потенциальной энергией, обуслов
ленной действием сил гидродинамического давления (см. § 1.2). 
В стволе скважины энергия расходуется на преодоление силы 
тяжести гидростатического столба смеси ( £ С м ) , сил путевого 
( £ т Р ) , местного ( £м ) и инерционного ( £ ии ) сопротивлений, ко
торые связаны с движением, а также на транспорт продукции 

СКВаЖИНЫ ОТ уСТЬЯ ДО ПуНКТОВ С б о р а И ПОДГОТОВКИ ( £ т р а н с п ) . 

Отсюда баланс энергии в работающей скважине можно запи
сать в виде: 

Епл + £и = Есы -f-^тр -\-Ем -f- Еия -f-fxpaHcn- (6-1) 

Анализ результатов лабораторных и скважинных исследова
ний убеждает, что в общем балансе энергия Ек составляет очень 
малую величину, поэтому ею пренебрегают. Тогда уравнение 
баланса энергий 

£пл ~Ь Ен = Еск -f- £тр -f-^ии "f" ̂ трансп- (6.2) 

При Еа=0 скважина работает за счет только пластовой 
энергии. Такой способ ее эксплуатации называют фонтанным, 
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причем фонтанирование скважины возможно как за счет энер
гии жидкости Ет, так и за счет энергии сжатого газа Ег. 

При £ и > 0 и £„л5г0 способ эксплуатации скважины назы
вают механизированным — газлифтным или насосным. При газ-
лифтном способе в скважину дополнительно вводится искус
ственная энергия сжатого газа Ег, а при насосном — потенци
альная и кинетическая энергии. Рассмотрим подъем жидкости 
за счет энергии сжатого газа (поступающего вместе с нефтью 
из пласта или искусственно вводимого в скважину), что харак
терно для фонтанного и механизированного способов, т. е. ра
боту газожидкостного подъемника. 

§ 6.2. ХАРАКТЕРИСТИКА ГАЗОЖИДКОСТНОГО ПОДЪЕМНИКА 

И ЕГО ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНОЕ ИЗУЧЕНИЕ 

Характеристика газожидкостного подъемника 

Принципиальная схема газожидкостного подъемника показана 
на рис. 6 .1. В водоем с постоянным уровнем погружены подъ
емные трубы / длиною L на глубину hu К нижнему концу подъ
емных труб (к башмаку труб) по трубам 2 (линия газоподачи) 
подводится газ. В подъемных трубах газ всплывает в жидкости 
в соответствии с законом Архимеда и образуется газожидкост
ная смесь, которая поднимается на высоту Ь!. Поскольку трубы 
/ и водоем являются сообщающимися 
сосудами, то со стороны каждого абсо
лютное давление у башмака можно за
писать: 

pi = V e ? + Po; 

Pi = fc'PcMg + Ро, J pt 

(6.3) л и . 

(6 .4) 

приравнивая которые, получаем 
h
iP = й'Рсм, (6.5) 

где р, рем — плотность жидкости и газо
жидкостной смеси; g— ускорение сво
бодного падения; р0 — давление над 
уровнем жидкости. 

Так как р с м < р , то h'>hi. Для лю
бого тела при постоянной массе плот
ность тем меньше, чем больше объем. 
При увеличении объема газа в смеси 
(объемного расхода его) уменьшается 
ее плотность и соответственно повыша
ется Ы. Таким образом, принцип подъ
ема (работы газожидкостного подъем
ника) заключается в уменьшении плот-

Ра 

Pi 

Рис. 6.1. Прииципиаль-
иая схема газожидкост-
иого подъемника: 
1 — подъемные трубы; 2 — 
линия газоподачи 
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ности среды в подъемных трубах. Отметим, что такая смесь 
может существовать только при движении одной или обеих 
фаз. Подъем жидкости возможен и при вводе в нее несжимае
мого (твердого или жидкого) рабочего агента, плотность кото
рого меньше плотности жидкости, например, пустотелых пласт
массовых шариков. 

Экспериментальное изучение подъемника 

Работу газожидкостного подъемника изучали многие исследо
ватели. Обширные экспериментальные исследования движения 
воздуховодяных смесей в вертикальных трубах-в 30-х годах вы
полнил А. П. Крылов. Установка А. П. Крылова состояла из 
стандартных насосно-компрессорных труб длиною 18—20 м. На 
обоих концах труб были установлены быстрозакрывающиеся 
краны и манометры. Трубы имели разные диаметры (40,3; 62 и 
100,3 мм). 

Результаты экспериментов показали, что с увеличением рас
хода газа увеличивается высота подъема жидкости К' и при оп
ределенном расходе его начинается перелив жидкости (h'~^ 
~^L). Расход жидкости при увеличивающемся расходе газа 
сначала возрастает, достигает максимума, а затем уменьшается 
вплоть до нуля. Это связано с тем, что труба заданной длины 
L и диаметра d при постоянном перепаде давления Др = 
= Pi—Рг может пропустить вполне определенный расход жид^ 
кости, газа или газожидкостной смеси. Зависимость объемного 
расхода жидкости q от объемного расхода газа Vo, приведен
ного к нормальным условиям, называют кривой лифтирования 
(рис. 6.2). Газожидкостный подъемник можно еще называть 
газлифтный. 

На кривой лифтирования имеются четыре характерные 
точки. Точка А соответствует началу подачи жидкости (нуле
вому режиму работы: <7л = 0; VOA>0; h' = L), точки В и С — со
ответственно оптимальной <7опТ и максимальной <7таХ подаче 
(оптимальному и максимальному режиму работы) подъемника, 
точка D — срыву подачи (qD=Q; У<ш>0) подъемника по жидко
сти. Оптимальный режим работы характеризуется максималь
ным значением коэффициента полезного действия подъемника, 
определяемого отношением полезно затраченной работы или 
мощности к общей, т. е. 

г]п = NNOJNобщ. (6.6) 

Поскольку процесс лифтирования заключается в подъеме 
жидкости на высоту (L — hi) и создании избыточного противо
давления на выкиде р2, соответствующего высоте подъема h2 

(см. рис. 6.1), то полезно затраченная мощность 

N„OM = qpg (L—hJ + qp2 = q [pgL — (p1—p2)]. (6.7) 

Для определения общей затраченной мощности мысленно 
к башмаку подъемных труб введем за единицу времени сред
ний объем УСР рабочего агента, которому соответствует высота 
в трубах hcv=VCp/f, где /—площадь проходного сечения трубы. 
Допустим, что на этот момент времени трубы у башмака пере
крыты, тогда высота уровня жидкости 

h' = fti + V (6-8) 

Для ввода рабочего агента к башмаку труб необходимо при
дать первому энергию положения или совершить работу против 
сил гравитации (вернее всплывания рабочего агента), равную 
произведению объема тела на создаваемое давление (см. § 1.2), 
а с учетом противодавления р2 на разность давлений (pi — р2), 
т. е. 

Лг = Ус Р (Р1-р2) . (6-9) 

Поскольку газ сжимаемый, то принимая для простоты рас
суждений процесс изменения его объема изотермичным (по за
кону Бойля—Мариотта), средний объем Уср можно записать 
как средний взвешенный по давлению в трубах: 

уС Р = — L _ f v(p)dP = — L ^ J V l ^ 
Pi — Рг J Pi — Pi i P 

= V
»Po In -gL . . (6.10) 

Pi — Pi Pi 

Тогда выражение (6.9) с учетом соотношения (6.10) примет 
вид формулы работы или энергии изотермичного сжатия (рас
ширения) газа 

Лг = У „ А > 1 п - ^ . (6.11) 
Р2 
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Эта энергия подводится к башмаку труб для подъема жид
кости. Так как под Vcp и Vo понимаем объем рабочего агента 
за единицу времени, формулы (6.9) и (6.11) выражают общую 
затраченную мощность. Таким образом, коэффициент полезного 
действия 

Лп = y f r g £ - = _ J L . f r , = JkJ, (б.12) 

' Pa 

0вЬ — (Рл Р.) о 

где 1рп = константа для принятых условии 
Ро In (Pi/Pa) 

работы подъемника; Ro — Volq— удельный расход газа. 
. Так как <7/Vo = tg£, где £— угол наклона прямой, проведен

ной из начала координат через точку кривой лифтирования, то 
из рис. 6.2 следует, что максимальное значение г|п соответствует 
точке касания касательной, поскольку только для нее угол £ 
максимальный. При т)п = т а х значение /?0=min. Для точек А 
и D Г |П=0 и Ro-^oo (см. рис. 6 . 2 ) . Отрезок ВС кривой q (Vo) 
называют рабочей ветвью кривой лифтирования, так как работа 
подъемника характеризуется большими значениями q, пп и ма
лыми значениями R0. Графическая зависимость q(V0) на рис. 
6.2 получена при заданном значении относительного погруже
ния труб под уровень жидкости 

e = h1/L (6.13) 
или с учетом противодавления ръ на выкиде 

e = (Pi-p2)/(Lpg). (6.14) 

Результаты экспериментов показали, что в общем случае 
подача q газожидкостного подъемника является функцией мно-1 
гих параметров: 

Я = ч{Уо, Ръ Pa. L, d, р, ]х, а), (6.15) 

где р, р, — соответственно отношения плотностей и абсолютных 
вязкостей жидкости и газа; о—поверхностное натяжение на 
границе раздела газ — жидкость. Семейства кривых лифтиро
вания в зависимости от определяющих параметров представ
лены на рис. 6 .3. Из анализа этого рисунка и уравнения (6.14) 
следует, что с увеличением рь уменьшением рг или L подача q 
возрастает. Поскольку с увеличением Ы или же р\ потребуется 
меньший расход газа для наступления перелива, то чем больше 
е, тем выше должна быть расположена кривая лифтирования. 
Зависимость q(V0) при « = 1 является граничной,, выходящей из 
начала координат. Случаю е> 1 соответствует естественное фон
танирование, так как при расходе закачиваемого газа Уо = 0 
подача q>0, причем закачкой газа ее можно увеличить. При 
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Рис. 6.3. Семейства кривых лифтирования q(V0) при различных значениях 
е (a), pi (б), рг (в), L (г), d (а) и постоянных остальных параметрах 

е = 0 осуществить процесс лифтирования невозможно. Из пре
дыдущих рассуждений относительно пропускной способности 
труб и из формулы (6 .8) становится понятным, что с увеличе
нием диаметра d кривые лифтирования смещаются вправо и 
вверх соответственно вдоль осей Vo и q (см. рис. 6 . 3 ) . 

Расчетные формулы А. П. Крылова 

Аналитически обработав результаты экспериментов, А. П. Кры
лов предложил расчетные формулы для нулевого, оптимального 
и максимального режимов: 

<7max = 55d
3
eb5; (6.16) 

<7опт = <7шах (1 - е) = 5 5 d V * (1 - в ) ; (6 .17) 

уоА= 0 . 7 8 5 * I P g ( l - e ) . ( 6 , 8 ) 

Рв In (Pi/Рг) 

15,5d
2
-
s
Lpge°-

5 

Ро In (Pi/Рг) 

l5 ,5d
2
-
5
Lpge°-

5
( l -e)

2 

vomax = . , l t ; (
6
-

1 9
) 

V
- = ^ ( 1 - в )

2
 ' p^pjp, '

 (6
-
20) 
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AOmax — — , I
0
-*

1
) 

D°-
5
ep0\n (Pi/p2) 

Room = Fornax (1 - e) = . ^ L p g (I - г) _ (g ^ 

d°-
5
ep0\n (pv'p2) 

В данных формулах необходимо пользоваться следующими 
единицами физических величин: q, V0 — м

3
/с; L, d — u; р — 

кг/м
3
; g — м/с

2
; р — Па; # 0 _ м 3

/ м
3
. 

Анализ формул (6.16) и (6.17) показывает, что с увеличе
нием е от 0 до 1 значение <7тах возрастает от 0 до 55d

3
, а <7ОПт 

растет от 0 до наибольшего значения (10,225 # ) - при е=0,6, за
тем уменьшается до нуля. Отсюда следует, что для достижения 
наибольшей оптимальной подачи необходимо обеспечивать на-
гружение е = 0,6. 

Структуры течения газожидкостной смеси 

Подъем газожидкостной смеси сопровождается относительным 
движением в жидкости газовых пузырьков различных размеров 
(скольжением газа) . Скорость всплывания пузырька как ре
зультат совместного действия архимедовой силы и силы сопро
тивления жидкости зависит от многих факторов (размера пу
зырька, вязкости жидкости, плотностей жидкости и газа, физи
ческих свойств поверхности раздела, взаимодействия пузырьков, 
влияния стенки трубы). Пузырьки газа в жидкости могут быть 
в различной степени раздроблены (диспергированы). В зависи
мости от этого выделяют структуры газожидкостной смеси 
(режимы двухфазного потока). Установившейся классификации 
структур не имеется. Применительно к практике нефтедобычи 
наиболее естественным является выделение трех структур: пу
зырьковой (эмульсионной, пенной); пробковой (снарядной, че-
точной); стержневой (дисперсно-кольцевой). 

Пузырьковая структура характеризуется более или менее 
равномерным распределением в жидкости газовых пузырьков, 
размер которых значительно меньше диаметра трубы. Если со" 
держание газа в смеси увеличенное, то вследствие слияния 
(укрупнения, коалесценции) части пузырьков образуются газо
вые пробки, перекрывающие все сечение трубы. Большее содер
жание газа обусловливает за счет слияния отдельных пробок 
образование стержневой структуры. При этом основная масса 
газа движется по центру трубы в виде стержня, в котором дис
пергированы частицы жидкости, а жидкость — п о стенке трубы 
в виде кольцевой пленки. 

Отдельные структуры трудно разграничить. Пузырьковой 
структуре характерна относительная скорость газа до 0,3— 
0,4 м/с, пробковой —от 0,3—0,4 до 1,2 м/с, а стержневой — бо-
218 

лее 1,2 м/с. Увеличение относительной скорости газа ухудшает 
эффективность лифтирования. 

В нефтяных скважинах по мере подъема нефти происходит 
вследствие снижения давления выделение из нефти растворен
ного газа, увеличение числа и размеров газовых пузырьков, что 
создает предпосылки для возможного перехода одной струк
туры в другую и существования чередующихся структур. В неф
тяных скважинах преимущественно наблюдаются пузырьковая 
и пробковая структуры потока. При разных структурах законо
мерности движения газожидкостной смеси различны. 

§ 6.3. УРАВНЕНИЕ ДВИЖЕНИЯ ГАЗОЖИДКОСТНОЙ СМЕСИ 

В ЭЛЕМЕНТАРНОМ ГАЗОЖИДКОСТНОМ ПОДЪЕМНИКЕ И АНАЛИЗ 

ЕГО СОСТАВЛЯЮЩИХ 

Уравнение движения газожидкостной смеси 

Процесс лифтирования жидкости не зависит от того, откуда 
поступает газ к башмаку подъемных труб — из пласта или с по
верхности. Для него справедливо уравнение баланса энергии 
(6.1) или (6.2). Тогда на основании уравнения (6.2) можно за
писать, что изменение потенциальной энергии в стволе сква
жины, обусловленное силами гидродинамического давления 
(точнее разностью давлений pf и р2), равно работе, расходуе
мой на преодоление сил тяжести и трения и на изменение кине
тической энергии, т. е. 

/ XSP" W
2
 \ 

Уем ( P i — Рг) = ^PcMgVcM + АртрУем + [-^ 2g"J
 РсМёУс№

' (
6
'
23

^ 

где VCM — объем газожидкостной смеси на элементе длины L за 
единицу времени; L — изменение высоты подъема смеси отно
сительно произвольно выбранной плоскости сравнения (или 
длина подъемных труб); АртР — потери давления на трение; даь 

w2 — скорости смеси в начале и конце подъемных труб. Избы
точное противодавление р2 характеризует величину энергии, 
расходуемой на транспорт продукции от устья скважины до 
пунктов сбора и подготовки. Разделив уравнение энергии (6.23) 
на объем смеси УСм, получим уравнение давлений (аналог урав
нения Бернулли для газожидкостной смеси) в конечных раз
ностях 

Ар = Арсм + Артр + Арин, (6.24) 

где A p = p i — р2 — общая потеря давления; Дрсм = LpCMg — по
теря давления, обусловленная гидростатическим столбом смеси; 

потеря давления на инерционное 
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сопротивление (на увеличение скорости смеси, связанное с из
менением газосодержания или площади поперечного сечения 
потока). 

В дифференциальном виде уравнение ( 6 . 2 4 ) можно записать 

dp = dpcM+dpxp + dpHH (6 .25) 

или 

JB-^rJL) +(JL) +(JL) . (6 .26) 
dt \dt Лм \dt ЛР T

U Лн
 V

 ' 
Приведенные уравнения описывают движение газожидкост

ной смеси в элементарном газожидкостном подъемнике (подъ
емнике малой длины) и отличаются между собой только формой 
записи. Определим составляющие уравнения ( 6 . 2 4 ) . Потери дав
ления рин на инерционное сопротивление малы, поэтому их 
обычно не учитывают. В общей сумме основная доля ( 7 0 — 9 5 % 
при оптимальном режиме и 5 0 — 6 0 % при максимальном ре
жиме) приходится на потери Арсм, значение которых зависит 
от плотности смеси рсм. 

Плотность газожидкостной смеси 

Плотность газожидкостной смеси, как и любого тела, можно 
определить отношением массы к ее объему. Поскольку газо
жидкостная смесь неоднородна, поэтому выберем достаточно 
большой объем, чтобы можно было приближенно рассматри
вать ее как среду, заполняющую пространство сплошным обра
зом. Тогда плотность смеси 

РСМ = (УЖР + УГРГ)/(УЖ + 1М, (6 .27) 

где Vm, Vr — объемы жидкости и газа; рг — плотность газа. 
Так как для выделенного объема в трубе высотой Ah объемы 

Vm+Vr=fAh, Vm = fmAh, Vr=frAh, то уравнение ( 6 . 27 ) можно 
записать 

Р с м = - ^ - р + - ^ - р г (6 .28 ) 

или 

рсм = ( 1 — ф ) р + фрг = р— ф ( р — рг), (6 .29) 

где f=fx+fr — площадь проходного сечения трубы; fm, fT — 
средние статистические площади сечения трубы на длине Ah, 
занятые соответственно жидкостью и газом; 9=fr// — истинное 
объемное газосодержание (газонасыщенность) потока (анало
гично средняя статистическая величина); 1—q> = fmff = 
— (f — /г) If = 1 — fr/f — истинное объемное содержание жидко
сти в потоке. 
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В лабораторных условиях величину ф можно определить, 
например, методом отсечек (одновременным отсечением смеси 
в трубе на ее концах). Для перехода к измеряемым в промыс
ловых условиях параметрам вводят понятие объемного расход
ного газосодержания потока 

$ = V/(q + V), (6-30) 

где V, ц — расходы газа и жидкости (при условиях определе
ния р). Для связи ф и р исходят обычно из модели потока 
дрейфа, записывая истинную линейную скорость газа в виде: 

w r = 4- = -V = A* -
i±

r- + w0, ( 6 . 31 ) 

fr ф/ / 

где Wo — превышение линейной скорости газа wr над скоростью 
смеси шсм= (<7+ V)lf (относительная скорость скольжения 
газа) . Коэффициент Лск характеризует неравномерный профиль 
скорости по радиусу трубы, а также возможное увеличение 
истинного газосодержания у стенки трубы (образование так 
называемого «газового подшипника» при выделении газа из 
жидкости). Преобразуя уравнение ( 6 . 3 1 ) находим 

Ф = 2- . (6 .32) 
Аск + (Юо/^см) 

Теоретически определить Wo и ЛСк не представляется воз
можным, поэтому зависимость ф ( Р ) устанавливают по экспери
ментальным данным. Отметим, что поскольку wQ>0{wT>wCM), 
то ф < р . Чем больше относительная скорость газа, тем меньше 
Ф, т. е. поток утяжеляется (увеличивается плотность смеси). 

Разные исследователи при обработке экспериментальных 
данных предложили свои расчетные зависимости. Так, в ран
них работах А. П. Крылов установил для водовоздушных сме
сей, что Л с к= 1 и WQ = \ м/с. В более поздних работах 
А. П. Крылова и Г. С. Лутошкина для смесей воздуха с жидко
стями, отличающимися от воды по физическим свойствам, было 
получено, что АСК= 1, а при пузырьковой структуре, когда V< 

<VTKV, 

w0 = 0 , 293 ̂ о7о7 ( 6 .33 ) 

и при пробковой, когда V>VrKp, 

0,767q^V , 1,27(7 . 0,12 Vv~ з / - г — 

Щ = У- +—?- + VO/AB, ( 6 . 34 ) 

где ов — поверхностное натяжение на границе вода—воздух; 
VTKP—критический расход газа: 

У Г К Р = 1 , 7 5 №
5

+ 1,25(7. (6 .35 ) 
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В нефтепромысловой практике ввиду условности выделения 
структур зачастую ограничиваются зависимостью, предложен
ной А. А. Арманд и Е. И. Невструевой при Аск—1, ДОо=0,2досм, 
р< 0 , 9 : 

Ф = 0,833р\ (6.36) 

Можно рекомендовать зависимость, которую получили 
В. А. Сахаров, А. В. Воловодов и М. А. Мохов, обрабатывая 
данные по многим скважинам различных месторождений в ши
роком диапазоне изменения параметров. Они установили, что 
Л с к= 1,13 и 

- ^ = K u = A / — Р - ^ l / (6.37) 

w0 V Р - Р г We
 v

 ' 

где Ku — критерий Кутателадзе; FrCM = wCM
2
/(gd) — критерий 

Фруда смеси; We = a/[(p —рг)ш
2см^] — критерий Вебера. Отме

тим, что критерий Фруда выражает соотношение сил инерции 
и сил тяжести, критерий Вебера — сил поверхностного натяже
ния и инерции, а производный критерий Кутателадзе является 
мерой сил тяжести, подъемной силы и сил поверхностного на
тяжения. 

Потери давления на трение 

Потери давления на трение при движении газожидкостной 
смеси больше, чем при движении однородной жидкости. Име
ется много расчетных формул, например, 

Ар1р= Ар0 0 - * "> "• , (6.38) 

где Аро — потери на трение из расчета движения только одно
родной жидкости (определяются по формуле Дарси—Вейс-
баха); фМ= VpTf(Vpr+qp)—массовое газосодержание; пи п2— 
эмпирические коэффициенты, принимающие значения: «1=1 ,53 ; 
п2 = 0 по А. А. Арманду (при ф ^ 0 , 9 ) или щ = 2; л2=1,75 по 
Леви. 

По данным Г. С. Лутошкина и А. П. Крылова 

(6.39) 

где цж — вязкость жидкости, мПа • с; ттр = 1,1 • 10"
8
d"

8
 l/^p,*

025
 ; 

Kd — коэффициент, зависящий от диаметра трубы: 

d, мм . . . . 40,3 50,3 62 75,9 
Kd 1,06 0,87 0,73 0,65 
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Использование корреляционного коэффициента 

Гидродинамическая сложность движения газожидкостной смеси 
обусловила его описание на основе разных упрощенных моде
лей. Выше рассмотрены основные положения некоторых мето
дик, базирующихся на модели дрейфа. Для расчета необходимо 
иметь две экспериментально определяемые величины: истинное 
газосодержание и коэффициент, характеризующий гидравличе
ское сопротивление движению смеси. На основе гомогенной мо
дели, представляющей обе фазы как гомогенную (однородную) 
фазу, потери давления на скольжение газа и на трение харак
теризуются одним опытным (корреляционным) коэффициентом, 
согласующим результаты расчета с данными фактических изме
рений. Тогда уравнение (6.24) при пренебрежении Арин записы
вается в виде: 

^ = Ptf + b ^ = P t f ( l + b - ^ ) . (6-40) 

где рр = р(1 — P )- fp rp — расходная плотность смеси: Як — Яск-Ь 
+ ЯСМ — коэффициент суммарных потерь давления на скольже
ние (Яск) и трение (Ясм). 

В методике Ф. Поэтмана и П. Карпентера рр = MmIVcu\ Мсм = 
= Рнд+РгоОо + рвдОв; VCM=BH+BrVrc + BBGB, а Хк определяется 
по графику в зависимости от числа Рейнольдса (характеризует 
соотношение сил инерции и трения) или по аппроксимирующей 
формуле В. И. Щурова: 

К = е хр [45 ,27 f l+ l g **
cmQ

* V"'
25

 - 40,781, (6.41) 
L V ЮОридй / J 

где Мсм, VCM — удельные масса и средний объем смеси, т. е. 
масса смеси (нефти, газа и воды) и ее объем, отнесенные к еди
нице объема дегазированной нефти; рвд, pro. рВд—плотности 
нефти, газа и воды при стандартных условиях: Go, GB, VTC — 
газовый фактор, водный фактор и количество свободного газа; 
Ьн, Ьт, Ьв — объемные коэффициенты нефти, газа и воды; QR — 
дебит товарной (дегазированной) нефти, т/сут. 

В. А. Сахаров, А. В. Воловодов и М. А. Мохов на основе 
промысловой информации по скважинам отечественных место
рождений установили, что 

K^+KCK= ; + ° ^
u j L z £ r . j » i L + o , i i х 

l + l,13Ku p FrCM 

Х Л ^ + 2 _ ^ Г
5

, (6.42) 
V ReCM d J 

где РеСм = а>смФ/м.ж — критерий Рейнольдса смеси; еш — экви
валентная шероховатость внутренней поверхности трубы. 
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Погрешность расчета давления в газлифтных скважинах Прав-
динского месторождения (Западная Сибирь) по этой методике 
оказалась значительно ниже (по данным авторов ± 4 , 5 % ) , чем 
по методике Поэтмана—Карпентера. 

Особенности расчета кольцевых потоков 

П. Баксендэл распространил методику Поэтмана—Карпен
тера на потоки в кольцевых каналах. Для этого в уравнении 
(6.40) вместо d подставляется гидравлический диаметр канала 

dr =
 9 = ы L и \ = ̂ - b , (6.43) 

а при расчете даСм— используется эквивалентный диаметр ка
нала 

/— Г 
(6.44) 

где /к — площадь кольцевого сечения; Sc — смоченный периметр 
сечения; dK, dT — диаметры соответственно внутренний эксплуа
тационной колонны и внешний НКТ. В зарубежной практике 
для расчета кольцевого потока еще в уравнениях для круговых 
каналов, куда входит диаметр в первой степени, его заменяют 
на (dK — а*), а вместо d

5
 подставляют выражение (dK+dr)

2
X 

X ("к — dT)
3
, хотя проверка этого на основе промысловой прак

тики фактически не проводилась. Отметим, что многие газлифт-
ные скважины на нефтяных месторождениях Западной Сибири 
эксплуатируются по затрубному (кольцевому) пространству. 

Особенности расчетов движения газоводонефтяной смеси 

По мере разработки залежей продукция нефтяных скважин об
водняется, образуются газоводонефтяные смеси. Структуры и 
закономерности движения таких трехфазных смесей еще слож
нее, чем газожидкостных. Нефть и вода как несмешивающиеся 
фазы образуют смеси (эмульсии) прямого (нефть в воде — Н/В) 
или обратного (вода в нефти — В/Н) типа. Обращение (инвер
сия) смеси наступает при объемном содержании воды в ней 
0,5—0,9, чаще 0,7. Поскольку плотность нефти рн обычно не
сколько меньше плотности воды р в ( р в < Р в ) , то нефть при дви
жении может опережать воду. Зависит это от дисперсности, 
истинной доли фаз, скорости движения смеси. По степени дис
пергирования внутренней фазы двухфазного водонефтяного по
тока выделяют две структуры: а) капельную (К; капли диамет
ром 0,5—2 см); б) эмульсионную ( Э ; то же 0,001—1 мм). Смесь 
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с первой структурой можно еще- назвать неустойчивой эмуль
сией (фазы расслаиваются, нефть всплывает), а со второй — 
устойчивой. 

На структуру трехфазного газоводонефтяного потока суще
ственно влияет механизм образования смеси — выделение газа 
из жидкости (нефти) и ввод его извне. Пузырьки газа выде
ляются преимущественно на границе раздела «твердое тело 
(поверхность труб, песчинки) — нефть» и «вода — нефть». 
В первом случае газовые пузырьки срываются с твердого тела 
и движутся в .нефти, а во втором — они совместно с каплями 
воды образуют своеобразные конгломераты, относительная ско
рость которых может быть положительной, отрицательной или 
нулевой (по сравнению со скоростью нефти). Подобное отмеча
ется и при наличии капель нефтив воде. 

По степени дисперсности внутренней жидкой фазы и 
свободного газа (Г) соответственно выделяют капельно-
пузырьковую (КП), эмульсионно-пузырьковую (ЭП) и 
эмульсионно-снарядную (ЭС) структуры., Карта идентифи
кации (отождествления) структур приведена на рис. 6.4, 
где Рвж = 7 в / (?н+^в ) —расходное содержание воды в жидкости; 
q», Цъ — объемные расходы нефти и воды; FrCM= WcJ-yJgd — 
корень квадратный из параметра Фруда; ВУСМ= {(]н+ав4- V)ff — 
скорость смеси; V — объемный расход газа; f — площадь про
ходного сечения трубы; q>—wrap/(wCK+Wo)—истинное объем
ное газосодержание потока; wrav=V[f—приведенная скорость 
газа; wo = wr — wCM — относительная скорость газа (дрейфа 
фазы); йУг=шГПр/ф — истинная скорость газа; р — абсолютное 
давление в потоке; вукр1 = 0,064• 56

Рв
 —пер в а я крити

ческая скорость (линия раздела областей // и /// при р в ж ^ 
«SS0,5); иуКр2 = 0,487-y/gd—вторая критическая скорость (лиг 
ния раздела областей I я II, а также областей IV и /// при 
Рвж>0,5) ; Рв = <7в/(<7н+7в+ V)—объемная расходная доля воды 
в потоке; g — ускорение свободного падения; d — диаметр подъ
емных труб (для кольцевых и других каналов — гидравлический 
диаметр, равный отношению величины 4f к смоченному пери
метру поперечного сечения канала) . 

Многообразие характеристик газоводонефтяных потоков су
щественно усложняет их изучение. Плотность газоводонефтя
ной смеси 

Рем = Рн = фн + Рвфв + Ргф = [рн (1 — фвж) + Рвфвж] (1 — ф) + Ргф, (6. 45) 

где фнфв, Ф — истинные содержания нефти, воды и газа в по
токе; фВЖ — истинное содержание воды в жидкости; рн, рв, рг — 
плотности нефти, воды и газа. Пренебрегая взаимным скольже
нием воды и нефти, можно принять, что истинное содержание 
воды в жидкости фвж равно расходному содержанию р*вж (об-

8 В. С. Бойко 225 



Рис. €.4. Карта идентификации струк
турных форм водонефтяного и водо-
нефтегазового восходящих , потоков 
в скважине (по П. Д. Ляпкову). 
Структуры: эмульсионная (Э), эмульснон-
но-пузырьковая (ЭП), эмульсионно-снаряд-
ная (ЭС), капельная • (К), капельно-пу-
зырьковая (КП); потоки: типа В/Н, (B+ 
+Г)/Н, Н/В, (Н+Г)/В. Двоеточие иа ри
сунке обозначает принадлежность потоков 
к структуре 

Ф 0,5 fi№ f 

водненноспг продукции Пв, определенной при условиях тютока). 
Величину ф можно определить по рассмотренным выше зависи
мостям. Более детальный подход приводит к сложным расчет
ным формулам. 

В настоящее время для расчета газоводонефтяных потоков 
можно рекомендовать изложенные выше расчетные зависимо
сти В. А. Сахарова с сотрудниками, полученные на основе про
мысловых данных при обводненности продукции от нуля до 
100 % в широких пределах изменения дебитов (1—800 м

3
/сут), 

удельного расхода газа J5—900 м
3
/м

3
), вязкости жидкости ( 1 — 

2000 мПа-с) для круговых (диаметр труб 0,035—0,076 м) и 
кольцевых (0,062X0,152 м; 0,076X0,168 м; 0,076X0,232 м) ка
налов и длин труб от 900 до 3600 м. 

§ 6.4. РАСЧЕТ РАСПРЕДЕЛЕНИЯ ДАВЛЕНИЯ 
ГАЗОЖИДКОСТНОЙ СМЕСИ ПО ДЛИНЕ ПОДЪЕМНЫХ ТРУБ 

Расчет распределения давления можно выполнить по уравнению 
(6.24), (6.25) или (6.26). Прн восходящем движении газожид
костной смеси в подъемных трубах давление и температура 
уменьшаются. Смесь движется в сторону меньшего давления, 
а температура ее уменьшается в результате неустановившегося 
теплообмена с окружающими ствол скважины горными поро
дами. Их изменения сопровождаются изменениями параметров 
газожидкостной смеси (плотности, вязкости, газосодержання и 
других) и соответственно составляющих уравнения движения. 
11оэтому уравнение (6.24) справедливо для элементарного подъ-

(* 

/ 

0,8 

0,6 

04 

0.1 

3 : В/Н 
ЭП: (В+Г)/Н 
?С: (B*rj/H 

3 : Н/д 
ЭП: (H+D/B 
ЭП: (Н+П/В 

Ж 

щ1 

К •• В/Н /К: И/В 
КПфГ]/Н/ цп:(Н*Г)/В 

' " V 

емника малой длины в пределах которой можно принимать па
раметры смеси неизменными. 

Для реального (длинного) подъемника уравнение движения 
необходимо записать в интегральном виде, т. е. выполнить ин
тегрирование уравнения (6.25) или (6.26). Так как интегриро
вание уравнений движения газожидкостной смеси в пределах 
всей длины L подъемных труб практически невозможно с уче
том изменяющихся термодинамических условий потока, то рас
чет сводится к численному суммированию всех приращений 
давления Api на каждом участке А/ подъемных труб, т. е. 

л 

P i — Р а = Е Д р < . (
6
-
46

) 
M l 

где n—L/Al— число участков (шагов) изменения длиньг. 
Чем больше п (меньше А/), тем точнее расчет. Практика 

расчетов показывает, что достаточная точность достигается при 
л=10—15 . Расчет выполняют в зависимости от его цели по 
принципу «сверху вТянз» нли «снизу вверх», тогда искомое дав
ление 

л 

Pi = p2 + I > P < (6 47) 

или 
я 

p 2 = P i — EApt- (6-48) 
м 

Начальные условия — это давление и температура на вы-
киде (рг, 7"2) или у-башмака подъемных труб \р\, Т\). Предпо
чтительней расчет выполнять по шагам изменения давления Ар 
и вычислять приращение длины L4 между двумя сечениями 
труб с давлениями на концах pi-i и р1(р^=р<_1±Ар), т. е. 

и
= п ш г ^

 (6
'
49

> 

Параметры смеси определяют при среднем арифметическом 
значении давления рг= (pi-i+pi)/2 и температуры Т= 
— (7\-1+7"{)/2. Температуру в любой точке длины подъемных 
труб можно рассчитать с различной степенью приближения. Ее 
можно принять, например, либо по геотерме (см. § 3.6), либо 
по интерполяционной формуле 

r = T2 + (Tt^-T8) . (6.50) 
Pi —Pa 

Давлениями* p\ или p2 можно приближенно задаться, а за
висимость температур Т\ и 7*2 представить формулой 

T^Tt + TnZ, (6.51) 
8* 227 226 
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/ор,ипа г д е рп — температурный градиент по
тока, определяемый в зависимости от 
геотермического градиента, расхода жид
кости и диаметра труб [6]; г — расстоя
ние от выкида подъемных труб до точки 
с температурой Т\. Отметим, что изме
нение температуры мало влияет на ре
зультат расчета. Таким образом, имея 
приращения длины и давления, строят 
кривую * распределения давления p(z) 
вдоль подъемных труб. 

Пример. По методике В"! А. Сахарова с со
трудниками установить распределение давления 
по длине колонны НКТ. Определить глубину L, 
где p i = 1 2 МПа. Исходные данные: дебнт дега
зированной жидкости </о=150 м

3
/сут, удельный 

расход закачиваемого газа # о з а к = 9 0 м'/м
3
; d= 

= 0 , 0 6 3 5 м; р2=\ МПа; р г 0 = 1 , 2 6 кт/м
3
, геотерми

ческий градиент Г=0 , 0 2 5 5 К/м; еш = 10 -
4
 м; экс

периментальные данные определения удельного 
объема выделившегося газа Угв, объемного ко
эффициента 6Н, плотности рн н вязкости нефти 
р-н, коэффициента сверхсжнмаемости газа zr, по
верхностного натяжения or принять по табл. 5.4 
работы [6]. 

Решение. По диаграмме [6] для (70= 150 м
3
/сут при Г=0 , 0 2 5 5 К/м нахо

дим Г п =0 , 0 1 6 5 К/м. Ориентировочно задаемся L=3000 м, где P i = 1 2 МПа. 
На этой глубине согласно геотерме (см. § 3.6) температура Т{ = 280 + 0 ,0255X 
Х 3 0 0 0 = 3 5 6 , 5 К. Тогда из формулы (6.51) имеем Г 2=356 ,5—0 ,017 • 3 0 0 0 = 
= 3 0 5 , 5 К-

Задаемся шагом изменения давления Д р = 1 МПа.'Число шагов будет 
л = ( 1 2 — 1 ) / 1 = 11, а число задаваемых давлений: 11 + 1 = 12. Расчет выпол
няем по принципу «сверху — вниз». На конце первого шага находим: pg ( 0 = 

= Р 2 + Д р = 1 + 1 = 2 МПа; Т2(О=305,5+ (356 ,5—305,5)
 2

~~-
1
 = 3 1 0 , 1 К [по 

1 2 — 1 
формуле (6 .51) . ] Средние значения для первого шага: р{= (1 + 2 ) / 2 = 1,5 МПа; 
Г] = ( 3 0 5 , 5+ 3 1 0 , 1 ) / 2=307 , 8 К: Определяем расходы жидкости и газа: ах — 
= (706„/86400= 150 • 1,03/86400= 0,00178 м

3
/с; 

= (Угв + Я„зак) — ^ Г - ^ ^ = (64 + 90) X 

Г500 -

2000-

2500 -

Z.M 

Рис. 6.5. Кривая распре
деления давления вдоль 
подъемных труб 

X 

86400 Т0 рг 

150 0,89-0,1.307,8 
= 0,0178 м»/с, 

86400 273-1,5 

где р0, Т0 — давление и температура при стандартных условиях. 
Дальше вычисляем: 

4(0,00178 + 0,0178) 
BUi = -

Р 

3,14-0,0635
2 

0,0178 

= 6,18 м/с; 

= 0,9; 

Рг — Pro -

0,0178 + 0,00178 

T0Pi , „„ 273-1,5 

гГр0Тг 
1,26 

0,89 0,1-307,8 
= 18,84 кг/м

3
; 

228 

ReCM = 6,18-0,0635-829 

10,1-ю-
3 

с 6,18
2
 „, , . 

FrCM = = 61,3, 
9,81-0,0635 

е 22- Ю~
3
 =1,1-10~

6
; 

(829 — 18,84) 6,18
2
-0,0635 

К и = Л / ® =,2388; 
Х/

 829—18,84 1,1- Ю-
6 

Я, 1 +0 ,13-2388 8 2 9— 18,84 2-0,9 ^ 
К_

 1 + 1,13-2388 829 61,3 

68 ю-* \0.25-
— ^ 5 _ + 2 — ) = 0,033; 

32210 ^ 0,0635 ) 

рр = 829 (1 —0,9) + 18,84-0,9 = 99,85 кг/м
3
. 

/ 6,18
а
 \ 

Тогда по формуле (6.40) находим Др/Li=99,85-9,811 1 + 0 , 0 3 3 ^ gJ Q 0 6 3 5 1~ 

10
е 

= 1970,3 Па/м, откуда длина первого шага приДр=10
в
Па Ii = ^Q ^=507,5 м. 

Аналогично выполняем расчеты для других иитериалов и определяем 
л 

L = £ L ( = 2880 м. Кривая распределения давления представлена на 
М 

рис. 6.5. 

Контрольные вопросы 

1. Нарисуйте кривые лифтирования и объясните нх характер. ' 
2. Опишите структуры течения газожцдкостиой н газоводонефтяиой 

смесей. 
3. Что понимают под истинным и расходным газосодержаниями потока? 

Покажите связь между ними. 
4. Как рассчитать потери давления, связанные с гидростатическим стол

бом жидкости н трением? 
5. Объясните сущность расчета потерь давления с использованием кор

реляционного коэффициента. 
6. Расскажите о принципе расчета распределения давления газожидкост

ной смеси по длине подъемных труб. 

file:///0.25-
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Глава 7 

ФОНТАННАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН 

Явление подъема жидкости с забоя на поверхность за счет 
пластовой энергии называют фонтанированием скважины, 
а способ эксплуатации — фонтанным. 

§ 7.1. ТИПЫ ФОНТАННЫХ СКВАЖИН, ВИДЫ И -УСЛОВИЯ 

ФОНТАНИРОВАНИЯ 

На основании уравнения (6.2) баланса энергии в добываю
щей скважине аналогично формуле (6.24) можно записать урав
нение баланса давлений в фонтанной скважине 

Рз—Pz — Pct^+fh? + pm, (7.1) 

где Рз — забойное давление (принимается обычно на уровне 
середины интервала продуктивного пласта); р2 — давление на 
устье (выкиде) скважины (устьевое Давление); рСТф — гидро
статическое давление флюидов (в общем случае нефти, воды, 
газа) в скважине; рТр—потери давления на гидравлическое 
•сопротивление (трение); J5W—потери давления на инерционное 
сопротивление (пренебрегают вследствие малости). 

В зависимости от соотношения р3 и рч с давлением насыще
ния нефти газом р„ (от местоположения начала выделения газа 
из нефти) можно выделить три вида фонтанирования и соот
ветствующие, им три типа фонтанных скважин. 

Виды фонтанирования и типы фонтанных скважин 

Первый тип —артезианское фонтанирование: р3>р», Ря^рн, 
т. е. фонтанирование происходит за счет гидростатического на
пора (рис. 7.1, а). В скважине наблюдается обычный перелив 
жидкости, движется негазированная (без свободного газа) 
жидкость (аналогично артезианским водяным скважинам). 
В затрубном пространстве между насосно-компрессорными тру
бами / и обсадной эксплуатационной колонной 2 находится 
жидкость, в чем можно убедиться, открыв, например, трехходо
вый кран под манометром, показывающим затрубное давление 
Рзатр- Газ выделяется из нефти за пределами скважины в вы
кидной трубе. 

Второй тип — газлифтное фонтанирование с началом выде
ления газа в стволе скважины: р3~^р», Рг<Рн (рис. 7.1, б). 
В пласте движется негазированная жидкость, а в скважине — 

Рис 71 Типы фонтанных скважин и виды фонтанирования: 
а-артезианское; б-газлифтное с началом выделения газа в скважине; в-газлифт
ное с началом выделения газа в пласте 

газожидкостная смесь (на рисунке показано установившееся со
стояние). При давлении у башмака НКТ p i ^ p H , в затрубном 
пространстве на устье находится газ и р3атр обычно небольшое 
(0,1—0,5 МПа) . Так как Р\~^Р.я>Рь то по мере подъема нефти-
давление снижается, увеличивается количество свободного газа, 
происходит расширение газа, растет газосодержание потока, 
т. е. фонтанирование осуществляется по принципу работы газо
жидкостного подъема. 

Третий тип — газлифтное фонтанирование с началом выде
ления газа в пласте: р3<Рн, Рг<р» (рис. 7.1, в). В пласте дви
жется газированная жидкость, на забой и к башмаку НКТ по
ступает газожидкостная смесь. После начала притока основ
ная масса газа увлекается потоком жидкости и поступает 
в НКТ. Часть газа отделяется (сепарируется) и поступает 
в затрубное пространство, где газ барботирует в относительно 
неподвижной жидкости. В затрубном пространстве накапливав 
ется газ, уровень жидкости снижается и достигает башмака 
НКТ. 'Со временем наступает стабилизация и при р3<рИ уро
вень всегда устанавливается у башмака НКТ. Затрудное дав
ление газа, как правило, высокое, почти достигает значений 
Pi и Щ3- При утечках газа из затрубного пространства (через 
негерметичности в резьбовых соединениях НКТ, обсадной ко
лонне, устьевом оборудовании) уровень будет находиться выше 
башмака НКТ. Чем меньше расход и вязкость жидкости, 
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больше расход газа у башмака, зазор между НКТ и эксплуата
ционной колонной, тем больше газа сепарируется в затрубное 
пространство. 

Условие артезианского фонтанирования 

Фонтанирование скважины возможно в том случае, если из 
пласта на забой поступают флюиды, количество энергии кото
рых не меньше, чем требуется ее для их подъема на поверх
ность. Условие артезианского фонтанирования непосредственно 
следует из уравнения (7.1) баланса давлений: 

р3> Нрё + ртР + рг, , (7.2) 

где Н — глубина скважины по вертикали (принимается обычно 
до середины продуктивного пласта); р= (р3 + рг)/2 —средняя 
плотность жидкости в скважине; р3, рг —плотность жидкости 
соответственно в условиях забоя и устья; g— ускорение сво
бодного падения. 

С учетом искривления ствола скважины: 

Н = Н' cos а3 или H=f\H'( cos а3
£, (7.3) 

где Н' — расстояние от устья до забоя вдоль оси наклонной 
скважины; «3 — средний зенитный угол кривизны скважины или 
угол отклонения оси скважины от-вертикали; а 3 , — зенитный 
угол на участке ствола длиною Н{\ п — число участков разной 
кривизны ствола (в дальнейшем будем рассматривать верти
кальные скважины, а кривизну легко учесть подобным обра
зом). Потери давления на трение ртр рассчитываем по формуле 
Дарси — Вейсбаха. Давление рг принимаем в зависимости от 
условий сбора и подготовки продукции скважины (см. § 1.4). 
Оно обеспечивает движение продукции скважины от устья до 
пункта сбора, зависит от потерь давления на гидравлические 
сопротивления в устьевом оборудовании, системе сбора" и т. д. 
(см. гл. 11). 

В силу неразрывности потока длительное фонтанирование 
возможно при условии равенства расходов притекающей из 
пласта Qnn и поднимающейся в стволе скважины Q„0A жидко
сти: 

Q»* = Q«* = Q- (7.4) 

Поскольку приток и подъем жидкости происходит за счет 
пластовой энергии, то совместная работа пласта и фонтанной 
скважины будет согласовываться через р3. Приток (дебит 
скважины) можно, например, описать уравнением (5.14), от
куда 

* =
 (7

-
5) 
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Рис. 7.2. Графическая интерпретация условий артезианского (а) и газлифт-
ного (б) фонтанирований (штриховкой показаны области возможного фон
танирования) 

Тогда условие (7.4) взаимосвязанной совместной согласован
ной работы пласта и скважины на основе условия (7.2) артези
анского фонтанирования можно записать в виде: 

А , л - ( - ^ )
, / Л

 = Я Р £ + Р т р + р а (7.6) 

или в функциональном виде с учетом зависимости ртр от Q 

M(Q) = N(Q). (7.7) 

Решая последнее равенство графоаналитическим методом 
(рис. 7.2, а) или путем итераций, находим дебит скважины Q 
и соответствующее забойное давление, причем минимальное 
забойное давление артезианского фонтанирования рзтщ- Из 
рис. 7.2, а следует, что фонтанирование возможно при всех 
Р з » р з т 1 п , однако при согласованной работе р 3 < р № При ар
тезианском фонтанировании наибольший дебит можно получить 
при р 2 =Рн . 

Из условия (7.6) следует, что при Q = 0 

Рш. = # Р £ + Р2, (7.8) 

т. е. для определения пластового давления рпл достаточно из
мерить устьевое давление рг' в остановленной скважине. Если 
НКТ спущены до забоя, то по затрубному давлению можно оп
ределить забойное давление 

Рз = //р£ +рзатр . (7.9) 
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Условие газлифтного фонтанирования 

Фонтанные скважины второго и третьего типов представляют 
собой газожидкостной подъемник, причем- газ не вводится из
вне, а выделяется из притекающей иефти. При давлении, рав
ном рш количество свободного газа равно нулю, весь газ 
растворен в нефти. Вдоль пути движения по мере снижения 
давления от рн до р2 количество свободного газа, приходяще
гося-на единицу расхода нефти, увеличивается от нуля до не
которого значения. При любом текущем абсолютном давлении 
р количество выделившегося (свободного) газа VT0 можно пред
ставить как разность начального н текущего количеств рас
творенного газа в соответствии с законом Генри 

Vre = [G0-ap(p-p0)]]Qa, (7.10) 

где G0 —пластовый газовый фактор (или количество газа, вы
деляющееся из нефти при снижении давления до атмосферного 
Ро и взятое из расчета на единицу расхода нефти QH)i аР —ко
эффициент растворения газа в нефти. Поскольку с увеличе
нием содержания газа плотность газожидкостной смеси умень
шается, то в целом для всей длины подъемных труб при 
уменьшении давления от р\ до р2 необходимо принять среднее 
количество свободного газа, которое можно записать как сред-• 
невзвешенноё по длине L: 

Pre = -М
 [0

°^~
ар

 ( Р - Р № ®
Ж {7Л1) 

L 0 
Примем по Л. П. Крылову ар и QH постоянными вдоль L, а дав
ление линейно зависящим от текущей длины /: 

p=Pl-J!L=l£!-i. (7.12) 

Тогда получим 

. Ргс = G o + a p P o + ^ J p _ A _ d P j Q l l = 

= (G0 + a p p 0 ^ - a p - ^ ± f t - ) Q „ . (7.13) 

Так как в стволе происходит подъем всей жидкости (нефти 
и воды) с расходом Qm, то выражая расход нефти через долю 
пв воды в продукции 

QH = Q « ( l - n p ) . (7-14) 
запишем 

Vrc = [G0- ap Р о ) ] < Ы 1 - л в ) . (7.15) 

Таким образом, в подъемных Трубах действует удельный 
расход газа, называемый эффективным газовым фактором 

« . = ^ - [ ^ - : « » ( ^ f t ) ] ( ^ 4 (7-16) 

Располагаемый эффективный газовый фактор G^ должен 
быть не меньше потребного удельного расхода газа R0 в газо
жидкостном подъемнике. Отсюда условие газлифтного фонта
нирования запишем в виде: 

G * p > # 0 . (7.17) 

Для рационального расходования пластовой энергии фонтан
ный подъемник должен работать при максимальном коэффици
енте полезного действия, т. е. при оптимальном удельном рас
ходе газа. Тогда условие (7.17) уточняется так: 

Gab>Room (7.18) 

или с учетом формулы А. П. Крылова (6.22) в развернутом 
виде: 

fa,— ар (-^^-—ро)] (1 — л,) > . 

Р» 

(7-19) 

В скважинах второго типа подъемные трубы целесообразно 
спускать до уровня начала выделения газа, т. е. g i=p„ . Из ус
ловия (7.19) можно вычислить эту глубину спуска труб 

1 = о , 5 [ в и + ^ / / 4 +
 1 4

'
1 8 е

н ^ ° ^ 1 п ^ н _ j ( 7 2 0 ) 

где 8 н = (рн—Pi)l(pg)- Тогда минимальное забойное давление 
фонтанирования 

рзт!П = рн+(Я—L)pg . (7.21) 

Если окажется, что расчетное значение L>H, то скважина 
будет третьего типа. В таком случае трубы спускаем до забоя 
(ЬсаН), а давление p i~p 3 . Тогда из трансцендентного уравне
ния (7.19) вычисляем минимальное забойное давление фонта-

1 

нирования p3min (см. рис. 7.2, б). 
При газлифтном фонтанировании дебит скважины также оп

ределяется совместной работой пласта и подъемника, которые 
описываются соответственно зависимостями (5.14) и (6.15) т. е. 

Зпл = Ко (Рпл—Рз)" = Qnn (рз); (7.22) 

Qnon = QnoAVo, Pi. Рг, I'd, р, ц, а). (7.23) 

235 234 



Поскольку расход газа об
условлен притоком иефти в со
ответствии с уравнением 
(7.15), давление pt связано 
с рз, например, формулой 
(7.21)^ то_ Нри постоянных р2, 
L, а, р, р, о для конкретной 
скважины придем к зависимо
сти 

Рис. 7.3. График совместной работы 
пласта и подъемника при газлифт-
ном фонтанировании 

Qnc-д =Qn c * ( p 3 ) . (7.24) 

Совместное решение зави
симостей (7.22) и (7.24) пред
ставлено на рис. 7.3. Точки пе
ресечения линий Qrm(p3) и 

<2ш>д(Рз) характеризуют совместную согласованную работу пла
ста и подъемника, в остальных случаях отмечается несогласо
ванная работа (QM>Qn<w или <2пл<<2под). Причем точке Н со
ответствует неустойчивая работа, так как малейшие колебания 
Рз приводят к срыву фонтанирования (точка С) или переходу 
работы в точку У. Это легко уяснить, увязав изменение р3 с из
менением уровня жидкости в скважине [p3 = hApg), например, 
для скважины второго типа. Если С?пл>С?под, то происходит на
копление притекающей жидкости в стволе и рост р3, а при 
<2пл<<2под — наоборот — уменьшение р3. В таком понимании 
точка Y — это точка устойчивой совместной согласованной ра
боты пласта и подъемника. 

Таким образом, длительное газлифтное фонтанирование 
возможно только при одном вполне определенном рзу. При из
менении p2L, d точка Y будет перемещаться вдоль индикатор
ной линии С?пл(р3). Однако при некотором сочетании парамет
ров кривая лифтирования Qn0K(p3) может не пересекаться с ин
дикаторной линией <?пл(Рз), тогда фонтанирования не будет. 
Возможные положения кривой лифтирования на рис. 7.3 пока
заны пунктирной линией. 

§ 7.2. ОБОРУДОВАНИЕ ФОНТАННЫХ СКВАЖИН 

Оборудование любой скважины, в том числе фонтанной, дол
жно обеспечивать отбор продукции в заданном режиме и воз
можность проведения необходимых технологических операций 
с учетом охраны недр, окружающей среды и предотвращения 
аварийных ситуаций. Оно подразделяется на наземное (устье
вое) и скважинное (подземное). 
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Наземное оборудование 

К наземному оборудованию относят фонтанную арматуру и 
манифольд. Фонтанной арматурой оборудуют фонтанные нефтя
ные и газовые скважины. Ее устанавливают на колонную го
ловку. Фонтанные арматуры изготавливают (ГОСТ 13846—84) 
по восьми схемам. 

Фонтанные арматуры различают по конструктивным и проч
ностным признакам. Эти признаки включают в шифр фонтан
ной арматуры следующим образом: АФХ1Х2Х3-Х4ХХ5Х6Х7, где 
АФ — арматура фонтанная: Xi — конструктивное исполнение: 
подвеска НКТ на резьбе переводника — К; подвеска НКТ на 
муфте—не обозначается; для скважин, оборудованных ЭЦН — 
Э; Хг—номер схемы монтажа тройникового и крестового ти
пов по ГОСТ 13846—84 (8 схем); при двухрядной колонне 
НКТ добавляется буква «а»; Х3 — способ управления запор
ными устройствами: ручной — не обозначается; автоматиче
ский— А, дистанционный и автоматический—В; Х4 — услов
ный проход ствола (50, 65, 80, 100 и 150 мм); через дробь ука
зывается условный проход бокового отвода (50, 65, 80 и 100 мм) 
при несовпадении размеров; Х 5 — рабочее давление, умножен
ное на 0,1 МПа (7, 14, 21, 35, 70 и 105 МПа) ; Х6 — климатиче
ское исполнение: Для умеренной климатической зоны — н е обоз
начается; для холодной климатической зоны — Хл; Х7 — испол
нение по коррозионной стойкости для умеренной климатической 
зоны: Ki — для сред, содержащих СОг до 6% ; К2 — то же, 
H2S- и С02 до 6 % каждого; Кз — то же, H2S и С0 2 до 25 % 
каждого; К2И — для арматуры, изготовленной из малолегиро
ванной и низкоуглеродной стали с применением ингибитора 
в скважине. Например, АФК 6 В-100X210 К2 —арматура 
фонтанная (АФ) с подвеской На резьбе переводника (К) по 
схеме 6 (крестового типа с однорядной колонной НКТ), с ди
станционным и автоматическим управлением задвижек (В), 
условным проходом ствола и боковых отводов 100 мм, рассчи
танная на рабочее давление 21 МПа для умеренной климатиче
ской зоны и коррозионной среды (К2). 

Фонтанная арматура включает трубную головку и фонтан
ную елку с запорными и регулирующими устройствами. Труб
ная головка предназначена для подвески насосно-компрессор-
ных труб и герметизации пространств между ними и обсадной 
эксплуатационной колонной. При оборудовании скважины 
двумя концентричными колоннами НКТ (двухрядная конструк
ция подъемника) трубы большего диаметра подвешиваются на 
резьбовом соединении нижнего тройника (крестовины), кото
рый устанавливается на крестовину, герметизирующую затруб
ное пространство. Трубы меньшего диаметра подвешиваются на 
резьбе переводника (стволовой катушки), размещаемом над 
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тройником. При однорядной конструкция подъемника нижний 
тройник не ставится и трубы, подвешиваемые к нему, не спус
каются. Применяется также муфтовая подвеска труб. Фонтан
ная елка предназначена для направления потока в выкидную 
линию, а также для регулирования и контроля работы сква
жины. Она может включать либо один или два тройника (одно-
или двухъярусная тройниковая арматура), либо крестовину 
(крестовая арматура). Двухструнная (двухъярусная тройнико
вая и крестовая) конструкция елки целесообразна в том слу
чае, если нежелательны остановки скважины, причем рабочей 
является верхняя или любая боковая струны, а первое от 
ствола запорное устройство —запасным. Сверху, елка заканчи
вается колпаком (буфером) с трехходовым краном и маномет
ром. Для спуска в работающую скважину приборов й устройств 
вместо буфера ставится лубрикатор. Фонтанную арматуру мо
жно монтировать на устье скважины автомобильными кранами, 
а также при помощи подъемных механизмов (см. гл. 10). В про
цессе эксплуатации арматуры с прямоточными задвижками пе
риодически смазывают подшипники шпинделя жировым солидо
лом, а в корпус задвижки через штуцер в днище набивают уп-
лотнительную смазку ЛЗ-162 или «Арматол-238». 

На выкидных линиях после запорных устройств для регули
рования режима работы скважины ставят регулирующие уст
ройства (штуцер), обеспечивающие дросселирование потока 
вследствие изменения площади проходного сечения. Они под
разделяются на нерегулируемые и регулируемые. 

Нерегулируемый штуцер зачастую представляет собой диа
фрагму или короткую втулку (насадку) с малым отверстием. 
Диаметр отверстия штуцера может составлять 5^—25 мм. Диа
метр отверстия штуцера обычно подбирают опытно при иссле
довании скважины; имеются также формулы для его оценки. 
Такой штуцер надежен в эксплуатации и незаменим при нали
чии песка в продукции. 

Быстросменный штуцер состоит из разъемного корпуса, за
жимаемого между фланцами на выкидной линии арматуры при 
помощи шпилек. В корпус вставляется пробка с коническим от
верстием под сменную штуцерную втулку. Герметичность обес
печивается резиновыми уплотнениями. 

Применяют также более простые штуцеры, которые пред
ставляют собой диск толщиной 7—10 мм, в центре которого 
имеется отверстие с резьбой для завинчивания штуцерной 
втулки. Для замены штуцера рабочую выкидную линию от
ключают, а работу скважины переводят на запасную линию, 
где также установлен требуемый штуцер. Затем снижают дав
ление в рабочей линии до атмосферного давления. 

Более удобно применение углового регулируемого дросселя 
(штуцера). В нем в сменную насадку вращением маховика 
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с помощью штока вводится наконечник, перекрывающий часть 
отверстия, а указатель показывает эквивалентный диаметр ци
линдрического отверстия. При необходимости иметь нерегули
руемый штуцер сборка штОка заменяется заглушкой и устанав
ливается втулка с конической сменной насадкой, имеющей пол
нопроходное сечение. 

Устьевое (до штуцера) и затрубное давления измеряют 
с помощью манометров. На фланцах боковых отводов трубной 
головки и фонтанной елки предусматриваются отверстия для 
подачи ингибиторов коррозии и гидратообразования в затруб
ное пространство и ствол елки, а также под карман для тер
мометра. 

Манифольд предназначен для обвязки фонтанной арматуры 
с выкидной линией (шлейфом), подающей продукцию на груп
повую замерную установку. Манифольд монтируют в зависимо
сти от местных условий и технологии эксплуатации.-В общем 
случае они обеспечивают обвязку двух струн с шлейфом, струн 
с затрубным пространством, струн и затрубного пространства 
с факелом или амбаром и т. д. 

Подземное оборудование 

К подземному оборудованию относятся насосно-компрессорные 
трубы, которые применяют при всех способах эксплуатации 
скважии. Их еще называют фонтанными, компрессорными, на
сосными, подъемными или лифтовыми. ГОСТ 633—80 преду
сматривает изготовление четырех типов стальных бесшовных 
насосно-компрессорных труб (НКТ): гладких; с высаженными 
наружу концами — В; гладких выеокогерметичных —• НКМ и 
безмуфтовых с высаженными наружу концами — НКБ (трубы 
первых трех типов соединяют с помощью муфт). На конце 
каждой трубы наносится маркировка (характеристика). Трубы 
всех типов исполнения А изготовляют длиной 10 м, а исполне
ния Б —двух трупп длин: 1-я группа — о т 5,5-до 8,5 м; 2-я 
группа — свыше 8,5 до Ю м . Внутренний диаметр НКТ изме
няется от 20,7 до 100,3 мм при толщине стенки 3—8 мм. 

Неосновном применяют трубы условным диаметром (округлен
ным наружным) 60 и 73 мм (внутренний диаметр соответ
ственно 50,3 и 62 или 59 мм). Допускаемый минимальный за
зор между внутренней стенкой обсадной колонны и наружной 
стенкой муфты НКТ составляет 12—15 мм, это значит, что мак
симальный диаметр НКТ не должен превышать при 146-мм 
эксплуатационной колонне 73 мм, при 168-мм — 89 мм и при 
194-мм—114 мм (взято по условным диаметрам обсадных" 
труб и НКТ) . Предельная, глубина спуска НКТ в фонтанную 
скважину в зависимости от диаметра и группы прочности (Д, 



Е, К, Л, М, Р) составляет 1780—4250 м. Допустимую глубину 
спуска труб с высаженными наружу концами (равнопрочные) 
рассчитывают по пределу прочности от собственного веса при 
коэффициенте запаса, равном 1,5, а остальные (неравнопроч
ные— по резьбе 80—85% прочности ненарезанной части )—по 
страгивающей (разрушающей резьбу) нагрузке. 

При эксплуатации фонтанных скважин находят применение 
комплексы оборудования для предупреждения открытых фон
танов (типа КУСА и КУСА-Э). Они могут обслуживать от од
ной до восьми скважин и обеспечивают герметичное перекры
тие ствола скважины в случае разгерметизации устья, при от
клонении параметров (давления, дебита) работы скважин от 
заданных и при возникновении пожара. 

Основные элементы комплексов — пакер, скважииный кла-
пан-отсекатель, устанавливаемый внутрь НКТ на глубине до 
200 м и наземная станция управления. Управление клапаном-
отсекателем может быть пневмо- (тип КУСА) или электрогид
равлическим (типа КУСА-Э). Запорным органом служит хло
пушка или шар. Клапан-отсекатель (также и задвижка арма
туры) может быть закрыт ср станции управления принудитель
ным путем или дистанционно с пульта диспетчера, связанного 
со станцией управления посредством промысловой телемеха
ники. 

Имеются еще автоматические клапаны-отсекатели, срабаты
вающие при увеличении дебита скважины выше заданного. Они 
устанавливаются на конце НКТ. Отметим также, что автома
тизация фонтанной скважины в том числе предусматривает 
автоматическое перекрытие выкидной линии разгруженным от-
секателем манифольдным типа РОМ-1. Отсекатель срабаты
вает автоматически при повышении давления в трубопроводе 
на 0,45 МПа (образование парафиновой пробки) и при пони
жении давления дО 0,15 МПа (порыв трубопровода). 

§ 7.3. ОСОБЕННОСТИ ИССЛЕДОВАНИЯ И УСТАНОВЛЕНИЕ 

РЕЖИМА РАБОТЫ ФОНТАННЫХ,СКВАЖИН 

Фонтанные скважины можно исследовать любыми рассмотрен
ными выше методами. Особенности возникают при исследова
нии на установившихся режимах. Режим работы скважины из
меняют сменой штуцера другого диаметра, т. е. изменяют дав
ление р2. После смены штуцера скважину выдерживают обычно 
несколько десятков часов для стабилизации режима (продол
жительность зависит от гидропроводности и пьезопроводности, 
^ также от относительного изменения дебита AQ/Q). Признаки 
установившегося режима — постоянство дебита Q давлений р2 

и рзатр (устанавливают рядом последовательных измерений). 

Исследования проводят на трех 
и более установившихся режи
мах работы. 

При каждом режиме после 
стабилизации измеряют р3, 
Рзатр, р2, дебиты жидкости QH 
газа VF, долю воды в продукции 
«в, долю песка пп, а также отме
чают характер работы (наличие 
пульсаций, вибрация арматуры). 
Забойное давление измеряют с

 Рис
-
 7А

- Регулировочные кривые 
помощью скважинных маномет- Работы фонтанной скважины 
ров, а р2 и рзатр — образцовых 

манометров, установленных на фонтанной арматуре. Измерение 
Q, Vr, «в и Пп рассмотрено в § 5.4. Забойное давление при спу
щенных НКТ до забоя в скважинах третьего типа можно рас
считать по барометрической формуле давления газа, а в сква
жинах первого типа — п о формуле (7.9). В остальных случаях 
оценка р3 по р\ и потере давления от башмака до забоя мало 
надежна. 

По полученным данным строят графические зависимости: 
а) индикаторную линию (см. § 5.4); б) регулировочные кри
вые— зависимости параметров работы от диаметра штуцера 
dmT (рис. 7.4). Используя эти графики, определяют параметры 
пласта и скважины (см. § 5.4), а также устанавливают техно
логический режим работы скважины (см. § 5.6). 

При фонтанной эксплуатации также необходимо, чтобы га-
. зовый фактор Go был минимальным и поддерживался режим, 
при котором невозможны пульсации, приводящие к срыву фон
танирования и способствующие осаждению песка. Причиной 
пульсаций может быть скопление газа в затрубном простран
стве и периодический его прорыв в НКТ при pi<pH . Их можно 
уменьшить или устранить созданием в НКТ рабочих отверстий 
диаметром-в несколько Миллиметров на расстоянии 30—40 м 
от башмака, установкой вместо отверстий рабочего газлифт-
ного клапана, оборудованием башмака НКТ башмачной ворон
кой (раструбом) или забойным штуцером, создающим перепад 
давления 0,1—0,2 МПа, переводом работы скважины с опти
мального на максимальный режим, <а также отключением за-
трубного пространства с помощью пакера. Иногда строят еще 
графические зависимости р3(рг) или Q(p2) и выбирают режим 
минимума рз или максимума Q. 

В процессе эксплуатации проводят тщательное наблюдение 
за работой, что позволяет выявить следующие осложнения: 
а) при уменьшении р2 и одновременном повышении рзатр — от
ложения парафина и солей в НКТ; б) при уменьшении р2 и 
Рзатр—образование песчаной пробки или накопление воды 
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между забоем и башмаком НКТ; в) при уменьшении р2 и уве
личении Q — разъедание штуцера; г) при увеличении р2 и рзатр 

и уменьшении Q — засорение штуцера или отложение парафина 
в манифольде и выкидном шлейфе. Осложнения (неполадки, 
расстройства) в работе фонтанных скважин могут обусловли
ваться отложениями парафина, солей, накоплением песка на 
забое, воды, а также пропусками нефти, газа. Осложнения раз
ного рода применительно ко всем способам эксплуатации сква
жин рассматриваются в гл. 10. Негерметичности оборудования 
вызывают утечки нефти, газа, загрязнение территории, опас
ность пожара и др. Поэтому они должны быть своевременно 
ликвидированы. 

§ 7.4. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ ФОНТАННОГО 

ПОДЪЕМНИКА ДЛЯ КОНЕЧНЫХ И НАЧАЛЬНЫХ УСЛОВИИ 

ФОНТАНИРОВАНИЯ ПО МЕТОДИКЕ 

А. П. КРЫЛОВА 

При комплексном проектировании разработки нефтяных зале
жей вопросы разработки залежи рассматриваются совместно 
с технологией и техникой добычи нефти. В проектных докумен
тах гидродинамическими методами рассчитываются дебиты 
скважин при известных забойных давлениях или наоборот (см. 
гл. 2) . Обычно расчет выполняется при первой постановке. Для 
расчета дебита необходимо знать забойное давление. 

Принципы расчета 

При рассмотрении условий артезианского и-газлифтного фонта
нирования показано (см. рис. 7.2), что фонтанирование сква
жин возможно при забойном давлении £ 3 , не меньшем мини
мального забойного давления фонтанирования р3 mln, Т. е. 
^Psmin. Из условия совместной согласованной (устойчивой) 
работы фонтанного подъемника и пласта следует, что при за
данных (известных) размерах подъемных труб (L, d), давле
нии р2, характеристиках скважин' (Я, «з) и флюидов (G0, аР, 
Рн, (1н, «в и др,) устойчивое фонтанирование возможно только 
при одном технологическом режиме (одном значении р з у ) . 

С течением времени по мере отбора нефти из залежи изме
няются условия разработки и, как результат, условия фонтани
рования: изменяются рпл, Рз, Q, увеличивается обводненность 
пл и т. д. Энергия £Скв, потребная на подъем флюидов в сква
жине, увеличивается, а поступающая из пласта в скважину 
энергия £ П л обычно уменьшается. Отсюда с течением времени 
подъемник следовало бы заменить. Однако е одной стороны 
в начальный период имеется большой избыток пластовой энер
гии Д £ , показатель которого — величина р2, а с другой стороны, 
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замена подъемника (НКТ) в скважине — процесс сложный, до
рогостоящий и в основном отрицательно влияющий на ее про
дуктивность. Поэтому подъемник проектируют на весь период 
фонтанирования /фонт-

Поскольку фонтанный подъемник работает за счет энергии 
пласта, а фонтанный способ эксплуатации самый дешевый, то 
следует использовать эту природную энергию наиболее ра
ционально. Так как в начале периода фонтанирования имеется 
избыток энергии Д £ , который расходуется в штуцере беспо
лезно, то в начале фонтанирования подъемник может работать 
не при максимальном коэффициенте полезного действия. Од
нако в конце периода он уже должен работать при максималь
ном коэффициенте полезного действия. Таким образом, реко
мендуется рассчитывать фонтанный подъемник для конечных 
условий при оптимальном режиме, а проверять для начальных 
условий при максимальном режиме на пропускную способность. 
Обычно расчету подлежат L, p3m in и d. Остальные величины 
задаются или определяются другим путем. 

Скважины первого типа 

Для проектирования эксплуатации скважин первого типа ис
пользуют условие артезианского фонтанирования по формуле 
(7.6). Из формулы (7.6) следует, что чем меньше L и больше 
d, тем меньше потери давления на трение ртр и, как результат, 
меньше р3 и больше Q, т. е. НКТ лучше вообще не спускать. 
Однако их спускают из технологических соображений (неболь
шая длина, максимально возможный диаметр при данной экс
плуатационной колонне) для обеспечения различных промывок 
в скважине, замены жидкостей при освоении или глушении и 
других технологических операций, уменьшения коррозии экс
плуатационной колонны и т. д. 

Если в продукции имеется песок (песочные скважины), то 
трубы спускают до нижних отверстий перфорации (фильтра), 
а если парафин — до глубины отложения парафина н т. д. 

.То гда "и з формулы (7.6) определяют Q и соответствующее 
Psmin (см. § 7.1). Отметим, что обводненность продукции пв 

конца фонтанирования целесообразно обосновать технико-эко
номическими расчетами. 

Скважины второго и третьего типов 

В фонтанных скважинах второго типа башмак НКТ должен 
быть там, где начинается выделение газа из нефти, а в сква
жины третьего типа НКТ спускают до верхних отверстий филь
тра. Расчет L и p3ra in выполняют с использованием условия 
газлифтного фонтанирования (7.19) (см. § 7.1). Отметим, что 
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здесь.диаметром труб d задаемся в зависимости, от дебита (при 
Р з ^ б М П а ) : 

Q, т/сут 10—20 20—50 50—100 100—200 > 2 0 0 

d, мм (условный) . . . . 43 60 73 89 102 

Условный диаметр обычно принимают равным 73 мм, так 
как он мало влияет на результат расчета t и р3 mm. Если опре
деленные выше bud задаются из других соображений (раз
рушение пласта и вынос песка, р31^0,75 рн, конусообразование 
воды или верхнего газа и т. д.), то из условия фонтанирования 
можно установить обводненность я„ конца фонтанирования. 

Диаметр НКТ для скважин второго, третьего типов рассчи
тывают из формулы продуктивности А. П. Крылова (6.17) при 
оптимальном режиме для конца фонтанирования, т. е. 

4 = 0,263 л/~^— ] / - °*
Lpg

 ~ . (7.25) 

^ Дебит конца фонтанирования QK=Qom и обводненность при
нимают по проекту разработки. Если вычисленный диаметр труб 
не соответствует стандартному, то принимают ближайший мень
ший стандартный диаметр, что обеспечит работу подъемника 
между QonT и Qmax (см. рис. 6.3) или рассчитывают ступенча
тую колонну труб: /2 =

 d
*~

dl
 L; / r=L—/2> где h, /2 — длины 

а2 — dj 

нижней и верхней секций НКТ соответственно меньшего d\ и 
большего di стандартных диаметров. 

Рассчитанный диаметр НКТ должен обеспечить отбор в на
чале периода фонтанирования QHa4, который имеем по проекту 
разработки. Поэтому подъемник проверяют на максимальную 
подачу Qmax по формуле А. П. Крылова (6.16) для условий на
чала фонтанирования. Для расчета неизвестное давление р2 

в начале фонтанирования определяем из условия газлифтного 
фонтанирования при максимальном режиме: 

G^> Romax • (7.26) 

или 

\G0-ap(-^+^-p0)](l-nB) = W W ,(7.27) 

ГДе Pl = p3 mln или pi==pH, обычно л в=0 . Соотношение (7.27) 
решаем графоаналитически или методом итераций. 

Если Qmax^Q H a 4 , то спускают НКТ диаметром dK, который 
удовлетворяет конечным и начальным условиям фонтанирова
ния. Если Qmax<QHa4 , то проводят перерасчет диаметра на на-
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чальные условия из формулы А. П. Крылова (6.16), в которой 
принимают (2тах=<2нач, т. е. 

d„a4 = 0,263 л I—^— V0^- (7-28) 
V Pi — Pi 

Если d„a4 не совпадает со стандартным диаметром, то прини
мают ближайший больший стандартный диаметр, что обеспечит 
работу подъемника между Qmax и Q0nT- Если о!Нач больше мак
симального возможного диаметра труб, которые можно спус
тить в данную эксплуатационную колонну, то решают вопрос 
возможности фонтанирования скважины по трубам и затруб-
ному пространству. Особенности расчета при таких условиях 
рассмотрены в гл. 8. 

Пример. Определить глубину спуска L и диаметр d подъемных труб, 
забойное давление р3, устьевое давление в начале фонтаниррвания р2 иач 
при исходных данных: дебит <2нач=2-10-

3
 м

3
/с, QK= 10~

3
 м

3
/с, давление 

/>2к=0,5 МПа, давление р н = 14 МПа, газовый фактор G0=140 м
3
/м

3
, коэф

фициент растворения аР=10-
5
 Па

-1
, плотность в условиях скважины р н= 

=870 кг/м
3
, р в = 1020 кг/м

3
, глубина скважины //=2200 м, начальная и ко

нечная обводненность продукции /гВн=0, Лвк = 0,7. 
Решение. Расчет выполняем для условий конца и начала фонтанирова

ния. Вычисляем плотность жидкости конца фонтанирования рк = ри (1— явк) + 
+ р вл в„=870(1—0,7)+ 1020-0,7=975 кг/м

3
; е., = (14-0,5) • 10

е
/(975• 9,81) = 

= 1413 м; эффективный газовый фактор конца фонтанирования бЭф „=[140— 

Ю-
5
 ^

 14
 + °'

5
 о,1^ 10

6
J (1—0,7) =20,55 м

3
/м

3
; максимально возможную 

глубину спуска труб 

У
141 

L = 0,5 I .4 ,3 + ЛI .4.3* + ' 4 . ' 8 - . 4 . 3 . 2 0 , 5 5 . 0 , 0 6 ^ 0 , . . . 0 Ь 
1 Х/

 975-9,81 

X у\ / In = 1887 м; 
">,5 

Л/
LNJ1 

V 0,5 
(задались d=0,062 м); р 3 = 14 • 10

6
+(2200-1887)975 • 9,81 = 17 МПа; 

,к = 0,263 J КГ 
V (14 — 0,5)- 10

е V 
Ю-

3
-1887-975-9,81 

1887-975-9,81 — ( 1 4 — 0,5) 10
6 

= 0,048 м (принимаем dK = 0,0403 м); 

р2 „=0,6 МПа методов итераций из соотношения 

J140- 1 0 - ^ -
1 4

 +
 А7

'
и
- - 0 , l ) 10°j = 

0,282 (1887-870-9,81)
а 

0 ,0403 ° '
5
( 14 -р 2 н ) 0,1 10

12
 1п

 14
 " 

Qmax — ' 

Рт 

55- 0.0403
3
 (14 — 0,6)'-

5
 (10

6
)
1 5 

(1887-870-9,81)''
5
 ' 

. = 2,83-10"
3
 м»/с (так как 0и а ч < Отах-

то принимаем d=0,0403 м). И так имеем / .= 1887 м; 

=0,0403 м; р3=17 МПа; р2н=0,6 МПа. 
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§ 7.5. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ 

ФОНТАННОГО ПОДЪЕМНИКА С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ КРИВЫХ 

РАСПРЕДЕЛЕНИЯ ДАВЛЕНИЯ ВДОЛЬ ЛИФТА 

При проектировании фонтанной эксплуатации необходимо увя
зать между собой главным образом'Q (или то же самое р3) , 
Р2, L, d. В случае артезианского фонтанирования аналитиче
ская связь между этими параметрами имеется в виде условия 
фонтанирования ( 7 . 6 ) , исходя из которого определяем один из 
параметров (чаще Q) при известных остальных (заданных из 
других соображений). 

При газлифтиом фонтанировании простых и достаточно точ
ных формул (кроме формул А. П. Крылова для оптимального 
и максимального режимов), связывающих эти параметры иеиме
ется. Поэтому для расчета р2 при известном р3 (или наоборот) 
приходится прибегать к численному интегрированию уравнения 
(6 .25 ) движения газожидкостной смеси по любой из методик, 
рассмотренных в § 6.4. При этом неизбежно получаются значе
ния давления в промежуточных точках ствола скважины р (Z), 
которые в принципе не нужны. Использование кривых распре
деления давления вдоль лифта р (Г) расширяет возможности 
проектирования и позволяет вскрыть некоторые особенности 
фонтанирования. 

При проектировании исходим из того, что дебит Q и урав
нение притока (или индикаторная линия) известны. Имеется 
несколько методик графической увязки параметров фонтаниро
вания. Ниже излагается наиболее совершенная в методическом 
плане методика В. И. Щурова с некоторым уточнением. Может 
изучаться один случай заданного Q или вся область возмож
ных и невозможных условий фонтанирования. В общем случае 
методика заключается в следующем. 

Задаемся рядом значений забойного давления р3<рал. Для 
принятых значений р3 определяем соответствующие значения Q 
по уравнению притока или индикаторной линии. В зависимости 
от найденных значений Q задаемся одним диаметром НКТ (см. 
§ 7 . 4 ) . Принимаем, что трубы должны быть спущены на глу
бину начала выделения газа (скважины второго типа) или до 
верхних отверстий фильтра (скважины третьего типа). 

Дальше рассчитываем по одной из методик (см. § 6 .4) рас
пределение давления р (Z) для каждого Q по принципу «снизу 
вверх», Начиная от точки забоя с известным давлением р3, со
ответствующим принятому Q, и определяем р2 (рис. 7.5, с ) . 
Если не выполнено названное условие относительно глубины 
спуска труб, то возможны такие случаи: p i = p 3 —тр у бы спу
щены до забоя: а) р 3 < Р н —в НКТ движется газожидкостная 
смесь; б) рз>рн — в НКТ движется иеГазированная жидкость, 
от р3 до рн и выше — газожидкостная смесь. 

6 

P^min Рпл Р} 

Рис. 7.5. Кривые распределения давления р{г) вдоль ствола (а) и согласо- ^ 
вание (б, а) работы пласта Q(p3) с работой фонтанного подъемника Рз{р») 
при различных характерах зависимости р%(рз\ 

р , < р 3 — башмак НКТ установлен выше забоя на расстоя
нии Лв = Я — — — L , где Я —глубина скважины до уровня се
редины интервала перфорации, ft —длина интервала перфора
ции: а) р 3 < Р н — в обсадной колонне на расстоянии Ав и в НКТ 
движется газожидкостная смесь; б) р 3 > # н — при p i < p B в об
садной колонне от рз до ря движется негазированная жидкость, 
дальше в обсадной колонне и в НКТ — газожидкостная смесь; 
при p i = p H от забоя до башмака движется негазироваиная жид
кость, а в НКТ — газожидкостная смесь; при p i > p B в обсадной 
колонне и в НКТ до рн движется негазированиая жидкость, 
а выше в НКТ —газожидкостная смесь. Расчет движения нега-
зироваиной жидкости рассмотрен в § 7.1. В результате полу
чаем совокупность соответствующих друг другу тайных р3, Q 
и р2, причем обычно 

/ ш т 
Р э - > Р з > Р з >• • • 

q <(?«?<...
 (7,29) 

Р2>Р2>Р2>-- I 
Строим графики Q ( p 3 ) и р 2 ( р 3 ) , которые отражают совмест

ную согласованную работу пласта и фонтанной скважины (см. 
рис. 7.5, б и в ) . На оси р2 откладываем давление рл в начале 
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выкидной линии, которое обеспечивает поступление продукции 
скважины на пункт сбора. Это давление является минимальным 
устьевым давлением фонтанной эксплуатации скважины, т. е. 
Рл = р г т т . Величине ргпип соответствует p3m in и наибольший 
фонтанный дебит Q$. Возможные режимы фонтанирования для 
условий данной скважины показаны штриховкой на осях гра
фика рис. 7.5, б. Если установить режим работы скважины при 
Рзр, то ему будут соответствовать Qp и ргр, а избыток устьевого 
давления АрШт=Рл—Ргр .будет расходоваться в штуцере. Сле
дует отметить, что зависимость рг()?з) может иметь различный 
характер: монотонный, минимума или максимума р3. Наиболее 
рациональным будет режим при р3 mm-

Подобные расчеты и построения целесообразно выполнить 
для различных значений диаметра труб й. Графическая зави
симость Q(d) позволит обосновать выбор рационального в кон
кретных условиях или максимального дебитов скважины. При 
таком проектировании нельзя уже говорить о режимах опти
мальной или максимальной подачи, так как с изменением при
тока Q режим работы подъемника изменяется. 

Контрольные вопросы 

1. Охарактеризуйте виды и условия фонтанирования нефтяных сква
жин. Что понимаем под минимальным забойным давлением фонтанирования? 

2. Расскажите о регулировочных кривых работы фонтанной скважины, 
о применяемых регулирующих устройствах. 

3. Почему фонтанный подъемник целесообразно рассчитывать по конеч
ным условиям фонтанирования? 

Глава 8 

ГАЗЛИФТНАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН 

Продолжение фонтанной эксплуатации — газлифтная эксплуата
ция, при которой недостающее количество газа для подъема 
жидкости закачивают в скважину с поверхности. 

§ 8.1. СУЩНОСТЬ, РАЗНОВИДНОСТИ И ОБЛАСТЬ 

ПРИМЕНЕНИЯ ГАЗЛИФТНОГО СПОСОБА 

ЭКСПЛУАТАЦИИ 

По мере разработки месторождения условия эксплуатации сква
жин ухудшаются: а) обводняется продукция — увеличивается 
гидростатическое давление столба флюидов, образуется высо
ковязкая эмульсия, возрастают потери давления на трение 
в стволе и выкидной линии, что приводит к росту р3 и рг, умень
шается Ga(p и увеличивается R0; б) при отсутствии применения 
или недостаточной эффективности ППД возможно уменьшение 
Рпл, а также соответственно р3 и pi, что вызывает увеличение 
Ro (см. кривую Room на рис. 7.2, б). А это приводит к наруше
нию условия фонтанирования (см. § 7.1). Так как условию 
Ga(p=/?o соответствует давление Р з тш , а р 3 т т < Р п л , скважина 
прекращает фонтанирование при определенном Q>0 . Из 
рис. 7.2, б видно, что с увеличением р3 уменьшается R0, поэтому 
применение ППД продлевает период фонтанирования до на
ступления определенной обводненности пв, а при большой гид-
ропроводности пласта иногда даже до 100 %-ной обводненно
сти продукции. 

Если притекающую пластовую энергию, выраженную йЭф, 
пополнять закачкой газа в скважину с поверхности, то осу
ществляется искусственное фонтанирование, которое называем 
газлифтным подъемом, а способ эксплуатации — газлифтным. 
Тогда условие работы газлифтного подъемника (газлифта) ана
логично условию газлифтного фонтанирования можно записать 

0эф + #озак > Яо. (8-1) 

где Яозак — удельный расход закачиваемого газа (отнесенный 
к расходу поднимаемой жидкости). 

В качестве газа можно использовать воздух или углеводо
родный газ. .Тогда подъемник соответственно называют эрлиф
том или газлифтом. Эрлифт впервые был применен на бакин
ских промыслах по предложению В. Г. Шухова в 1897 г. Пре
имущество эрлифта — неограниченность источника воздуха. При 
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использовании газлифта в отличие от эрлифта достигается пол
ная утилизация газа, сохранение и утилизация легких.фракций 
иефти, образование в обводняющихся скважинах менее стойкой 
эмульсии, для разрушения которой требуются меньшие затраты. 
Поэтому в настоящее время применяется только газлифт. 

Газ может подаваться с помощью компрессора. Такую раз
новидность газлифта называют компрессорным газлифтом. В ка
честве газа можно использовать нефтяной или природный угле
водородный газ. Нефтяной газ отделяют от добываемой нефти, 
подвергают промысловой подготовке и закачивают в газлифт-
ные скважины (замкнутый газлифтный цикл, предложенный 
в 1914 г. М. М. Тихвинским). Природный газ может подаваться 
Из соседнего газового месторождения (по данным технико-эко
номических расчетов допустйм^транспорт до нескольких десят
ков километров), из магистрального газопровода или газобеи-
зинового завода. Подготовка природного газа на нефтяном про
мысле не требуется. 

При бескомпрессорном газлифте природный газ под соб
ственным; давлением поступает из скважины газовых или газо-
конденсатных месторождений. Там же осуществляется его 
очистка и Осушка. На нефтяном промысле иногда его только 
подогревают. Если нефтяная и газовая залежи залегают на од
ной площади, то возможен внутрискважинный бескомпрессор
ный газлифт, отличительная особенность которого — поступле
ние газа из выше- или нижезалегающего газового пласта непо
средственно в нефтяной скважине. 

Область применения газлифта — высокодебитные скважины 
с большими забойными давленями (см. рис. 7.2, б), скважины 
с высокими газовыми факторами и забойными давлениями ниже 
давления насыщения, песочные скважины, а также скважины 
в труднодоступных условиях (например, затопляемость, ла-
водки, болота, отсутствие дорог и др.). Газлифтный способ эф
фективен при эксплуатации искривленных скважин, разработке 
многопластовых, месторождений. Преимущества его по сравне
нию с другими, особенно механизированными способами экс
плуатации, следующие: высокая технико-экономическая эффек
тивность; отсутствие подъемных механизмов и трущихся дета
лей; большой межремонтный период; простота обслуживания 
скважин и регулирования работы, борьбы с коррозией и отло
жениями парафина и солей, автоматизации и смены режимов; 
возможность проведения широкого комплекса исследователь
ских работ, централизованная дозировка различных добавок 
в скважину; использование энергии пластового газа; отсутствие 
отрицательного влияния пластового газа, высоких забойных 
температур; надежность наземного оборудования и т. д. Вме
сте с тем газлифтному способу, особенно компрессорному газ
лифту, присущи серьезные недостатки: низкий коэффициент 
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полезного действия всей газлифтной системы, включающей 
компрессорную станцию, газопроводы и скважины; большие 
капитальные вложения на строительство компрессорной стан
ции и газопроводов; большие энергетические затраты на ком-
примирование газа; сравнительно высокие, эксплуатационные 
расходы на обслуживание компрессорной станций; сравни
тельно низкий коэффициент полезного действия, равный 0,09— 
0,16, против насосных способов (0,25-^-0,3 для центробежных и 
0,25 для штанговых насосов). Газлифт можно применять только 
при наличии достаточного количества углеводородного газа. 
Поэтому ввиду названных недостатков газлифта производят 
технико-экономическое сопоставление газлифтного и насосного 
способов эксплуатации и выбирают наиболее эффективный спо
соб. Отметим только, что при бескомпрессорном газлифте 
себестоимость добычи нефти может быть в несколько раз меньше, 
чем при эксплуатации штанговым!} насосными установками. 

Если на промысле уже организована газлифтная эксплуата
ция скважир, а забойные давления и дебиты уменьшились, (ме
нее 50 т/сут), то с целью повышения технико-экономической 
эффективности добычи нефти можно перевести работу скважин 
с непрерывного газлифта на периодический (закачка газа 
в скважину периодически). 

§ 8 . 2 . КОНСТРУКЦИИ И СИСТЕМЫ 

ГАЗЛИФТНЫХ ПОДЪЕМНИКОВ 

Конструкция любого газлифтного подъемника должна обеспе
чивать в скважине наличие двух каналов: для закачки газа; 
для подъема газожидкостной смеси на поверхность. Такие ка
налы могут быть созданы либо двумя параллельными (лифт 
Поле), либо концентрично расположенными (лифт Саундерса) 
рядами труб. Ввиду сложности спуска в скважину на большие 
глубины двух параллельных рядов труб, жестко связанных 
внизу у башмака, и невозможности использования НКТ боль
ших диаметров при малом (96,3—140,3 мм) диаметре эксплу
атационной колонны лифт Поле не получил распространения. 

В зависимости от числа рядов труб, концентрично располо
женных в скважине, различают конструкции двух-, полутора-
и однорядных подъемников (рис. 8.1). В первых двух подъем
никах внешний ряд труб спускают до интервала перфорации 
для улучшения условий выноса песка с забоя за счет увеличе
ния скорости потока, в том числе подкачкой жидкости в за
трубное пространство между первым (внешним) рядом НКТ и 
эксплуатационной колонной. Однако ввиду большой металло
емкости,' стоимости, осложнений при увеличении глубины спуска 
подъемных (внутренних) труб изгза необходмости предвари
тельного изменения подвески внешнего ряда труб полутораряд-
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Рис. 8.1. Газлифтные подъемники: 

а. б. в — соответственно двух-, полутора- и однорядный подъемники кольцевой си
стемы; г — однорядный подъемник центральной системы 

ного подъемника, обеспечения условий выноса песка другими 
путями двух- и полуторарядные подъемники не применяются. 
Их использование оправдано только как вынужденная мера 
при отсутствии герметичности эксплуатационной колонны. 

В настоящее время применяется однорядный подъемник. Он 
является наименее металлоемким и наиболее дешевым, обеспе
чивает возможность свободного изменения диаметра и длины 
подъемных труб, причем диаметр может быть уже значительно 
большим. Для обеспечения условий выноса песка с забоя-сква
жины трубы спускают до забоя, а газ вводят выше на необхо
димой глубине через рабочий газлифтный клапан (или иногда 
через 2—4 отверстия диаметром 5—8 мм в рабочей муфте). Ра
бочая муфта или клапан при прохождении газа создают посто
янный перепад давления 0,1—0,15 МПа, который удерживает 
уровень жидкости ниже точки ввода газа на 10—15 м и обеспе
чивает тем самым равномерное поступление газа в подъемные 
трубы. Этим уменьшаются пульсации в работе, которые способ
ствуют разрушению пласта и образованию песчаных пробок. 

Для очистки забоя от Песка обратной (закачкой жидкости 
в НКТ) промывкой скважины рабочий газлифтный клапан 
снабжают дополнительным узлом обратного клапана, который 
перекрывает отверстия, и жидкость идет не через газлифтный 
клапан, а через башмак НКТ. Большой диаметр затрубного 
пространства позволяет устанавливать газлифтные клапаны 
вдоль колонны НКТ. 

В зависимости от направления подачи газа различают коль
цевую и центральную системы подъемников. При кольцевой газ 
закачивают в кольцевое (затрубное или межтрубное) простран
ство, а при центральной — в центральные трубы. На практике 

газлифтные скважины в основном работают по кольцевой си
стеме, так как оптимальные условия лифтирования достигаются 
обычно при малых проходных сечениях, а при центральной си
стеме песок разъедает соединения муфт на трубах и возможен 
их обрыв, в случае добычи параф инистой нефти периодическое 
удаление отложений парафина со стенок кольцевого простран
ства затруднено. 

§ 8.3. ПУСК ГАЗЛИФТНОЙ СКВАЖИНЫ 

В ЭКСПЛУАТАЦИЮ 

Характеристика процесса пуска 

Этот процесс осуществляется для ввода в работу новых и от
ремонтированных скважин. Перед пуском скважина заполнена 
жидкостью (дегазированной нефтью, водой или другой жидко
стью глушения). Уровень ее в скважине соответствует пласто
вому давлению. Сущность пуска скважины заключается в вы
теснении жидкости газом в линии газоподачи до башмака подъ
емных труб методом продавки и вводе газа в подъемные трубы. 
Схема пуска скважины и динамика давления закачиваемого 
газа на устье при пуске показаны на рис. 8.2. Для общности 
рассмотрения принят двухрядный подъемник. 

Наибольшее давление газа, которое возникает при пуске, на
зывают пусковым давлением рп- Давление закачки газа в про
цессе эксплуатации скважины называют рабочим давлением рР, 
причем р п > р Р . Это обусловлено следующим: а) пуск осуществ
ляется при статическом уровне /гСт, а работа—при динамиче
ском hR<hCT (депрессия уровня Ah0—hCT—Яд); соответственно 
погружение труб под уровень h\<h; б) в подъемных трубах 
уровень повышается на высоту Ah и на момент поступления 
газа в ,НКТ условное погружение составляет h+Ah>h>h\. 

При пуске вытесняемая жидкость как правило, перемеща
ется в подъемные трубы и затрубиое пространство и частично 
поглощается пластом. Достигнув башмака подъемных труб* газ 
поступает в них И, расширяясь, всплывает. Плотность газо^кид-
костной смеси уменьшается, уровень ее повышается до устья, 
после чего происходит выброс части жидкости, уровень жидко
сти в затрубном пространстве снижается ниже /гСт, начинается 
приток жидкости из пласта. При достаточном расходе газа 
скважина выходит на рабочий режим. 

В процессе снижения уровня жидкости в линии газоподачи 
до башмака подъемных труб и повышения уровня смеси в подъ
емных трубах до устья давление закачиваемого газа монотонно 
увеличивается до наибольшего значения рп. При выбросе жид
кости оно резко уменьшается и после нескольких колебаний, 
обусловленных инерционностью .потоков в системе «рласт — 
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Рис. 8.2. Схема пуска скважины в эксплуатацию методом продавки сжатым 
газом (а) и изменение давления закачиваемого газа на устье во времени 
нрн ауске (б) 

скважина», достигает-значений рр при непрерывном и достаточ
ном расходе газа. В «сухих» скважинах (отсутствие гидродина
мической связи скважины с пластом, пласт непродуктивный) 
оно снизилось бы до значения потерь давления на трение газа 
(см. пунктирную линию на рис. 8.2, б). 

Расчет пускового давления 

Прн пуске скважины на пласт создается нарастающая вО вре
мени репрессия давления, достигающая значения Ap—Ahpg, 
где р—плотность скважинной жидкости; g — ускорение свобод
ного падения. Под дейстрием этой репрессии происходит погло
щение жидкости пластом с расходом, который определяется 
продолжительностью продавки (темпом подачи газа), упругими 
процессами перераспределения давления в пласте и состоянием 
призабойной зоны (коэффициентом продуктивности). Если при-
забойная зона загрязнена, то в пласт уходит очень мало жид
кости. Пренебрегая потерями давления на гидравлическое тре
ние, можно записать при условии у башмака подъемных труб 
пусковое давление 

Pn = (h + Ah)pg. (8.2) 

Неизвестное повышение уровня Ah можно оценить нз урав
нения баланса объемов жидкости, вытесненной из кольцевого 
пространства VK, перемещенной в сообщаемые с атмосферой 
трубное н затрубное пространства VT и ушедшей в пласт Упл: 

V« = V» + V«, (8.3) 

откуда 

VT = VK-VM = VK (l Ь й _ ) = Vk (1 - t n o p - ) . (8.4) 

где •фпо г л=^п л / ^ к — коэффициент, характеризующий поглоще
ние жидкости пластом (доля поглощённой жидкости от всей вы
тесненной). Так как VT= (Fr+F3)Ah, VK=FKh, то уравнение 
(8.4) запишем 

(FT + F3) Ah == FKh (1 - ^ п о г л ) , (8.5) 

откуда 

Ah = h(l-$aar*) , (8.6) 

где Ft, FK, F3 — площади поперечного сечения соответственно 
трубного, кольцевого и затрубного пространств. Тогда пусковое 
давление 

Pn=npg^l + ( l - - ^ ) - ^ j ^ = n i n h p g , (8.7) 

~" F 

где m n = 1 + ( 1 — флота) „
 К

Д коэффициент, определяемый 
соотношением площадей сеченнй и долей поглощенной жидко
сти. При центральной системе подачи газа в формуле (8.7) ве
личины FK н гт следует поменять местами, а для Однорядного 
подъемника принимают F3=0. В формуле (8.7) часто записы
вают площади, выраженные через диаметры труб. Для одно
рядного подъемника неучет толщины стенкн труб вносит по
грешность менее 5 %. 

Из анализа формул (8.7) следует: а) прн фПогл>0, т. е. при 
частичном поглощении жидкости пластом, рп меньше, чем при 
отсутствии поглощения ( ф П о г л=0 ) ; б) при ф п о г л = 0 определяем 
рп с расчетным запасом (в зависимости от соотношения площа
дей наиболее употребляемых труб величина т„ может изме
няться от 1,13 до 8,49, причем большие значения соответствуют 
однорядному подъемнику кольцевой" системы, средние—двух
рядному и наименьшие — однорядному центральной системы); 
в) при 4|)norn-»-l (полное поглощение) Hn-+hpg (приблизиться 
к этому можно прн очень медленных темпах подачн газа и со
ответственно большой продолжительности процесса продавки). 

Продолжительность процесса продавки можно оценить отно
шением объема кольцевого пространства VK' = FKL к расходу за
качиваемого газа, приведенному^ по уравнению Менделеева — 
Клайперона к давлению и температуре в скважине. В литера
туре имеются более точные уравнения, описывающие изменение 
давления закачиваемого г а з а в о времени с учетом поглощения 
жидкости пластом. 

2 5 4 
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Если при пуске уровень жидкости в подъемных трубах до
стигнет устья раньше, чем газ подойдет к башмаку подъемных 
труб, и начнется перелив жидкости с противодавлением на 
устье Рг = рл (например, в нефтесборную линию), то макси
мально возможное пусковое давление (при h+Ah = L) запи
шется 

Pnmax=£<pg + P»> (8 .8) 

Таким образом, всегда р п ^ Р п т а х -

§ 8.4. МЕТОДЫ СНИЖЕНИЯ ПУСКОВОГО ДАВЛЕНИЯ-
ОПРЕДЕЛЕНИЕ МЕСТ УСТАНОВКИ ПУСКОВЫХ 
ОТВЕРСТИИ 

Так как всегда р п > Р р , то для пухка скважин необходимо иметь 
источник газа высокого давления в виде либо передвижного 
компрессора (аналогично как при освоении скважин), либо до
полнительной газовой линии, рассчитанной на пусковое давле
ние. Однако пусковое давление может быть очень высоким (до 
3 0 — 5 0 МПа в глубоких скважинах). Создание таких давлений 
затруднительно из-за отсутствия компрессоров высокого давле
ния, больших затрат на строительство газовой линии высокого 
давления, поэтому наиболее разумно применить методы сниже
ния пускового давления. Анализируя процесс пуска и формулу 
пускового давления, можно назвать несколько методов, рас
смотренных ниже. 

Переключение на центральную систему 

Пусковое давление при центральной системе меньше, чем при 
кольцевой системе подъемника такой же конструкции. Вели
чина рп при однорядной конструкции снижается в 7,5 раз, при 
двухрядной — на 1 1 % . Поэтому зачастую пуск осуществляют 
при центральной системе, а затем для работы проводят обрат
ное переключение на кольцевую систему. 

Продавка жидкости в пласт 

Выше показано, что при пуске на пласт создается репрес
сия давления, которая обусловливает поглощение жидкости 
пластом. При поддерживании репрессии, можно обеспечить про-
давку в пласт большей части жидкости. Как показано на 
рис. 8.2, при этом давление рко, создаваемое компрессором, 
должно превышать статическое давление у башмака подъем
ных труб pKb>hpg. Ускорить процесс продавки жидкости в пласт 
и несколько уменьшить требуемое давление рко можно путем 
последующего закрытия задвижки на кольцевом пространстве 
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И поДачи газа в трубное и затрубное пространства, где уровень 
до этого повысился. Этим можно увеличить репрессию почти 
в 2 раза. Иногда целесообразно провести затем разрядку дав
ления газа в скважине и снова аналогично повторить процесс 
продавки. Однако это очень длинный процесс. 

Применение пусковых отверстий 

Более быстро можно осуществить процесс с применением пус
ковых отверстий. Сущность метода заключается в том, что 
в подъемных трубах предварительно сверлят, так называемые, 
пусковые отверстия на определенных расстояниях от устья и 
между собой. При закачке газа в кольцевое пространство уро
вень снижается до первого отверстия и часть газа через него 
поступает в подъемные трубы. В трубах образуется газожид
костная смесь, уровень ее повышается и жидкость частично 
выбрасывается из скважины. Через отверстие в трубы посту
пает только часть закачиваемого газа, поэтому давление газа 
в кольцевом пространстве остается высоким. В трубах по мере 
выброса жидкости давление на уровне отверстия уменьшается. 
Поэтому равенство давлений в трубах и кольцевом простран
стве восстанавливается дальнейшим снижением уровня жидко
сти в кольцевом пространстве до второго отверстия. Это сни
жение уровня зависит от рко и плотности газожидкостной смеси 
в трубах (расхода перетекающего в трубы газа). Если давление 
в трубах снизится ниже рПл, то будет отмечаться приток жид
кости из пласта в скважину. Тогда вместо барботажа в сква
жине будет осуществляться обычное лифтирование. При поступ
лении газа через второе отверстие процесс снижения давления 
и уровня жидкости повторится. Причем снижение уровня за
медляется, так как часть газа уходит в трубы через первое 
отверстие. Таким образом, уровень жидкости можно снизить до 
башмака подъемных труб, после чего газлифт перейдет на нор
мальную работу. Недостатки этого метода (повышенный расход 
газа и уменьшение коэффициента полезного действия на 1 0 % ) 
исключили его практическое применение. 

Определение мест установки пусковых отверстий 

Определение мест установки пусковых отверстий сводится 
к следующему. Снижение уровня жидкости до первого отвер
стия происходит при балансе давлений 

Рко = Рп + Р2, (8-9) 

где рко-—устьевое давление газа, развиваемое компрессором; 
pn = mnL\'pg — достигнутое пусковое давление (см. § 8 . 3 ) ; 
L\ —снижение уровня жидкости в кольцевом пространстве 
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Ниже статического уровня (аналогично А в § 8 . 3 ) ; р2 — противо
давление на линии выброса жидкости. Тогда из уравнения ( 8 . 9 ) 
находим 

U = (рко— pi)/(m„pg). (8 .10) 

Если расстояние от устья до статического уровня hCT's^Li', 
где НСТ'=Н—he?, Н — глубина скважины, то расстояние от 
устья до первого отверстия аналогично формуле ( 8 . 8 ) будет 
равно 

= (Рко—PiVipg). (8.11) 

При / ICT '> L I ' , имеем 

L1 = h'CT + L'1. (8.12) 

На уровне второго отверстия установится равенство давле
ния в кольцевом пространстве р к 0 и давления в подъемных тру
бах, создаваемого суммой давления газожидкостной смеси от 
устья до первого отверстия рТр(0 и гидростатического давления 
столба негазированной жидкости высотой /_2' от первого до вто
рого отверстия pCT(i): 

Рко = Ртр (1) + Per (1) = Ртр (1) + L,2pg, (8.13) 

откуда расстояние между первым и вторым отверстиями 

L'2= P " - * P W . . ( 8 Л 4 ) 

Рё 

Расстояние от устья до второго отверстия 

L^Lx + U. (8.15) 

Аналогично рассчитываем для третьего и последующих от
верстий. С увеличением глубины расстояния между отверсти
ями уменьшаются: W>L2'>U>.. .L{. Для гарантированного 
пуска скважины, т. е. для создания движения газа через отвер
стие (при равенстве давлений в трубах и кольцевом простран
стве движения газа не будет)» расчетные Ц несколько умень
шают или фактическое число отверстий принимают на 1 0 — 
15 % больше расчетного. 

Трудности возникают при расчете давления в трубах на 
уровне любого отверстия ртР(0. Оно вычисляется по формулам 
работы газожидкостного подъемника на режиме нулевой пот 
дачи. Для этого необходимо знать расход газа, который опре
деляется по формуле расхода при истечении газа через отвер
стие. Скорость истечения газа через отверстие принимается 
равной скорости звука, тогда отношение давлений в кольцевом 
пространстве и трубах равно критическому. Отсюда определяют 
диаметр отверстия, затем расход газа через отверстие и по 
нему Ртро). Для упрощения расчетов используются графики. 
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Методика расчета расстановки пусковых отверстий в более 
точной постановке должна учитывать начальный перелив жид
кости, поглощение жидкости пластом при р 3>рпл и приток 
в скважину при р3<рПл-

Разработано много других практических приемов преодоле
ния трудностей, связанных с возникновением высоких пусковых 
давлений (последовательный допуск труб, предварительное по
нижение уровня жидкости в скважине путем поршневания или 
тартания желонкой и др.). Выбор того или другого метода дол
жен определяться конкретными условиями и возможностями 
располагаемой техники. 

Использование пусковых газлифтных клапанов 

Современный основной метод снижения пусковых давлений — 
применение пусковых газлифтных клапанов. Главная особен
ность работы клапанов в отличие от отверстий заключается 
в том, что в момент поступления газа в подъемные трубы через 
каждый последующий клапан закрывается предыдущий. При 
работе скважины на заданном технологическом режиме газ по
дается в подъемные трубы через нижний рабочий газлифтный 
клапан (или башмак НКТ, рабочую муфту) при закрытых верх
них пусковых клапанах. Возможность установки газлифтных 
клапанов вместо пусковых отверстий имеется только при одно
рядной конструкции подъемника. 

§ 8.5. ГАЗЛИФТНЫЕ КЛАПАНЫ, 
ИХ РАСЧЕТЫ И ТАРИРОВКА 

Классификация газлифтных клапанов 

В настоящее время известно много различных типов газлифт
ных клапанов. Их классифицируют по различным при
знакам. 

1. По назначению различают пусковые и рабочие клапаны. 
Первые применяют для пуска газлифтных и освоения фонтан
ных скважин. Рабочие клапаны служат для подачи газа при 
нормальной работе, оптимизации режима работы скважины пу
тем ступенчатого изменения глубины ввода газа в НКТ и пе
риодической подачи газа в НКТ при периодической газлифт-
ной эксплуатации. 

2. По способу крепления к НКТ имеются клапаны: а) на
ружные (стационарные), которые крепят на колонне НКТ сна
ружи и для их замены или регулировки извлекают из сква
жины всю колонну НКТ (рис. 8.3 а, в, г); б) внутренние (съем
ные)—крепят внутри скважинных газлифтных камер, имеющих 
эллиптическое сечение (рис. 8.3, б); извлекают и устанавли-
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Рис. 8.3. Газлифтные клапаны: 
/ —сильфоииая камера: 2 —шток; 3 — отверстия для ввода газа в сильфонный клапан 
н в газлнфтную Камеру; 4 — клапан; 5 — штуцерное отверстие; 6 — сальник; 7 — сква-
жинная газлифтиая камера; 8 — основной (верхний штуцер); 9 — отверстия для ввода 
газа в пружинный клапан; 10 — шток с двумя (верхней и нижней) клапанными голов
ками; // — пружина; 12 — вспомогательный (нижний) штуцер; /3 —гайка; 14 — насосно-
компрессориые трубы; 15 — эксплуатационная колонна 

вают внутренние клапаны с помощью, так называемой, канат
ной техники. 

3. По принципу действия выделяют клапаны: а) управляе
мые давлением либо газа в затрубном пространстве (см. 
рис. 8.3, а, б), либо жидкости в НКТ (см. рис. 8.3, в) ; б) диф
ференциальные, которые открываются и закрываются в зави
симости от перепада давлений в затрубном пространстве и 
в НКТ на уровне клапана (см. рис. 8.3, г). 

4. По конструктивному исполнению различают сильфонные 
(см. рис. 8.3, а, б, в) пружинные (см. рис. 8.3, г) и комбини
рованные клапаны. Сильфонные клапаны работают либо под 
действием давления в кольцевом (затрубном) пространстве рк 

(рис. 8.3, а, б), либо — давления в трубах ртр (см. рис. 8.3, а). 
Их отличительный элемент — сильфонная камера /, заряжен
ная азотом до давления рс. Так как рс повышенное, то клапан 
нормально закрыт. Гофрированная стенка сильфона обеспечи
вает перемещение штока с клапанной головкой. Известны и 
клапаны других типов. В настоящее время на наших промыс
лах широко применяются сильфонные газлифтные клапаны, 
управляемые давлением газа. 

Расчет и тарировка сильфонного клапана, 
управляемого давлением газа 

В сильфонном клапане, управляемом давлением рк (см. 
рис. 8.3, а, б), на сильфон всегда действует давление рк. Рас
чет такого клапана сводится к следующему. При закрытом 
клапане на площадь сильфона /« действует с одной стороны 
2С0 

давление рк, а с другой — рс; на площадь клапана ]кп — анало
гично рТр и рк. При сопоетавлении действующих сил можно за
писать условие, открытия клапана 

Ртр/к + Рк/с > Рк/кл + Рс/с• (8-16) 

Отсюда давление в кольцевом пространстве открытия клапана 

Ркот > РсКс—РтрКк, (8-17) 

где Kc = f c/(/c—/кл)— конструктивный коэффициент сильфона; 
KK=fKj(fc—fKJl)— конструктивный коэффициент клапана, при
чем Я с = Ш с — М = ( / с - 7 к л + Ы / ( / с - Ы = i + W ( f c - M = 
= 1+Як . 

При открытом клапане только на площадь сильфона дейст
вуют давления рс и рк. Клапан 3 находится в среде газа под 
давлением рк перед штуцерным устройством. Тогда условие за
крытия клапаНа 

Р с > Р к - (8.18) 

Давление в кольцевом пространстве закрытия клапана 

Ркзакр<Рс - (8.19) 

Сопоставим давления рк от и рк закр, приняв в соотношениях 
(8.17) и (8.19) знак равенства. Для этого подставим рс из ра
венства (8.19) в равенство (8.17), т. е. 

Ркот = Рк закр/Сс — РтрКк = Рк закр ( 1 + Кк) — РтрКк = 

= Рк закр + Кк (Рк закр — Ртр), (8.20) 

откуда разница открывающего и закрывающего давлений 

АРкл = Ркот-^-Ркзакр = Кк (Ркзакр — Ртр)- (8-21) 

Для применяемых газлифтных клапанов диаметр штуцер
ного отверстия составляет 3—12 мм, а /Ск = 0,033—0,342. Дей
ствительная величина Кк по сравнению с расчетной, определен
ной выше, без учета сил трения в клапане при движении газа 
меньше на 6—7%. Из уравнения (8.21) следует, что рК От> 
>РкзакР , а изменением давления газа в затрубном простран
стве можно открывать или закрывать клапан, т. е. с момента 
начала подачи газа в затрубное пространство все клапаны от
крываются. После поступления газа через клапан давление ртр 

уменьшается, увеличивается перепад давления на клапане, рас
ход газа через клапан растет, снижается давление рк и клапан 
закрывается. 

Надежность работы клапана в условиях скважины зависит 
от его зарядки азотом и последующей тарировки. Тарировка 
клапана проводится на тарировочном стенде при температуре 
20 °С. На клапан действует атмосферное давление (клапан 
нормально закрыт), а для действия на сильфон внутри созда-
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ется номинальное давление тарировки рном, т. е. внешнее дав
ление, при котором клапан открывается при нормальной 
( 2 0 °С) температуре (аналог р к о т ) . Тогда давление азота 
в сильфоне при температуре Т в месте установки клапана со
гласно закону Шарля можно записать 

Р' = Реи - ~ - = PcKt, (8 .22) 

откуда давление зарядки сильфона при нормальной темпера
туре (20 °С)

 v 

pCH = pJKt, , (8 .23) 

где Kt = T/293— температурный коэффициент. * 
Для условий тарировки аналогично равенству ( 8 . 17 ) при 

избыточном давлении р т р = 0 можно записать потребное номи
нальное давление тарировки 

ртм = Рс«Кс=
 P

?f
c
 • ' ( 8 . 24 ) 

Выражая произведение рсКс из равенства ( 8 . 1 7 ) , запишем 

номинальное давление тарировки 

и с учетом уравнения ( 8 . 24 ) давление азота в сильфоне при 
условиях тарировки 

„ __ Ркот + РтрКк /аоа.\ 

к7к~с ' ^ ' 

Расчет сильфонного клапана, управляемого давлением 
смеси в трубах 

В сильфонном клапане (см. рис. 8.3, г), управляемом дав
лением в подъемных трубах ртр, на сильфон всегда действует 
давление ртр. Тогда аналогично можно записать условия и дав
ления соответственно открытия и закрытия клапана: 

Ртр/с + Рк!кл > Pcfc + Р т р / к л ( 8 . 2 7 ) 

Ргрот > РсКс — РкКк, (8 .28) 

Рс > ртР; (8.29) 

РТР закр < рс. (8 .30) 

Расчет пружинного клапана 

Пружинный газлифтный клапан (см. рис. 8.3, г) относится 
к дифференциальному типу. Отличительный элемент его —пру
жина 11, которая, держит шток прижатым к вспомогательному 
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(нижнему) штуцеру 12. При этом клапан нормально открыт. 
Расход газа через клапан (пропускная способность) регулиру
ется числом или размером отверстий 9. 

При открытом клапане на нижнюю клапанную головку дей
ствуют давления р к , ртр и сила натяжения пружины F„. Тогда 
можно записать условие закрытия клапана: 

Арзакр/г > Рп, (8.31) 

где Др3акр = Рк—Ртр — закрывающий перепад давления, f2 — 
площадь сечения нижнего штуцера. 

При закрытом клапане на верхнюю клапанную головку дей
ствуют р к , Ртр и Fn- Тогда аналогично имеем условие открытия 
клапана: 

bporh<Fn, (8.32) 

где Ар 0 т=Рк—Ртр — открывающий перепад давления; f\ — пло
щадь сечения верхнего штуцера. 

Сопоставим эти условия по силе Fn: 

А р з а к р > А р о т - т - . (8-33) 
/2 

Так как f i>f2 , то Ар3акР»Дрот. Величины Дрзакр и Арот мо

жно регулировать изменением Fn и f2- Сила натяжения пру
жины Fn регулируется гайкой 13. 

Комбинированные клапаны в качестве упругого элемента 
имеют сильфон и цилиндрическую пружину, воспринимающую 
на себя часть нагрузки. Это обеспечивает большую чувстви
тельность клапана к изменениям давления при открытии и за
крытии. 

§ 8.6. РАСЧЕТ РАЗМЕЩЕНИЯ ПУСКОВЫХ ГАЗЛИФТНЫХ 
КЛАПАНОВ АНАЛИТИЧЕСКИМ МЕТОДОМ 

Глубина установки первого верхнего клапана определяется 
аналогично глубине размещения первого пускового отверстия 
(см. § 8 . 4 ) . Для пружинных клапанов дальнейший расчет ве
дется аналогично расчету размещения пусковых отверстий, 
причем в момент обнажения следующего клапана предыду
щий закрывается. Клапаны регулируются натяжением пру
жины. 

Для сильфонных клапанов, управляемых давлением зака
чиваемого газа в затрубном пространстве, дальнейший расчет 
ведется по формулам типа ( 8 . 1 5 ) . Так как в момент открытия 
второго клапана первый закрывается, то можно записать для 
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этогб момента уравнение баланса Давлений в затрубном прост
ранстве и трубах на уровне второго клапана в виде: 

Ркаакр (1) = L2pg + Lx (-—-) + Ръ (8.34) 

откуда 

Р к закр (1) — \Li ( + р Л 

L2 =
 1

 L, (8.35) 
98 

где (Ap/AL) 1 — градиент давления газожидкостной смеси в ко
лонне подъемных труб выше первого клапана (ввиду трудности 
определения его обычно принимают равным 0,2 pg). Ана
логично записывают для последующих клапанов. При этом при
нимают Ркот (1 )=Рко, Рк закро) рассчитывают по формуле регули
ровки с учетом рКОт(1), ркзакр(1)=рКОт(2) и т. д., т. е. давление 
открытия каждого последующего клапана уменьшают таким 
образом, чтобы оно равнялось давлению закрытия предыду
щего. Разницу давлений открытия клапанов устанавливают 
с целью создания условий их последовательного закрытия 
в процессе пуска. Для обеспечения ввода газа при нормальной 
работе только через один рабочий клапан давление его откры
тия должно быть меньше давления открытия последнего пуско
вого клапана на 0,25 МПа и более. 

Сильфонные клапаны, управляемые давлением в подъемных 
трубах, размещают согласно расчету по одному из двух мето
дов. По первому методу все клапаны в рабочих условиях имеют 
одинаковое давление открытия рот, которое выбирается равным 
75 % рабочего (или пускового) давления или на 1,05—1,4 МПа 
меньше его. Расчет выполняется с учетом того, что пусковое 
давление скважины равно ее рабочему давлению. Предвари
тельно определяют давление газа р3 на забое по барометриче
ской формуле и строят график линейного распределения дав
ления газа по глубине скважины. Вычисляют первое прибли
жение 

L ' 2 = Р*-Р<" , (8.36) 

а по формуле (8 .15)—L2 . Затем по графику устанавливают 
давление pL2 на глубине L 2 , по формуле (8.36) при р3 = Pi_2 

находят второе (окончательное) приближение L2' и по формуле 
(8 .15)—L2 . Аналогично определяют глубину размещения ос
тальных клапанов, предварительно допуская равенство рассто
яний Li-\=Li' в качестве первого приближения. 

По второму методу одинаковой для всех клапанов прини
мают разность Дркл пускового рко и открывающего давлений, 
равной 1,05—1,4 МПа или 25 % от рабочего давления рР. Рас
стояние А/ между любыми клапанами (кроме первого) вычис-

ляют по формуле типа (8.36), где числитель заменяют на вели
чину Ар\=рко—0,75рр или Api=pKo—pp+(1.054-1,4). Глубину 
установки клапана вычисляют по формуле типа (8.15). 

§ 8.7. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ ГАЗЛИФТНОГО 

ПОДЪЕМНИКА ПРИ УСЛОВИЯХ ОГРАНИЧЕННОГО 

И НЕОГРАНИЧЕННОГО ОТБОРОВ ПО МЕТОДИКЕ 

А. П. КРЫЛОВА 

Расчет включает определение длины L и диаметра d НКТ, 
расхода закачиваемого газа Уозак и давлений. Его выполняют 
при двух условиях: а) отбор жидкости из скважины ограничен
ный; это означает, что известен дебит Q по жидкости, забой
ное давление р3, расход притекающего газа Vr; причины воз
можного ограничения рассмотрены в § 5.6, отметим только, что 
дебит задается проектом разработки; б) отбор жидкости из 
скважины неограниченный, т. е. дополнительно подлежат опре
делению Q, р3 и Vr. 

Отбор жидкости ограничен 

Заданный отбор разумно обеспечивать на оптимальном режиме, 
при котором удельный расход принимает минимальное значе
ние Ro опт. При этом Ro опт тем меньше, чем больше давление 
Р\ у башмака труб, которое вследствие потерь в линии газопо
дачи обычно на 0,3—0,4 МПа меньше рабочего давления рр за
качки газа. Отсюда основное требование — наиболее полное 
использование рР. Тогда при заданном р3 длину подъемных 
труб (глубина ввода газа при использовании рабочего газлифт
ного клапана) можно записать (см. рис. 8.1): 

L = H -
 Р з

~
Р 1

 , (8.37) 
PCMS 

где рем — плотность смеси нефти, воды и газа в зоне от баш
мака до забоя (средняя арифметическая величина значений 
для условий башмака и забоя). При р3~р\ тру0ы устанавли
вают на 20—30 м выше верхних отверстий фильтра, чтобы за
качиваемый газ не мешал нормальному притоку нефти или не 
поступал в продуктивный пласт вверх по его восстанию. 

Затем определяют: а) диаметр труб по формуле А. П. Кры
лова при оптимальном режиме (7.25); б) удельный расход газа 
Room по формуле (6.22); в) удельный расход закачиваемого 
газа 

^озак = Room — G3<p = Room — ĵ G0 0CP ^
 P l

 ^
 Pa

 ^ — "
B
^' 

(8.38) 
г) расход закачиваемого газа 

Уозак = ^озакф, (8.39) 
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где рч — давление на выкиде, определяемое из условий сбора 
и подготовки продукций; р0 — атмосферное давление; п„ — за
данная обводненность продукции (по проекту разработки). 

Если расчетный диаметр d не совпадает со стандартным 
диаметром НКТ, то принимают' ближайший меньший стандарт
ный. Тогда подъемник будет работать в области между опти
мальным и максимальным режимами (см. рис. 6 . 3 ) . 

При больших дебитах может оказаться, что НКТ диамет
ром d невозможно спустить в данную эксплуатационную ко
лонну. Тогда для обеспечения заданного отбора рекомендуется 
запроектировать эксплуатацию скважины на максимальном ре
жиме, приняв наибольший диаметр НКТ d\", который можно 
опустить в данную эксплуатационную колонну. Если и в этом 
случае не обеспечивается заданный отбор, то следует перехо
дить на центральную систему подъемника. В первом случае, 
задавшись d\, по формуле ( 6 . 16 ) вычисляют Qmax. Если Q m a x ^ 
~ Q , то по формуле ( 6 . 21 ) определяют # о т а х и уточняют 

#0 з ак = Fornax—бэф. (8.40) 

Если Q m a x > Q , то фактический режим работы скважины на
ходится между максимальным и оптимальным режимами. То
гда для этого же диаметра d\, дополнительно находят Q0nr, 
V0 max, VQOUT по формулам ( 6 . 1 7 ) , ( 6 . 1 9 ) , (6 .20) и, построив по 

двум точкам часть кривой лифтирования Q(Vo), графически 
оценивают потребный общий раеход газа Vo, а расход зака
чиваемого газа 

VoaeK = V0—GaiQ. (8.41) 

Во втором случае ( Q m a x < Q ) при переходе на центральную 
систему подъемника определяют по формуле ( 7 . 25 ) при опти
мальном режиме эквивалентный затрубному пространству диа
метр dq. Затем из эмпирической формулы 

dQ = D
 dr

 +
 2 5

'
4
 (8.42) 

находят диаметр труб линии газоподачи dr (в мм), где D — 
внутренний диаметр эксплуатационной колонны. Чем меньше 
диаметр НКТ (линии газоподачи), тем больше пропускная спо
собность затрубного пространства для смеси, однако тем 
больше потери давления газа на трение. Поэтому для каждого 
диаметра D существует следующий минимальный допустимый 
внутренний диаметр НКТ: 

D, мм 203 178 153 127 
rfrmln, мм 76 63 51 38 
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Если dr>dr mm, то д л я д а л ь н е й ш е г о р а с ч е т а R0om, Ro зак , 

Vo зак п р е д в а р и т е л ь н о определяют и с п о л ь з у е м ы й в формуле для 
Roonr э к в и в а л е н т н ы й расчетный диаметр 

dR = {D—dr)J2. (8 .43) 

Если d r<drm in , то дальнейший расчет выполняют д л я цент
р а л ь н о й с и с т е м ы , но уже п р и м а к с и м а л ь н о м режиме, приняв 
д и а м е т р НКТ, р а в н ы м dT mln. Тогда по формуле (8 .42) вычис
л я ю т dq и з а т е м Qmax. Дальше а н а л о г и ч н о первому случаю 
с о п о с т а в л я ю т Q и QmaX: а ) при Q ~ Q m a x по формуле ( 8 . 43 ) 

Определяют dR', а З а т е м # 0 т а х , # 0 зак, Уозак; б ) ПРИ Q m a x > Q 

г р а ф и ч е с к и о ц е н и в а ю т Vo и по формуле ( 8 . 41 ) рассчитывают 
Уозак, п р и ч е м в формуле д л я Vomax вместо d

2
'
5 принимают 

(dQ')
3
/(dR')

0
'
5
; в ) п р и Q m a x < Q заключают, что из д а н н о й с к ва

ж и н ы ПраКТИЧеСКИ МОЖНО ОбеСПеЧИТЬ ТОЛЬКО Отбор Qmax, вы

числяют dR'. Ro max, Ro зак, Vo зак. 

Отбор жидкости не ограничен 

Поскольку отбор жидкости из пласта не ограничивается, то ос
новное требование расчета заключается в достижении возможно 
большего дебита скважины Q или наименьшего давления р3, 
которое достигается, как это следует из формулы ( 8 . 3 7 ) , при 
спуске труб до забоя. Тогда трубы устанавливают на 2 0 — 3 0 м 
выше верхних отверстий фильтра, Понятно, что р\са.р3. При 
данном условии ограничения отбора могут быть вызваны либо 
экономическими, либо техническими причинами: а) ограничен 
удельный расход закачиваемого газа, т. е., исходя из экономи
ческих соображений, задан допустимый удельный расход 
RoAon, б) ограничена пропускная способность подъемника. 

В первом случае неизвестны р3 и d. Для их определения 
можно составить систему двух уравнений, принимая режим ра
боты оптимальным: 

Ronon "f* ^эф = Root 

Qrui
 1

 QoriT 

или в развернутом виде 

Яодоп + [ G o " «р (-̂ 4 -̂ " Р о ) ] ( 1 - Я . ) = 

_ 0,282Lpg[Lpg— (pi — Pa)] . 

>
S

( P i - P 2 ) P o l n — 
Pi 

ЪЫ
г
 (Pi - Pa)

1
'
5
 ILpg — (Pi - Pa)] 

(Lpg)
2
-
5 

(8.44) 

K0(pm — ps)
n 

(8.45) 
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где Qnn, Q o m — дебит скважины соответственно Tib ураЪн'е'н'иТй 
притока и по формуле оптимальной подачи. Так как p i ~ p 3 , то 
выражая из первого уравнения d и подставляя во второе, на-
ходят рз, затем по уравнению притока — дебит скважины, 
а расход газа по уравнению 

1 '0зак=#0Доп<?. (8-46) 

Диаметр мало влияет на р3, поэтому обычно сначала зада
ются d=63 мм, из первого уравнения определяют р3, по урав
нению притока вычисляют дебит, а по нему с использованием 
формулы (7.25) — диаметр d. Для глубоких скважин может 
оказаться, что располагаемое рабочее давление рР и соответст
венно p i < p 3 , тогда L выражают по формуле (8.37) ка-к при 
ограниченном отборе и подставляют в уравнения системы 
(8.45). 

Если расчетный диаметр НКТ d окажется больше макси
мально возможного диаметра для данной эксплуатационной ко
лонны или удельный расход закачиваемого газа не ограничен, 
то расчет ведут для центральной системы подъемника. В пер
вом случае принимают d=dQ и из формулы (8.42) находят 
dr. Если dr>-dmin, то подъемник будет работать при централь
ной системе на оптимальном режиме. Если rfr<^rmin, то подъ
емник не может пропустить дебита, определенного при опти
мальном режиме из условия заданного Яодоп. Во втором слу
чае, а также при dr<drmin задаются значением диаметра труб 
^rmin, по формуле (8.42) определяют эквивалентный диаметр 
d q . Забойное давление р3 устанавливают по условию совмест
ной согласованной работы пласта и газлифтного подъемника 
при максимальном режиме: 

= Qmax (8.47) 

или 

Ао(Рпл—рз)" = — . (8.48) 

Длину труб L выражают по формуле (8.37) и подставляют 
в уравнение (8.48). Это необходимо для согласования распола
гаемого давления рр с давлением р \ . При возможности прини
мают pi = p3. Дальше определяют дебит по уравнению притока, 
dR по формуле (8.43), R0 max, Ro зак и Уозак по соответствую-
щим формулам. Если отбор жидкости по затрубному простран
ству недопустим (например, происходит отложение парафина 
в стволе), то ограничиваются только кольцевой системой подъ
емника. 

Пример. Рассчитать газлифтный подъемник при заданных величинах: 
Q= 120 м

3
/сут; рР = 6,5 МПа; р 3=7 МПа; р2=0,8 МПа; Я=2000 м; рн = 

= 6 МПа; G0=80 м
3
/м

3
; а Р =10 -

5
 Па- ' ; л„=0,6; р=840 кг/м

3
. 

Решение. Вычисляем: р1 г= 6,5—0,3 = 6,2 МПа; 

Т — 6,2)-1 

840-9,81 

L = 2 0 0 0 - (
7
- 6 . 2 ) . 1 0 « = 1903 м; 

d= 0,263 J
 19

°
3
-
840

-
9
'
81

 ! / 
V (6,2—0,8)10» V 

120-1903-840-9,81 

86400 [1903-840-9,81 — (6,2—0,8) 10
е 

= 0,0576 м (принимаем d = 0,0503 м); 

( 6 , 2 - 0 , 8 ) 10
е 

1903-840 9,81 
= 0,344; 

D 0,282-1903-840-9,81 (1 - 0 , 3 4 4 ) , 
Но опт =

 5
 — = 183,6 м

3
/м

3
; 

0.0503
0
'
5
-0,344- 10

s
 In 

0,8 

/?озак = 183.6— Ĵ80 - Ю
-5

 ^
 6 , 2

 ^
 0 , 8

 — 0,1 j 10
е
j = 137,6 м

3
/м

3
; 

Vo3aK= 137,6-120= 16512 м
3
/сут. 

§ 8.8. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ ГАЗЛИФТНОГО 

ПОДЪЕМНИКА С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ КРИВЫХ 

РАСПРЕДЕЛЕНИЯ ДАВЛЕНИЯ ВДОЛЬ ЛИФТА 

Данный расчет в отличие от предыдущего позволяет учесть 
особенности потока и изменение свойств газожидкостной смеси 
вдоль ствола скважины, а также минимизировать расход пода
ваемой в скважину энергии. 

Для выполнения расчета должны быть известны следующие 
данные: условия притока флюидов (дебит скважины Q, обвод
ненность пв, газовый фактор G0, забойное рэ и пластовое рпл 

давления, коэффициент продуктивности или уравнение при
тока); давление на выкиде р2; свойства флюидов; средняя тем
пература в скважине; глубина Я скважины и диаметр эксплуа
тационной колонны. 

В результате расчета требуется определить глубину L ввода 
газа (длину подъемных труб); диаметр d подъемных труб; 
расход закачиваемого газа VQ зак ; рабочее давление рр закачки 
газа. Расчет сводится к перебору различных вариантов соче
тания значений подлежащих определению величин, часть из ко
торых задается, а также к графическим построениям кривых 
распределения давления. 

Построение кривых распределения давления 

Исходя из реальных возможностей или технологических сооб
ражений задаются диаметром d подъемных труб (НКТ) и 
удельным расходом R0 зак закачиваемого газа. В зависимости 
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от дебита скважины рекомендуют следующие внутренние диа
метры подъемных труб: 

Q, м
3
/сут 20—50 50—70 70—250 250—350 Более 350 

d, мм 40,3 50,3 62 76 88,6 

Задаются также способом ввода газа в НКТ (через башмак 
или через рабочий газлифтный клапан). При вводе газа через 
башмак длина НКТ равняется глубине ввода газа. Если воз
никает необходимость спуска НКТ до забоя, то газ вводят че
рез газлифтный клапан. Определяют глубину ввода газа L и 
рабочее давление рр. Для этого строят кривую распределения 
давления p(z) в обсадной колонне или в НКТ (если трубы 
спущены до забоя) по любой методике расчета (см. § 6.5), на
чиная от давления р3 шагами по принципу «снизу вверх», 
а также кривую распределения давления в НКТ с учетом зака
чиваемого газа, начиная от давления р2 шагами по принципу 
«сверху вниз». Затем обе кривые p(z) совмещаются на одном 
графике. Точка их пересечения (рис. 8.4) дает глубину ввода 
газа L и давление у башмака (в точке ввода газа) Р\. Рабочее 
давление рр рассчитывают либо по формуле Адамова, либо по 
барометрической формуле (без учета потерь давления на тре
ние газа) . 

Дальше задаются другими значениями R0 зак и аналогично 
определяют соответствующие им L, рх и рр (см. рис. 8.4). Такие 
же расчеты и построения могут выполняться для других задан
ных диаметров НКТ. Тогда выбирают наиболее подходящие или 
оптимальные условия (режимы) работы. Оптимальным режи
мом можно считать режим, характеризующийся минимумом 
удельной, подаваемой в скважину энергии, приходящейся на 
единицу расхода жидкости (более точно процесс расширения 
газа следует считать политропическим): 

£зак = RoзакРо In — (8.49) 
Pi 

или, считая газ реальным, 

Ед№ = ЯоаакРогсрГср l n _ £ L t / 8 5 0 ) 

То Pi 

где zCp — коэффициент сверхсжимаемости газа, определенный 
при средней температуре в скважине Тср и среднем давлении 
рсР= (Pi + p2)/2. 

Использование номограмм распределения давления 

При многократном повторении (для многих скважин) расчеты 
можно сократить использованием номограмм распределения 
давления (рис. 8,5), рассчитанных с учетом свойств жидкостей 
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РП PI РПЛ Р 

Рис. 8.4. Кривые распределения дав
ления вдоль ствола газлифтной сква
жины 

д _ / _ * _ / 8 /3 12 /» /Уд МЛ а 

3B0TS0/IS 11ЮЭ0 SOW so so 

Рис. 8.5. Пример номограммы распре
деления давления вдоль ствола сква
жины при различных удельных рас
ходах газа Ro. 
Внутренний диаметр труб 73 мм, дебит 
иефти 1272 м'/сут при отсутствии воды, 
плотность иефти 850 кг/м

3
, относительная 

плотность газа 0,65 

и газа данного месторождения, средней температуры потока, 
разных дебитов, обводненности, различных диаметров труб. 
Крайняя правая кривая номограммы (R0 = 0) соответствует про
филю давления потока негазированной жидкости, а крайняя ле
в а я — профилю давления с минимальным градиентом. При уве
личении выше указанного значения для данной глубины гради
ент давления возрастает и профиль давления смещается вправо. 
Поэтому расчет кривой распределения давления следует огра
ничивать профилем с минимальным градиентом. Порядок рас
чета с использованием номограмм следующий: а) задаются ря
дом значений диаметров НКТ; б) на кальке в масштабе номо
граммы наносятся оси давления и глубины, отмечаются глубина 
скважины Н, давления рпл, р3 и р2; в) калька накладывается на 
номограмму (для данного дебита, обводненности и диаметра 
труб — НКТ илн обсадной колонны) так, чтобы оси глубин со
впали, и перемещается по оси -глубин таким образом, чтобы 
точка (р3; Я) совместилась с кривой #0 = Озф, где бзф — пласто-
вый газовый фактор с учетом обводнения продукции; эта кри
вая переносится на кальку (если такой кривой на номограмме 
нет, то она интерполируется); получается первая кривая p(z) 
(см. выше); г) снова калька аналогично накладывается на но
мограмму (для данного дебита, обвОдненности и диаметра 
НКТ) и перемещается вдоль оси глубин так, чтобы точка (р2; 0) 
последовательно совмещалась с кривыми R0> б3ф; эти кривые 
переносятся на кальку; получается ряд вторых кривых p(z); 
д) точки пересечения кривых p(z) дают совокупность значений 
L, рр, # 0 з ак = # о — СЭф, которые определяют возможные режимы 
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работы газлифтной скважины; е) аналогично повторяются опре
деления для других диаметров НКТ; ж) выбираются условия 
работы скважины, например, такие, которые соответствуют наи
меньшему значению Ro3aK- Если газлифтных скважин много, то 
составляется таблица зависимости диаметра НКТ от дебита 
скважины. 

§ 8.9. ИСПОЛЬЗОВАНИЕ КРИВЫХ РАСПРЕДЕЛЕНИЯ ДАВЛЕНИЯ 
ДЛЯ РАСЧЕТА РАБОЧЕГО И ПУСКОВЫХ 
ГАЗЛИФТНЫХ КЛАПАНОВ 

Эта методика по сравнению с аналитическим расчетом позво
ляет учесть большее количество факторов, влияющих на раз
мещение клапанов. 

Для этого необходимо иметь: а) номограмму (см. рис. 8.5) 
распределения давления p(z) для условии данной скважины; 
б) кальку с нанесенными осями давления и глубины в том же 
масштабе, что и на номограмме p(z). Для лучшего понимания 
методики выделим отдельные расчеты. 

Предварительные определения и построения 

На кальке наносят глубину скважины Я, давления pnjl, р3, р2, 
рабочее давление газа р кольцевом пространстве на устье сква
жины рк0 и температуру на устье Т2, проведя ось температур 
(рис. 8.6). 

Из точки Рпл проводят прямую 1 распределения гидростати
ческого давления в неработающей скважине, уклон которой оп
ределяется плотностью жидкости. Пересечение прямой 1 с осью 
глубин указывает расстояние от устья до статического уровня 
ACT'. 

Из точки рз проводят кривую 2 распределения давления от 
забоя вверх по колонне НКТ или по обсадной колонне (если 
трубы спущены практически только до глубины установки ра
бочего клапана), для чего, совмещая кальку с номограммой, на
кладывают точку рз на кривую p(z) с #о=СЭф. Также из точки 
Рз проводят кривую 3 гидродинамического давления потока не
газированной жидкости (кривая с параметром R0 = 0). Уклон ее 
отличается от уклона прямой 1 на значение градиента давления 
на трение. 

Из точки р2 проводят кривую 4 минимального градиента дав
ления (R0=max), для чего накладывают точку р2 на кривую 
p(z) с R0=max (левая огибающая кривая) при совпадении осей 
глубин на кальке и номограмме. 

Из точки Т2 проводят кривую 5 изменения температуры по 
стволу скважины (см. § 6.5). 

Рис. 8.6. Графический расчет глубины установки газлифтных кл 

Из точки р„о проводят кривую 6 (можно ограничиться пря
мой) изменения давления газа в кольцевом (затрубном) прост
ранстве по барометрической формуле 

0,03415рг2 

Рк(2) = ркое ^ ч » (
8
-

5 1
) 

где р г_относительная плотность газа (по воздуху); Гер —сред
няя температура газа (для ее расчета используется^ кривая 5 
распределения температуры по стволу); zT — средний коэффи
циент сверхсжимаемости газа при средних давлении и темпера
туре, определяемых методом последовательных приближении. 

6т принципа действия пусковых клапанов несколько зависит 
процесс пуска скважины. Рассмотрим процесс пуска с использо-
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ванием наиболее распространенных сильфонных клапанов, уп
равляемых давлением газа в кольцевом пространстве (см. 
рис. 8.3, а или б). Их особенность заключается в том, что после 
начала подачи газа в кольцевое пространство все клапаны 
в скважине открываются. На линии газоподачи у устья сква
жины или в газораспределительной будке устанавливают регу
лируемый штуцер. По мере ввода газа через последующий кла
пан для того, чтобы предыдущие (вышележащие) клапаны оста
вались закрытыми, давление газа в кольцевом пространстве 
ступенчато снижают. Давление открытия последующего клапана 
меньше давления открытия каждого предыдущего (вышележа
щего) . 

Расчет клапанов включает определение глубины их уста
новки, расхода газа через каждый клапан, диаметра отверстия 
седла клапана, типоразмеров и параметров тарировки. 

Расчет первого верхнего пускового клапана 

Расчет глубины установки первого клапана Lx целесообразнее 
выполнять аналитическим методом по формуле (8.11) или (8.12) 
для глубины установки первого пускового отверстия. Величину 
Lx можно установить также графически. Для этого определяют 
расстояние от устья до приведенного уровня жидкости в НКТ 
после подачи газа в кольцевое пространство 

hf,P = (h'CT+L'i)—hv (8.52) 

где Li
1
 — снижение уровня жидкости в кольцевом пространстве 

ниже статического уровня, определяемое из формулы пускового 
давления (8.10); h\—(pK0—p2)/(pg)—повышение уровня жид
кости в НКТ над сниженным уровнем в кольцевом простран
стве. 

При пуске скважины забойное давление сначала больше рпл, 
а затем меньше, т. е. отмечаются поглощение жидкости пластом 
и приток из пласта, что вносит изменения в размещение клапа
нов. Если пуск осуществляется подачей газа от компрессорной 
станции, то допустимо принять отсутствие поглощения при рас
чете h„p (при большом расходе газа продавка уровня кратко-
временна и за это время пласт поглощает очень малый объем 
жидкости). Поглощение обусловливает увеличение значения L\. 
Отметим, что приток также учитывается с запасом, поскольку 
расход газа через каждый клапан ниже рассчитывается по де
биту скважины при нормальной работе. Если hnp<0, то проис
ходит перелив жидкости. Величина L\ определяется как глу
бина, соответствующая положению точки пересечения прямой 7, 
проведенной из точки (р2; 0) параллельно прямой 1, с кривой, 
отстоящей от кривой 6 на величину Аркл '~0,3 МПа (см. 
рис. 8.6). Начальный перепад давления Ар„л' обеспечивает воз-
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можность поступления газа из кольцевого пространства в НКТ, 
определяется глубиной установки клапана и принимается ори
ентировочно. Если h„p>0 (перелив жидкости отсутствует),^то 
уровень в НКТ находится ниже устья и построение прямой 7 
начинают тогда не из точки (р2; 0), а из точки (р2; hnp). 

Построив горизонталь на уровне Lu в точках пересечения ее 
с линиями 4 и 6 определяют Давление газа в кольцевом прост
ранстве на уровне первого клапана pKti и минимальное давле
ние смеси в- колонне НКТ на этом же уровне рЦ1, (см. 
рис. 8.6). По ближайшей снизу от точки давления р ? ^ , кри
вой, отходящей от кривой минимального градиента, устанавли
вают удельный расход газа R0[ (см. рис. 8.6, кривая i^oi) • Тогда 
минимальный расход газа через первый пусковой клапан (для 
достижения минимального градиента давления в колонне НКТ 
выше этого клапана) 

Vn = RnQ, (8-53) 

где Q — дебит скважины по жидкости при нормальной работе. 
Температуру газа в затрубном пространстве на уровне пер

вого клапана Т и определяют в точке пересечения горизонтали 

L{ с кривой 5. 
Диаметр отверстия седла клапана dci либо вычисляют с ис

пользованием формулы политропического истечения идеального 
газа через штуцер, либо находят по номограмме. За давление 
на входе принимается pKLi, а на выходе р ^ . Номограмма 
построена для газа с относительной плотностью рг по воздуху, 
равной 0,65, при температуре Т, равной 288,8 К. Для других ус
ловий при расчете диаметра расход газа V0i умножают на по
правочный коэффициент 

Кп = 0,0731 л/ртТ. (8.54) 

По диаметру отверстия седла выбирают типоразмер кла
пана, принимая клапан с ближайшим большим отверстием 
седла. Определяют тарировочные параметры клапана: 

давление в его сильфоне (давление закрытия) на глубине 
установки клапана, найденной из формулы (8.17), по урав
нению: 

Рс1 = _ ^ Ь ± % Л _ ; (8.55) 
К1 

Температурный коэффициент Ки по температуре Тц] Дав
ление зарядки сильфона pCHl по формуле (8.26) и номинальное 
давление тарировки рНОм1 по формуле (8.24). 
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Расчет второго пускового клапана 

Глубину установки второго клапана L2 определяют ордина
той точки пересечения прямой 8, проведенной из точки Pjj,'t, 
параллельно кривой 3, с кривой, отстоящей от кривой 6 на уда
лении вдоль абсциссы Др2 = Дркл '-r-iV, где Э11

 = 0,1 МПа —при
нимаемое априорно снижение давления газа в затрубном прост
ранстве на устье, предотвращающее открытие первого клапана 
в момент поступления газа через второй клапан, приблизи
тельно равное так называемому трубному эффекту первого кла-
пана 9,(9^9^). 

В момент поступления газа через второй клапан в НКТ уста
навливается профиль давления, соответствующий пунктирной 
кривой 9. Для ее построения, наложив кальку на номограмму 
и обеспечив параллельность осей, перемещением кальки доби
ваются того, чтобы точка р2 лежала на кривой 4 номограммы, 
а одна из линий с некоторым Ro проходила через точку (рш,2 — 
Ар2). По точке пересечения кривой 9 с горизонталью L\ находим 
давление pfPLt, которое устанавливается в трубах на уровне 
первого клапана в момент подачи газа через второй клапан. 
Тогда трубный эффект первого клапана рассчитывают по фор
муле 

Э^(р71~Р%г)1Кк1, (8.56) 

где /Ск1 — коэффициент клапана (первого). Отсюда видно, что 
для определения Э\ необходимо знать L2 и наоборот. Поэтому 
в силу такой неопределенности задаются перепадом давления на 
втором клапане Ар2 заведомо большим Э\. Тем самым предот
вращается открытие первого клапана и обеспечивается возмож
ность поступления газа из кольцевого пространства в НКТ через 
второй клапан. Обычно трубный эффект пусковых газлифтных 
клапанов редко превышает 0,1 МПа. Необходимость учета труб
ного эффекта объясняется следующим. При поступлении газа 
через первый клапан жидкость выбрасывается из НКТ и гра
диент давления смеси в трубах уменьшается от максимального 
значения (прямая 7) до минимального (кривая 4). Перепад дав
ления на клапане увеличивается от Аркл до (pKL l — РтрТ,). Соот
ветственно увеличивается расход газа до максимального значе
ния У01 и уменьшается давление газа в кольцевом пространстве 
до давления закрытия первого клапана. Клапан закрывается. 
Уменьшение давления газа в кольцевом пространстве достига
ется тем, что газ подается через регулируемый штуцер, уста
новленный у устья или на газораспределительном пункте. 

После закрытия первого клапана давление газа в кольцевом 
пространстве увеличивается, уровень жидкости там снижается. 
Давление открытия второго клапана задается меньшим давле-
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мия открытия первого клапана, и второй клапан открывается. 
Газ начинает поступать через второй клапан и устанавливается 
градиент давления, соответствующий кривой 9. В это время на 
уровне первого клапана давление повышается от р^р'Е, ДО 
Ртр"»

 чт
о может привести к открытию первого клапана. Для 

того, чтобы первый клапан был закрыт при подаче газа через 
второй, давление закачиваемого газа снижают на величину 
трубного эффекта первого клапана. 

Аналогично расчету первого клапана определяют остальные 
параметры: p*Li, p^p'L, #о2> ^ог. Тdc2, рс2. Кц, Рсн2. Рномг, 

причем за давление на входе в клапан (давление открытия) 
принимается значение ( рк£ 2 — 9 t ) . 

Расчет следующих пусковых и рабочего газлифтных клапанов 

Расчеты следующих пусковых клапанов выполняются анало
гично. За давление на входе в и-й клапан принимается значение 

^ P » t „
-

E 5 i j . Расчет выполняют до тех пор, пока глубина 

установки п-го пускового клапана не превысит глубину уста
новки рабочего клапана Lp. Расчет прекращают на (п—1)-м 
пусковом клапане. 

Минимальная глубина установки рабочего клапана £ р т , п оп
ределяется ординатой точки пересечения кривых 2 и 4, а макси
мальная глубина установки рабочего клапана Lpmax — ордина
той точки пересечения кривой 4 с кривой, проведенной парал
лельно кривой 6 на удалении вдоль абсциссы Ар„ = рк1 . 2 — 

л— 1 

— Ар'к„ — £ Э[. Если глубина Lp не рассчитана из условий оп-

тимального режима (см. § 8.8), то при наличии достаточно боль
шого давления закачки газа с целью уменьшения удельного рас
хода глубину установки рабочего клапана можно принять Lp max. 

Рабочее давление закачки газа принимают ниже давления 
закрытия пусковых клапанов, приведенного к устью скважины. 

Расчет выполнен для случая, когда газ подается из рабочей 
газовой линии. Если рабочее давление меньше принятого рк0, то 
максимальная глубина установки рабочего клапана определя
ется пересечением линии этого давления в скважине с кривой 2. 
Для пуска скважины при рабочем давлении требуется установка 
большего числа пусковых клапанов, однако отпадает необходи
мость в строительстве пусковых газопроводов или применения 
пусковых компрессоров. 

Учет Аркл
1
 и 9i приводит к увеличению числа пусковых кла

панов (приблизительно на 10 % ) , что обеспечивает надежность 
системы пуска. 
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§ 8.10. ОБОРУДОВАНИЕ ГАЗЛИФТНЫХ СКВАЖИН. 

СИСТЕМЫ ГАЗОСНАБЖЕНИЯ И ГАЗОРАСПРЕДЕЛЕНИЯ 

Оборудование газлифтных скважин 

Оборудование газлифтных скважин аналогично оборудованию 
фонтанных. На устье устанавливается упрощенная фонтанная 
арматура, обвязка которой позволяет подавать газ в затрубное 
пространство и НКТ. 

В настоящее время используются комплектные газлифтные 
установки для непрерывного компрессорного газлифта типа Л 
и для наклонно направленных скважин т и п а ' Л Н . Например, 
Л-60Б-210, где 60 — условный диаметр колонны подъемных 
труб, мм (60; 73; 89 мм); Б — условный наружный диаметр газ
лифтных клапанов (А, Б, В — соответственно диаметры 38, 25 
и 20 мм); 210 — рабочее давление, умноженное на 0,1 МПа. Эти 
установки'обеспечивают автоматический пуск и освоение сква
жин, стабильную работу в заданном режиме, возможность пе
рехода с фонтанной эксплуатации на газлифтную без подъема 
НКТ и возможность спуска в НКТ до забоя любого технологи
ческого оборудования (манометры и др.). 

Установки типа Л включают: а) устьевое оборудование — 
фонтанную арматуру АФК За-65-210; б) скважинное оборудо
вание— НКТ (один ряд); скважинные газлифтные камеры 
типа К; газлифтные клапаны типа Г с фиксаторами; гидроме
ханический пакер ПН-ЯГМ и приемный клапан. В установках 
типа ЛН смонтированы другие скважинные камеры (типа КТ). 
Для уплотнения клапана предусмотрены в кармане верхняя и 
нижняя посадочные поверхности, а для входа закачиваемого 
газа — перепускные отверстия. При ре.монтных работах в кар
мане устанавливается циркуляционная пробка, а при необходи
мости заглушить перепускные отверстия — глухая пробка. В ка
мере клапан фиксируется в расточке кармана кулачковым фик
сатором, подпружиненной втулкой или фиксирующей цангой, 
предусмотренной в самом клапане. Широко применяются силь-
фонные газлифтные клапаны типа Г, например, Г-38, Г-38Р, где 
цифра указывает условный наружный диаметр клапана (в мм), 
буква Р — рабочий клапан (без буквы Р — пусковой). Для ре
гулирования режима закачки газа предусмотрены сменные 
дроссели, а для герметизации клапана в кармане — манжеты. 
Газлифтный клапан включает в себя обратный клапан, предна
значенный для предотвращения перетока жидкости из подъем
ных труб в затрубное пространство. Эти клапаны извлекают из 
скважины и устанавливают без ее глушения набором инстру
ментов канатной техники (см. гл. 10). 

Эффективность работы газлифтной скважины тем выше, чем 
меньше относительная скорость газа или чем выше дисперс-
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ность газа в жидкости. На месторождениях Западной Сибири 
для дробления газовой фазы нашли применение диспергаторы. 
Диспергатор состоит из набора штуцеров для дробления газа, 
стопорного устройства для установки его канатным методом 
в муфтовом соединении НКТ на любой глубине и спускного сна
ряда. Применение диспергатора уменьшает удельный расход 
газа в среднем на 35 %. 

Нормальная работа газлифтных скважин может нарушаться 
в результате отложения парафина, солей, образования песчаных 
пробок и металлических сальников. Эти вопросы рассмотрены 
в гл. 10. Отметим, что при газлифтной эксплуатации имеется 
возможность ввода ингибиторов отложения солей и парафина 
в поток закачиваемого газа. 

При использовании воздуха на промыслах Азербайджана на
блюдалось образование в линии газоподачи сальников (про
бок), которые состояли из продуктов коррозии (до 95 %) и 
пыли. Для борьбы с этим добивались уменьшения коррозии (по
крытие труб лаком, стеклом; осушка воздуха), а также пода
вали в поток ПАВ. 

Системы газоснабжения и газораспределения 

Источником газа для организации газлифта могут быть ком
прессорная станция или скважины газового месторождения, 
а также магистральный газопровод. 

При компрессорном газлифте необходимое давление газа 
создается компрессорами на компрессорной станции. Комплекс 
оборудования при этом включает компрессорную станцию, га
зораспределительные и газоснабжающие сети, системы подго
товки газа. Компрессорная станция для газлифтной эксплуата
ции используется также для магистрального транспорта газа и 
закачки газа в залежь с целью ППД. 

В основном применяется групповая система газораспределе
ния — газ подают в скважины через газораспределительные ба
тареи (ГРБ), которые устанавливают на газораспределительных 
пунктах (ГРП) . От компрессорной станции могут прокладывать 
два параллельных газопровода: рабочего давления (диаметром 
102 мм) для подачи газа в скважины при эксплуатации и вы
сокого (пускового) давления (диаметром 63 мм) для пуска 
скважин. Применение пусковых газлифтных клапанов позво
лило перейти на прокладку только одного газопровода рабочего 
давления. От ГРБ к газлифтным скважинам прокладывают от
дельные газопроводы диаметром 38—63 мм в зависимости от 
расхода газа. На ГРП устанавливают одну или несколько блоч
ных ГРБ-14. Каждая рассчитана на подключение 14 скважин. 
На каждой линии монтируют игольчатый регулировочный вен
тиль (штуцер) и измерительную шайбу (диафрагму), обеспечи-
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вающую измерение давлений и расхода газа с помощью диффе
ренциального самопишущего прибора. Иногда вместо штуцера 
используют регулятор давления «после себя», обеспечивающий 
постоянное давление в линии подачи газа на скважину. При по
даче газа из магистрального газопровода или газовых скважин 
распределение осуществляют аналогично. 

Технология газлифта должна осуществляться по замкнутому 
газлифтному циклу. Газ при перемешивании с нефтью насыща
ется тяжелыми газообразными углеводородами и для повтор
ного использования требует предварительной подготовки — от
деления газоконденсата, осушки от влаги и удаления механиче
ских примесей (пыли). Природный газ на нефтяные промыслы 
поступает уже очищенным и осушенным. Для предотвращения 
осложнений, связанных с образованием кристаллогидратов, 
в поток вводят ингибиторы гидратообразования (хлористый 
кальций, гликоли, метанол). Газ также подогревают с помощью 
блочных передвижных автоматизированных подогревателей 
газа, которые устанавливают вдоль газопровода или перед ГРП. 
Подогреватели типа ППГ-1-64 обеспечивают нагрев газа в змее
виках за счет теплоизучения от раскаленных панелей беспла
менных газовых горелок и конвективного подогрева до 95 °С 
при расходе 150 тыс. м

3
/сут и давлении до 20 МПа. Для уда

ления влаги и газоконденсата перед ГРБ устанавливают влаго-
отделители различных конструкций. 

Для отделения механических примесей газ пропускают через 
фильтры-пылеуловители. 

§ 8.11. ИССЛЕДОВАНИЕ ГАЗЛИФТНЫХ СКВАЖИН 

Газлифтные скважины исследуют методом установившихся ре
жимов. Задачами исследования является установление зависи
мости притока жидкости от забойного давления, т. е. Q(p3); по
лучение зависимости Q (Уозак) ; выявление неполадок в работе 
газлифтных клапанов; изучение профиля притока флюидов 
в скважину. 

Технология исследований 

В практике исследования получил применение метод АзНИИ 
ДН. Сущность его заключается в том, что изменение дебита 
скважины Q достигается изменением расхода газа Уп3ак- Иссле
дование начинают с максимальных расходов газа и продолжают 
до минимальных значений. Этим обеспечивается вероятность 
ввода газа через рабочий газлифтный клапан. Расход газа из
меняют либо на ГРБ, либо непосредственно на скважине. Изме
нение расхода газа вызывает неустановившиеся режимы тече
ния в газопроводе, стволе скважины и выкидном трубопроводе, 
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а Также в пласте. Поэтому после изменения режима выжидают 
(обычно не менее 24 ч) его стабилизацию, в наступлении кото
рой убеждаются путем неоднократных (три — четыре раза) из
мерений расхода газа, давлений на устье. Число режимов 
обычно принимают в пределах пяти. Исследование заканчива
ется, если достигнуто существенное изменение Q при росте и 
дальнейшем уменьшении с переходом через максимум. На каж
дом установившемся режиме одновременно измеряют расход 
Уозак и давление рр закачиваемого газа, дебит жидкости Q и 
газа Vr (закачиваемого и притекающего), отбирают пробы жид
кости для определения обводненности и концентрации песка 
в продукции. 

Желательно с этим совмещать измерение забойного давле
ния р3, поинтервальные измерения давления в подъемнике p(z) 
и снятие профиля притока флюидов (глубинная дебитометрия, 
термометрия). Поинтервальные измерения давления p(z) поз
воляют контролировать глубину ввода газа в НКТ, выявлять 
неполадки в работе газлифтных клапанов и негерметичности 
НКТ. Более точно это можно установить путем непрерывной 
записи температуры T(z) в подъемных трубах высокочувстви
тельным электротермометром или проведением фонометрии. 
При колебаниях рр любой пусковой газлифтный клапан может 
работать как рабочий. На кривых T(z) в местах притока газа 
наблюдается излом вследствие охлаждения при дросселирова
нии газа. Фонометр (шумопеленгатор) представляет собой мик
рофон, спускаемый в скважину на кабеле. На глубине работаю
щего клапана он непосредственно отмечает появление интенсив
ного шума. 

Обработка результатов исследования 

По результатам исследования строят графические зависимости: 
а) индикаторную линию Q ( A p ) или Q ( p 3 ) ; б) кривую лифти
рования <2(Уозак). Методы обработки индикаторной линии рас
смотрены раньше (см. § 5.4). Кривая Q (У0зак) напоминает по 
характеру кривую лифтирования, однако она снята при пере
менных pi и рч (рис. 8.7). Строят также зависимости /?озак 
(Уозак) , РР (Уозак) и р3 (К03ак) . Точка В соответствует опти
мальному режиму работы (Qon-r; Voon-r) при минимальном удель
ном расходе газа /?omin, а точка С — максимальному режиму 
(Qmax, V0max, МИНИМум Рр И р з ) . Точку В МОЖНО НЭЙТИ С ПО

МОЩЬЮ касательной (пунктирная линия). Дебит Q = 0 при р3 = 

=рПл, что можно оценить путем экстраполяции. 
По результатам исследования определяют параметры пласта 

и устанавливают рациональный технологический режим работы 
скважины, соответствующий требованиям разработки залежи 
(см. §§ 5.4, 5.6). Критерием рациональности может также 
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Рис. 8.7. Зависимость параметров ра
боты газлифтной скважины от рас
хода закачиваемого газа 

служить минимум / ? 0 з а к или максимум Q. Обычно область рацио
нальных режимов лежит между # 0m in и Qmax. При этом необ
ходимо также учитывать рабочее давление газа рР, ресурсы газа 
и коэффициент полезного действия газлифта. Может ставиться 
задача получения максимального количества жидкости (нефти) 
при заданном суммарном расходе газа, т. е. при минимальном 
удельном расходе газа в среднем по всем скважинам. Эту за
дачу можно решить по методике распределения газа в условиях 
его дефицита методом динамического программирования или 
более точным аналитическим методом. 

Часто ограничиваются измерением Козак, рР и Q. Поэтому 
для построения индикаторной линии требуется расчет р3. По ни
сходящему потоку газа рассчитывают давление у башмака труб 
Pi, а для перехода к забойному давлению р3 необходимо учесть 
гидростатическое давление газоводонефтяной смеси в интервале 
между башмаком и забоем и потери давления на трение смеси. 
При расчете р{ по рр можно использовать формулу Адамова или 
ограничиться барометрической формулой. Потери на трение 
газа в газлифтной скважине составляют примерно 1—2 % рр. 
Движение газоводонефтяной смеси можно рассчитать по рас
смотренной выше методике (см. § 6.4). 

§ 8.12. ВНУТРИСКВАЖИННЫЙ ГАЗЛИФТ 

Для организации внутрискважинного бескомпрессорного газ
лифта газовый пласт должен обладать достаточной энергией 
(давлением и запасами газа) для устойчивой и продолжитель
ной работы. 

Технологические схемы 

Возможны различные технологические схемы ввода газа. По 
схеме рис. 8.8, а газовый пласт залегает над нефтяным. В сква
жину спускается один ряд НКТ 3 с двумя гидравлическими па-
керами: нижний 10 разобщает газовый и. нефтяной пласты; 
верхний 5 отделяет затрубное пространство от газового пласта 
282 

Рис. 8.8. Технологические схемы внутрискважинного газлифта: 
/ — нефтяной пласт; 2 — газовый пласт; 3 — насосио-компрессорные трубы; 4 —верхний 
циркуляционный клапан; 5 — верхний гидравлический пакер; 5 —скважинная газлифт-
ная камера; 7 — газлифтный клапан; « — телескопическое устройство; 9 — нижний цир
куляционный клапан; 10 — нижний гидравлический пакер; // — обратный клапан; 12 — 
верхний гидромеханический пакер; 13 — узел перекрестного течения; 14 — штуцер; 15 — 
колонна труб; 16 — нижний гидромеханический пакер; 17 — пакер 

высокого давления. Между пакерами имеется газлифтная ка
мера 6 с газлифтным клапаном 7 или штуцерным устройством 
для регулирования расхода вводимого газа. Дополнительно 
в схему введены следующие узлы: обратный клапан // для оп-
рессовки НКТ и пакеров, посадки верхнего и нижнего гидравли
ческих пакеров созданием избыточного давления в НКТ (это 
башмачный срезной или съемный клапан, который спускается и 
поднимается на проволоке канатным методом); циркуляцион
ные клапаны (верхний 4 для освоения, глушения скважины и 
обеспечения эксплуатации одновременно по НКТ и затрубному 
пространству при необходимости получения высоких отборов; 
нижний 9 для промывки возможных отложений песка и грязи 
перед подъемом нижнего пакера из скважины); телескопическое 
устройство 8, обеспечивающее поочередной срыв пакеров перед 
подъемом из скважины. 

При работе газ поступает "через газлифтный клапан в НКТ 
и дальше по НКТ поднимается газонефтяная смесь. Подбором 
сменного штуцера проводят регулировку клапана, что обеспе
чивает подачу заданного расхода газа при необходимом давле
нии. Для исследования газового пласта в ниппель нижнего цир
куляционного клапана устанавливается глухая пробка, пере
крывающая канал поступления нефтн. 

При необходимости одновременно-раздельного отбора части 
газа (рис. 8.8, б) в отличие от предыдущей схемы устанавли
вают узел перекрёстного течения 13 со съемным штуцером 14 
или газлифтным клапаном. Часть газа через штуцер подается 
в затрубное пространство для подъема нефти, а часть его 
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поднимается на поверхность по колонне НКТ. Для изменения 
глубины ввода газа к посадочному ниппелю узла перекрестного 
течения подвешивается колонна труб 15 соответствующей 
длины, обеспечивающая ввод газа на необходимой глубине. 
Если нет надобности в добыче газа, то устанавливается глухая 
пробка, открывается циркуляционный клапан и нефть подни
мается по затрубному пространству и НКТ. 

В более простых конструкциях (рис. 8.8, в, г, д) регулирова
нием противодавления газа у устья и настройкой клапана обес
печивается подача газа заданного расхода при необходимом 
давлении. Имеется также ряд других конструкций внутрисква-
жинного газлифта. В настоящее время выпускаются комплект
ные установки для внутрискважинного газлифта типа УВЛ и 
УВЛГ, где буква Г указывает на возможность одновременно-
раздельной добычи газа из газового пласта в той же скважине. 

Внутрискважинный и в целом бескомпрессорный газлифт на
шел широкое применение на месторождениях Западной Сибири, 
где газовые пласты залегают над нефтяными. Газ из газовых 
скважин (не менее двух) подается непосредственно в нефтяные 
скважины того же отдельного куста (автономный бескомпрес
сорный газлифт). Более эффективно применение внутрисква
жинного газлифта с отбором части газа по внутреннему каналу. 
Тогда газ нагревается нефтью и без подготовки поступает в неф
тяные скважины того же куста. 

Особенность проектирования внутрискважинного газлифта 
заключается в необходимости увязки совместной работы нефтя
ного и газового пластов. 

Преимущества внутрискважинного газлифта 

Внутрискважинный газлифт по сравнению с компрессорным и 
бескомпрессорным характеризуется наибольшей эффектив
ностью. Эффективность работы любого механизма или системы 
определяется коэффициентом полезного действия, равного отно
шению полезной (отдаваемой) мощности к подведенной (пол
ной) мощности. При многократном превращении или передаче 
энергии отдаваемая мощность одним звеном в то же время яв
ляется подводимой энергией последующего звена системы. Об
щий коэффициент полезного действия всей системы как отно
шение отдаваемой системой мощности п подведенной к ней мощ
ности равен произведению коэффициентов полезного действия 
на всех ступенях энергии. Тогда для всего компрессорного газ
лифтного комплекса 

%лк = ЛгдТКТКГ], рб^ргЛскв, (8.57) 

где т]Глк, ЦгЛ, Цнс Г|мГ, Лгрб, Г|РГ, т ] с к в — коэффициент полезного дей
ствия соответственно газлифтного комплекса (0,14—0,35), газо-
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вого двигателя компрессора (0,43), поршневого компрессора 
(0,85), магистрального газопровода (0,98), газораспределитель
ной батареи (0,94), разводящего газопровода (0,98) и скважины 
(0,41 при интервале изменения 0,1—0,6). В скобках указаны ус
редненные значения коэффициентов полезного действия газ
лифтного комплекса и его звеньев для условий Западной Си
бири. Анализ этих значений выявляет два направления повыше
ния эффективности: уменьшение числа звеньев, т. е. применение 
внутрискважинного газлифта; повышение коэффициентов полез
ного действия каждого звена, особенно газового двигателя и 
газлифтной скважины. Коэффициенты полезного действия зве
ньев системы, кроме газового двигателя и компрессора, тем 
выше, чем меньше отличаются давления на входе и выходе из 
звена. Повышения энергетической эффективности системы 
можно достичь правильным подбором параметров работы газ
лифтной (р3, рр, Р2, d) и смежных систем (систем сбора продук
ции, ППД) . В целом коэффициент полезного действия внутри
скважинного газлифта составляет приблизительно 0,35, тогда 
как компрессорного и бескомпрессорного — 0,14—0,32. 

§ 8.13. ПЕРИОДИЧЕСКАЯ ГАЗЛИФТНАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ 

Наиболее эффективна работа газлифта при относительном по
гружении е=0,6. По мере уменьшения е (соответственно умень
шения р3 или то же р\) удельный расход закачиваемого газа 
Я о з а к существенно возрастает и при е->0 стремится к бесконеч
ности. Поэтому при малых рх газлифтная эксплуатация стано
вится энергетически и экономически невыгодной. В таких усло
виях необходим перевод работы скважины на насосный способ 
эксплуатации или при развитом газлифтном хозяйстве на пе
риодический газлифт И. Г. Белов рекомендует перевод с непре
рывного газлифта на периодический осуществлять при общем 
удельном расходе газа не менее 200 м

3
/м

3
 на 1000 м глубины 

спуска 73-мм подъемных труб и дебите менее 50 т/сут. Выбор 
способа эксплуатации или перевод с одного способа на другой 
следует обосновывать технико-экономическими расчетами. Из
вестно несколько разновидностей периодического газлифта. 
Принципиально их можно разделить на две группы по наличию 
камеры замещения. 

Периодический газлифт без камеры замещения 

Самая простейшая разновидность периодического газлифта без 
камеры замещения — так называемый перемещающийся (сме
няющийся с чередованием) газлифт. Он по существу является 
установкой обычного непрерывного газлифта (см. рис. 8.1, в), 
НО отличается наличием автомата периодической подачи газа 
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Рис. 8.9. Изменение забойного дав
ления во времени за один цикл прн 
работе перемежающегося газлифта: 
/ — накопление жидкости; 2 — продавка; 
3 — выброс жидкости и разрядка давления 
газа в скважине 

Рис. 8.10. Установки периодического 
газлифта: 

/ — регулятор циклов; 2 — автомат газо-
подачн; 3 — насосно-компрессориые трубы; 
4 — скважнниая газлнфтная камера; 5 — 
рабочий газлифтный клапаи; 6 — пакер; 
7 — обратный клапа"и; 8 — камера замеще
ния; 9 — разрядный клапан; 10 — верхний 
амортизатор; // — выкидной клапан; 12 — 
поршень (плунжер); 13 — ннжинй аморти
затор 

в затрубное пространство. Перемещающийся газлифт работает 
периодически на режиме 'повторных пусков. Характер измене
ния рз при его работе показан на рис. 8.9. Продолжительность 
цикла (*ц) можно разделить на периоды накопления (7И), про
давки (/„), выброса жидкости и разрядки давления в скважине 
(U). Большая амплитуда изменения р3 при многократном пов
торении циклов может вызвать разрушение призабойной зоны. 
При р з > р ' п л происходит поглощение части жидкости пластом 
(оно прекращается только при высоком пластовом давлении 
р ' п л или малых коэффициентах продуктивности). Разрядка дав
ления в трубах и затрубном пространстве обусловливает боль
шой расход газа. Поэтому перемежающийся газлифт (рис. 8.10, 
а) в настоящее время на практике почти не встречается. Эф-

фективность его работы можно повысить (рис. 8.10) путем ус
тановки пакера 6 (для отделения затрубного пространства от 
забоя), использования рабочего газлифтного клапана 5 (для 
ввода газа из затрубного пространства в подъемные трубы) и 
установки обратного клапана 7 на конце НКТ (для предотвра
щения передачи давления смеси на забой). Дебит скважины при 
периодическом газлифте всегда меньше, чем при непрерывном, 
так как среднеинтегральное забойное давление р3 за цикл 
больше постоянного забойного давления р 3 0 при непрерывной 
эксплуатации. Чем короче т. е. больше частота циклов, тем 
больше приближается р3 к р 3 0 , тем меньше потеря в добыче 
нефти. Сопоставив экономию от уменьшения удельного расхода 
газа, энергии и других затрат со стоимостью потерянной нефти, 
можно оптимизировать работу периодического газлифта, уста
новить продолжительность периода накопления, частоту циклов. 

Периодический газлифт с камерой замещения 

Более эффективен периодический газлифт с камерой замещения 
(насос замещения, лифт замещения или камерный газлифт, в ко
тором накопившаяся жидкость замещается газом). Лифтом за
мещения можно эксплуатировать скважины при очень низких 
забойных давлениях (до 0,1 МПа) , независимо от значения ко
эффициента продуктивности. Выделяют двух- и однорядные 
лифты замещения (рис. 8.10, б, в). Чем больше объем камеры 
замещения на единицу длины, тем выше эффективность работы 
лифта. 

Двухрядный лифт замещения (см. рис. 8.10) предусматри
вает оборудование скважины двумя рядами труб 3: наружным 
для закачки газа и внутренним для подъема жидкости. На конце 
наружного ряда труб 3 устанавливается камера замещения 8, 
снабженная обратным клапаном 7. Отсечка газа может осу
ществляться на устье с помощью автомата 2 или на забое с по
мощью специального устройства. 

В настоящее время для периодического газлифта выпуска
ются однорядные установки типа ЛП (см. рис. 8.10, в). Регуля
тор цикла времени / периодически открывает газу доступ 
в затрубное пространство, открывается съемный газлифтный 
клапан 5 и газ поступает в камеру замещения 8, вытесняя нако
пившуюся в ней жидкость. Затем происходит разрядка подъем
ных труб от давления закачиваемого газа (разрядка камеры за
мещения от остатков газа осуществляется с помощью разряд
ного клапана 9). В момент начала разрядки регулятор / сраба
тывает и автомат газоподачи 2 перекрывает доступ закачива
емому газу в скважину. По мере снижения давления внутри 
камеры открывается приемный клапан 7, и она снова напол
няется новой порцией жидкости. Дальше цикл повторяется. 
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Настройкой регулятора ЦиКЛа времени оптимизируют работу 
скважины по максимальному дебиту и минимальному удель
ному расходу газа. 

Плунжерный и гидропакериый лифты 

К периодической газлифтной эксплуатации относят также плун
жерный и гидропакериый лифты, работа которых основана на 
использовании только пластового газа (без подачи газа в сква
жину). Их следует рассматривать как переходящие к механизи
рованным способам эксплуатации, когда внедрение последних 
запаздывает или газ срывает работу насосов. Для их' примене
ния в основном используют следующие скважины: слабо фонта
нирующие с малым устьевым давлением; периодически фонта
нирующие; недавно прекратившие фонтанирование, т. е. сква
жины с удельным расходом пластового газа, достаточным для 
проявления неустойчивого фонтанирования. 

Установка плунжерного лифта состоит из одноразмерной ко
лонны подъемных труб с нижним пружинным амортизатором, 
устьевой арматуры с верхним пружинным амортизатором и 
плунжера, который имеет клапан, закрывающийся снизу вверх. 
Выкид скважины постоянно открыт в сборную линию. Плунжер 
представлен пустотелым цилиндром длиною 0,5—0,6 м и массой 
около 6 кг. Существует множество различных конструкций плун
жеров (с расширяющимся уплотнением и др.). Зазор между 
плунжером и внутренней стенкой НКТ составляет всего 1,5— 
2 мм (перед спуском НКТ тщательно шаблонируют). Плунжер 
выполняет роль подвижной перегородки между жидкостью и 
газом и тем самым уменьшает скольжение газа. Плунжер при 
открытом клапане падает в НКТ. Шток клапана плунжера, уда
ряясь об нижний амортизатор, закрывает клапан. Потоком газа 
из затрубного пространства плунжер выталкивается вверх 
вместе со столбом жидкости иад ним. После выброса жидкости 
давление под плунжером уменьшается и за счет большего дав
ления над плунжером открывается клапан. Регулирующее уст
ройство на устье (типа соленоидов) задерживает плунжер (у>е-
гулирование цикла). Затем цикл повторяется. Плунжерный 
лифт может работать также с периодической подкачкой газа 
в затрубное пространство. Вследствие большой трудоемкости 
работ по подготовке НКТ и частых неполадок плунжерный лифт 
не нашел применения. 

Отличительной особенностью гидропакерного лифта (лифта 
со свободным поршнем или с гидропакерным автоматическим 
поршнем, периодического газлифта с перекрытым выкидом) яв
ляется то, что выкид скважины перекрыт (рис. 8.10, г), плун
жер размещается с большим зазором в трубах и при желании 
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может быть заменен поршнем 12 (без клапана). Установка ра
ботоспособна и без поршня (плунжера). 

Работа установки при использовании поршня и регулятора 
циклов, действующего от затрубного давления (возможны и 
другие принципы его работы), заключается в следующем. После 
перекрытия выкидного клапана поток газа в подъемных трубах 
практически прекращается и поршень падает на нижний амор
тизатор 13. Поступающий из пласта газ в основном идет в за
трубное пространство, а жидкость — в подъемные трубы 3. 
Когда давление газа в затрубном пространстве достигнет за
данного значения, регулятор цикла / открывает выкидной кла
пан //. Газ из НКТ быстро сбрасывается в сборную систему, 
а газ из затрубного пространства поднимает поршень 12 со 
столбом, жидкости над ним до устья. При подходе поршня 
к устью автомат закрывает выкидной клапан и выброс прекра
щается. Цикл снова повторяется. Для успешной работы уста
новки пластовое давление должно быть больше 3 МПа. 

Известны также других видов периодические газлифты, со
четающие в различной комбинации отличительные элементы 
(перекрытие- выкида, использование автомата газоподачи, 
поршня или плунжера). В настоящее время работают только 
единичные установки периодического газлифта. 

Контрольные вопросы 

1. Как влияет поглощение жидкости пластом на пусковое давление и 
размещение пусковых газлифтных клапанов? 

2. Охарактеризуйте газлифтные клапаны, которые нашли наибольшее 
применение на отечественных промыслах. 

3. Расскажите о принципах использования номограмм распределения дав
ления при расчете газлифтных подъемников. 

4. Объясните преимущества внутрискважинного газлифта по сравнению 
с компрессорным и бескомпрессорным. 

10 в. С. Бойко 



Глава 9 

НАСОСНАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН 

Прекращение или отсутствие фонтанирования скважин обусло
вило использование других способов подъема нефти на поверх
ность, например, посредством штанговых скважинных насосов. 
3JTHMHJ_насосами по настоящее, ^ремя^обору-довано большинство 
скважин. Получили широкое распространение погружные цен
тробежные, электронягогрт Разнообразие условий подъема жид-
кости в скважинах способствовало также разработке насосных 
способов с использованием винтовых, гидропоршневых, диаф-
рагменных, гидроимпульсных и других насосов. Однако их при
менение пока находится в стадии промышленного испытания 
или освоения. 

§ 9.1. СХЕМА И ПРИНЦИП РАБОТЫ ШТАНГОВОЙ НАСОСНОЙ 

УСТАНОВКИ. ОБОРУДОВАНИЕ НАСОСНЫХ СКВАЖИН 

Отличительная особенность штанговой скважинно-насосной ус
тановки (ШСНУ) состоит в том, что в скважине устанавливают 
плунжерный (поршневой) насос, который приводится в дей
ствие поверхностным приводом посредством колонны штанг. 

Схема и принцип работы установки 

Схема ШСНУ (рис. 9.1) включает оборудование: а) наземное— 
станок-качалку (СК), оборудование устья; б) подземное — на-
сосно-компрессорные трубы (НКТ), штанги насосные (ШН), 
штанговый скважинный насос (ШСН) н различные защитные 
устройства, улучшающие работу установки в осложненных ус
ловиях. 

Основные элементы СК — это стойка 17 с балансиром 16, 
два кривошипа 21 с двумя шатунами 19, редуктор 22, клиноре-
менная передача 24, электродвигатель 25 и блок управления 28, 
который подключается к промысловой линии силовой электро
передачи. IIICH состоит из цилиндра 3, плунжера 4, всасываю
щего 2 и нагнетательного 5 клапанов. Цилиндр ШСН крепится 
к НКТ 6. На нижнем конце цилиндра установлен неподвижный 
всасывающий шариковый клапан, открывающийся при ходе 
плунжера вверх. Плунжер пустотелый (со сквозным каналом), 
имеет нагнетательный шариковый клапан, открывающийся при 
ходе плунжера вниз. Электродвигатель 25 через клиноременную 
передачу 24 и редуктор 22 придает двум массивным кривоши-

Рис. 9.1. Схема штанговой скважинно-насосной установки: 
/ — эксплуатационная колонна; 2 — всасывающий клапан; 3 — цнлнндр насоса; 4 — плун
жер; 5 — нагнетательный клапан; 6 — насосно-компрессорные трубы; 7 — насосные 
штангн; 8 — крестовина; 9 — устьевой патрубок; 10 — обратный клапан для перепуска 
газа; // — тройннк; 12 — устьевой сальник; 13 — устьевой шток; 14 — канатная подвеска; -
15 — головка балансира; 16 — балансир; 17 — стойка; 18 — балансирный груз; 19 — ша
тун; 20 — кривошипный груз; 21 — кривошип; 22 — редуктор; 23 — ведомый шкнв (с про
тивоположной стороны тормозной шкнв); 24 — клнноременная передача; 25 — электродви
гатель на поворотной салазке; 26 — ведущий шкнв; 27 — рама; 28 — блок управления 

пам 21, расположенным с двух сторон редуктора, круговое дви
жение. Кривошипно-шатунный механизм в целом превращает 
круговое движение в возвратно-поступательное движение балан
сира 16, который качается на опорной оси, укрепленной на 
стойке 17. Балансир сообщает возвратно-поступательное движе
ние штангам 7 и через них плунжеру ШСН. 

При ходе плунжера вверх нагнетательный клапан под дей
ствием жидкости закрывается и вся жидкость, находящаяся над 
плунжером, поднимается вверх на высоту, равную длине хода 
плунжера. В это время скважинная жидкость через всасываю
щий клапан заполняет цилиндр насоса. При ходе плунжера вниз 
всасывающий клапан закрывается, жидкость под плунжером 
сжимается и открывается нагнетательный клапан. В цилиндр 
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погружаются штанги, связанные с плунжером. Таким образом, 
ШСН — поршневой насос одинарного действия, а в целом ком
плекс из насоса и штанг — двойного действия. Жидкость из НКТ 
вытесняется через тройник 11 ъ нефтесборный трубопровод. 

Станки-качалки ' 

Станки-качалки — индивидуальный балансирный механический 
привод ШСН. Их выпускали по стандартам 1951, 1956 и 1966 гг. 
В настоящее время на станки-качалки типа СК второй модифи
кации действует ГОСТ 5866—76, который предусматривает 13 
типоразмеров СК (табл. 9.1). В шифре, например, СК5-3-2500, 
указано: 5—наибольшая допускаемая нагрузка р т а х на го
ловку балансира в точке подвеса штанг, умноженная на 10 кН; 
3—наибольшая длина хода устьевого штока, м; 2500 — наи
больший допускаемый крутящий момент М к р т а х на ведомом 
валу редуктора, умноженный на 10~

2
 кН • м. Дополнительно СК 

характеризуют числом п качаний балансира (двойных ходов), 
которое изменяется от 5 до 15 мин

-1
. 

Смонтирован СК на раме, устанавливаемой на железобетон
ное основание (фундамент). Для быстрой смены и натяжения 
ремней электродвигатель установлен на поворотной салазке. 
Фиксация балансира в необходимом (крайнем верхнем) поло
жении головки осуществляется с помощью тормозного барабана 
(шкива). Головка балансира откидная или поворотная для бес
препятственного прохода спуско-подъемного и глубинного обо
рудования при подземном ремонте скважины. Поскольку го
ловка балансира 15 совершает движение по дуге, то для 
сочленения ее с устьевым штоком и штангами имеется гибкая 
канатная подвеска 14. Она позволяет регулировать посадку 
плунжера в цилиндр насоса для предупреждения ударов плун
жера о всасывающий клапан или выхода плунжера из цилиндра, 
а также устанавливать динамограф для исследования работы 
оборудования. Амплитуду движения головки балансира (длина 
хода устьевого штока 13) регулируют путем изменения места 
сочленения кривошипа с шатуном относительно оси вращения 
(перестановка пальца кривошипа в другое отверстие). Частота 
движения головки балансира (число качаний п) изменяется сме
ной ведущего шкива на валу электродвигателя на другой (боль
ший или меньший) диаметр, т. е. регулирование работы СКдис-
кретное. 

За один двойной ход балансира нагрузка на СК неравно
мерная. Для уравновешивания работы СК помещают грузы 
(противовесы) на балансир (СК 2), кривошип (СК 4-СК 20) 
или на балансир и кривошип (СК 3). Тогда уравновешивание 
называют соответственно балансирным, кривошипным (ротор
ным) или комбинированным. 

Таблица 9.1. Техническая характеристика стаиков-качалок 

Станок-качалка Р
т а х -

 к Н 

Номиналь
ная длина 
хода штока 

S, м 

^ к р max ' 
к н м 

Изменения 
S-n, м/мин 

СК.2-0,6-250 20 0,3—0,6 2,5 1,5—9 
СК.З-1,2-630 30 0,5—1,2 6,3 2,2—18 
СК.4-2,1-1600 40 0,9—2,1 16 4,2—31 
СК.5-3,-2500 50 1,3—3 25 6,5—45 
СК6-2,1-2500 60 0,9—2,1 25 4 ,5-31 
СК8-3.5-4000 80 1,8-3,5 40 8,3—42 
СК.12-2,5-4000 120 1,2—2,5 40 6,0—30 
СК.8-3,5-5600 80 1,8—3,5 56 8,3—42 
СК.10-3-5600 100 1,5—3 56 6,5—36 
СКЮ-4,5-8000 100 2,3—4,5 80 9—45 
СК12-3,5-80000 120 1,8—3,5 80 10—35 
СК15-6-12500 150 3,0—6 125 8,3—35 
СК20-4,5-12500 200 2,3—4,5 125 8,3—42 

Блок управления обеспечивает управление электродвигате
лем СК в аварийных ситуациях (обрыв штанг, поломки редук
тора, насоса, порыв трубопровода и т. д.), а также самозапуск 
СК. после перерыва в подаче электроэнергии. 

Известны другие индивидуальные механические приводы, 
включающие также двигатель, трансмиссию и преобразующий 
механизм. Для привода с одноплечным балансиром характерно 
расположение опоры на закрепленном конце балансира, а точки 
соединения шатуна с балансиром-—между головкой балансира 
и опорой. Уравновешивание может быть как грузовым, так и 
пневматическим за счет сжатия воздуха в пневмоцилиндре 
с гидравлическим затвором. Подкачка воздуха в систему урав
новешивания обеспечивается небольшим компрессором. В ба-
лансирных СК с увеличением длины хода точки подвеса штанг 
возрастают габаритные размеры отдельных узлов и всей уста
новки. Значительные массы качающегося балансира создают 
большие инерционные нагрузки, ухудшающие устойчивость 
станка. 

В безбалансирных приводах возвратно-поступательное дви
жение штанг осуществляется с помощью цепи или, как правило, 
канатов, перекинутых через шкивы-звездочки, укрепленные на 
наклонной к устью скважины стойке-опоре, т. е. в них отсут
ствует качающийся балансир. Безбалансирный станок позво
ляет увеличить длину хода устьевого штока. Он работает в от
личие от балансирного СК по симметричному циклу, что улуч
шает условия работы узлов редуктора станка, а также колонны 
насосных штанг. Безбалансирные станки выпускаются серийно 
под шифрами СБМ 3-1, 8-700; СБМ 6-3-2500 и СБМ 12-5-800. 

293 292 



Здесь С — станок; Б — безбалансирный; М — механического 
действия; цифры обозначают то же, что и в шифре балансир-
ного СК (см. выше). Частота движения точки подвеса штанг 
для них соответственно составляет 5—15; 6—15 и 5—10 мин

-1
. 

В СССР разработаны ШСНУ с гидроприводом типа АГН 
(А. Г. Молчанов). Отличительная особенность АГН — исполь
зование НКТ в качестве уравновешивающего груза в сочетании 
с объемным гидроприводом высокого давления. Установка мон
тируется в виде моноблока непосредственно на фланце колонны 
обсадных труб, т. е. без сооружения специального фундамента. 
В качестве силового органа используются длинные гидравличе
ские цилиндры с движущимися в них поршнями. Поршень од
ного цилиндра соединен с колонной НКТ, а другого — с колон
ной штанг. Возвратно-поступательное движение поршней дости
гается путем переключения золотниковым устройством нагне
таемой поверхностным силовым насосом жидкости в полости 
цилиндров. При движении плунжера вниз цилиндр скважинного 
насоса перемещается вверх и происходит всасывание жидкости. 
Колонны НКТ и ШН перемещаются в противоположных направ
лениях, а для этого требуется устанавливать два сальниковых 
уплотнения на устье. 

Оборудование устья 

Устьевое оборудование предназначено для герметизации затруб
: 

ного пространства, внутренней полости НКТ, отвода продукции 
скважины и подвешивания колонны НКТ. Устьевое оборудова
ние типа СУ включает устьевой сальник 12, крестовину 8 и за
порные краны. 

Самоустанавливающиеся устьевые сальники (СУС) изготав
ливают двух типов: с одним и двумя уплотнениями. Тип саль
ника выбирается в зависимости от степени газопроявления и 
высоты положения статического уровня жидкости в скважине. 
Устьевой сальник состоит из самоустанавливающейся сальнико
вой головки и тройника. Он герметизирует выход устьевого 
штока с помощью сальниковой головки и обеспечивает отвод 
продукции через тройник. Тройник ввинчивается в муфту НКТ. 
Отличительная особенность сальника — наличие пространствен
ного шарового шарнира между головкой сальника и тройником. 
Шаровое соединение обеспечивает самоустановку головки саль
ника при несоосности сальникового штока с осью НКТ, исклю
чает односторонний износ уплотнительной набивки и облегчает 
смену набивки. Самоустанавливающиеся устьевые сальники рас
считаны на рабочее давление 4 МПа. 

Колонна НКТ подвешена на конусе в крестовине и располо
жена эксцентрично относительно оси скважины, что позволяет 
спускать приборы в'затрубное пространство через специальный 

устьевой патрубок 9 с задвижкой. Для перепуска газа из за
трубного пространства в промысловый нефтетрубопровод и для 
предотвращения излива нефти в случае обрыва устьевого штока 
предусмотрены обратные клапаны. Оборудование типа ОУШ 
включает и муфтовую подвеску НКТ. 

Насосные штанги 

Штанги предназначены для передачи возвратно-поступатель
ного движения плунжеру насоса. Штанга представляет собой 
стержень круглого сечения. Выпускают штанги из легированных 
сталей диаметром (по телу) 12, 16, 19, 22, 25, 28 мм и длиной 
8 м для нормальных и коррозионных условий эксплуатации. Для 
регулирования длины колонны штанг с целью нормальной по
садки плунжера в цилиндр насоса имеются также укороченные 
штанги длиной 1; 1,2; 1,5; 2 и 3 м. Штанги соединяются муф
тами (соединительными и переводными). Для этого концы 
штанг имеют утолщенные головки с накатанной резьбой и квад
ратным сечением для захвата ключами. Выпускаются также по
лые (трубчатые) штанги из труб (наружный диаметр 42 мм, 
толщина стенки 3,5 мм) с приваренными к ним головками (из 
трубы диаметром 56 мм и толщиной стенки 12 мм). Они исполь
зуются для эксплуатации неглубоких (до 1200 м) скважин. Осо
бая штанга — это устьевой (сальниковый) шток (диаметр 31 и 
36 мм), соединяющий колонну штанг с канатной подвеской. По
верхность его полирована (полированный шток). Разрабатыва
ется колонна штанг, наматываемая на барабан. 

Штанговые скважинные насосы 

Известны различные конструкции ШСН. Мы остановимся на 
конструктивных особенностях тех насосов (7 типов и 3 испол
нения), которые выпускает отечественная промышленность для 
нормальных и осложненных условий эксплуатации (рис. 9.2). 
Они обеспечивают подачу от 5,5 до 400 м

3
/сут при глубине под

вески насоса до 3500 м. По способу крепления к колонне НКТ 
различают вставные (НСВ) и невставные (НСН) скважинные 
насосы. 

Цилиндр невставного (трубного) скважинного насоса при
соединяется к колонне НКТ и вместе с ней спускается в сква
жину. Плунжер НСН вводится через НКТ в цилиндр вместе 
с подвешенным к нему всасывающим клапаном на насосных 
штангах. Чтобы не повредить плунжер при спуске, его диаметр 
принимают меньшим внутреннего диаметра НКТ примерно на 
6 им. Применение НСН целесообразно в скважинах с большим 
дебитом, небольшой глубиной спуска и большим межремонт-
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Рис. 9.2. Скважинные штанговые насосы 

ным периодом. Для смены насоса (цилиндра) необходимо из
влекать штанги и трубы. 

В верхней части плунжера насоса НСН-1 размещается на
гнетательный клапан и шток с переводником под штанги. К ниж
нему концу плунжера с помощью наконечника на захватном 
штоке свободно подвешивается всасывающий клапан. При ра
боте клапан сажается в седло корпуса. Подвешивать всасываю
щий клапан к плунжеру необходимо для слира жидкости из 
НКТ перед их подъемом, а также для замены клапана без подъ
ема НКТ. Наличие захватного штока внутри плунжера ограни
чивает длину его хода, которая в насосах НСН1 не превышает 
0,9 м. 

В насосе НСН2 в отличие от насоса HCHI нагнетательный 
клапан установлен на нижнем конце плунжера. Для извлечения 
всасывающего клапана без подъема НКТ используется ловитель 
(байонетный замок), который крепится к седлу нагнетательного 
клапана. Ловитель имеет две фигурные канавки для зацепле-
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ния. В клетку всасывающего клапана ввинчен шпиндель (уко
роченный шток) с двумя утолщенными шпильками. После по
садки всасывающего клапана в седло корпуса поворотом ко
лонны штанг на 1—2 оборота против часовой стрелки добива
емся того, что шпильки шпинделя скользят по канавкам 
ловителя и всасывающий клапан отсоединяется от плунжера. 
Захват осуществляется после посадки плунжера на шпиндель 
прн повороте колонны штанг по часовой стрелке. 

Насос НСН2 выпускается с верхним и нижним креплением 
цилиндра к НКТ. Во втором случае цилиндр насоса нижним 
концом устанавливается в муфте НКТ посредством перевод
ника, а верхний конец его свободен, т. е. цилиндр разгружен. 
Максимальная глубина спуска насосов НСН2 с нижним креп
лением по сравнению с насосами НСН1, а также НСН2 с верх
ним креплением, увеличивается соответственно с 1200 и 1500 м 
до 2200 м. 

Вставной скважинный насос в собранном виде спускается 
внутрь НКТ на штангах. Крепление (посадка н уплотнение) 
НСВ происходит на замковой опоре, которая предварительно 
спускается на НКТ (замковые опоры изготовляют с пружин
ными или малогабаритными якорями). Насос извлекается из 
скважины при подъеме только колонны штанг. Поэтому НСВ 
целесообразно применять в скважинах с небольшим дебитом 
при больших глубинах спуска. 

Насос НСВ1 включает цилиндр, плунжер, замок, нагнета
тельный, всасывающий и противопесочный клапаны. Всасываю
щий клапан ввернут в нижний конец цилиндра, а нагнетатель
ный — плунжера. Для повышения надежности и долговечности 
насоса эти клапаны выполнены сдвоенными парами «седло — 
шарик». Вверху плунжера имеется шток с переводником под 
штанги. Замок и противопесочный клапан размещены в верхней 
части цилиндра. 

Насос НСВ2 в отличие от насоса НСВ1 имеет замок в ниж
ней части цилиндра. Насос сажается на замковую опору ниж
ним концом. Это освобождает цилиндр насоса от циклической 
растягивающей нагрузки и позволяет значительно увеличить 
глубину подвески насосов. Если максимальная глубина спуска 
насосов НСВ1 не превышает 2500 м, то для насосов НСВ2 она 
составляет 2500—3000 м. 

Для эксплуатации скважин при наличии осложненных усло
вий разработаны насосы специальных типов или исполнений. 
При откачке жидкости с объемным содержанием песка до 
0,2 % более надежен насос исполнения НСВШ, имеющий в от
личие от насоса НСВ1 одинарные клапаны с седлами из твер
дого сплава ВК6-В. Для откачки жидкости с объемным содер
жанием песка более 0,2 % предназначен насос исполнения 
НСН2Т с использованием трубчатых штанг (откачиваемая 
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жидкость из плунжера поступает в полые штанги и по ним под
нимается на поверхность). 

Для эксплуатации скважин обводненных (более 99 %) и 
с значительным пескопроявлением (более 0,2 %) разработаны 
насосы^ исполнения НСВ1В и НСН2В. В них установлены узлы 
верхней и нижней защиты с эластичными воротниками, которые 
предотвращают попадание песка в зазор между плунжером и 
цилиндром. Внутри плунжера установлен сепаратор для отделе
ния нефти из откачиваемой жидкости и смазки ею трущихся по
верхностей плунжерной пары. Для откачки высоковязкой (до 
300 мПа-с) жидкости предназначен дифференциальный насос 
одностороннего действия НСВГ, состоящий из двух спаренных 
насосов, один из которых (верхний) является рабочим, а другой 
создает дополнительное усилие для проталкивания плунжера 
в цилиндре при ходе вниз. 

Насос НСВД в отличие от насоса НСВГ на нижнем конце 
нижнего цилиндра имеет еще один всасывающий клапан, что 
создает дополнительную камеру для сжатия газированной жид
кости. При ходе плунжеров вверх заполняется объем нижнего 
цилиндра и в кольцевом пространстве дожимается газированная 
жидкость. При ходе вниз часть жидкости из нижнего цилиндра 
перетекает в подъемные трубы, а часть заполняет кольцевое 
пространство. Такая конструкция обеспечивает работу насоса 
при объемном содержании свободного газа на приеме не более 
25 %, а для остальных конструкций допустимое объемное со
держание свободного газа не должно превышать 10 %. 

Насос НСНА позволяет осуществлять форсированный отбор 
жидкости из скважин через НКТ, диаметр которых меньше диа
метра плунжера. Это достигнуто особой его конструкцией — на
личием автосцепа, включающего сцеп и захват, и сливного уст
ройства. ' 

Цилиндры насосов бывают втулочные (собранные из корот
ких стальных или чугунных втулок в кожухе) и безвтулочные 
(из цельной стальной трубы). Плунжеры изготавливают из 
стальных труб длиной 1,2; 1,5 и 1,8 м. Наружная поверхность 
плунжера и внутренняя поверхность втулок отполированы. В за
висимости от содержания механических примесей в откачивае
мой жидкости применяют гладкие или с кольцевыми канавками 
на наружной поверхности (типа «пескобрей») плунжеры. На
сосы изготавливают четырех групп посадок (0; 1; 2; 3) с зазо
ром между плунжером и цилиндром соответственно не более 
0,045; 0,02—0,07; 0,07—0,12 и 0,12—0,17 мм. Чем больше вяз
кость жидкости, тем принимается выше группа посадки. Для 
откачки жидкости с высокой температурой или повышенным со
держанием песка и парафина рекомендуется использовать на
сосы третьей группы посадки. При большой глубине спуска ре
комендуется применять насосы с меньшим зазором. 
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Условный размер насосов (па диаметру плунжера) и длина 
хода плунжера соответственно приняты в пределах: для НСВ — 
28—55 мм и 1,2—6 м, а для НСН — 28—93 мм и 0,6—4,5 м. 
В целом отечественная промышленность выпускает широкого 
ассортимента насосное оборудование для добычи нефти в раз
нообразных условиях. 

Насос выбирают с учетом состава откачиваемой жидкости 
(наличие песка, газа и воды), ее свойств, дебита и глубины его 
спуска, а диаметр НКТ — в зависимости от типа и условного 
размера насоса. 

§ 9 .2 . П О Д А Ч А Ш Т А Н Г О В О Й Н А С О С Н О Й У С Т А Н О В К И 

И Ф А К Т О Р Ы , В Л И Я Ю Щ И Е Н А Н Е Е 

Подача 

Поскольку при ходе плунжера вниз штанги входят вовнутрь 
цилиндра насоса, то из цилиндра при этом вытесняется объем 
жидкости Vi = fmS, а при ходе плунжера вверх —объем V2 — 
= (F—fm)S, где F — площадь поперечного сечения плунжера 
(цилиндра) насоса; fm— площадь поперечного сечения штанг; 
5 — длина хода устьевого (полированного) штока, принимаемая 
равной длине хода плунжера SnJ1. За полный (двойной) ход 
(вверх и вниз) устьевого штока подача насоса Удх= V i + У г = 
=fmS + (F—fm)S = FS. При п ходов (качаний головки балан
сира) в минуту минутная подача VM«H = FSn. Умножая на число 
минут в сутках, получаем теоретическую подачу насоса 

QT=1440FSn. (9.1) 

Однако действительная (фактическая) подача Q насоса, из
меренная на поверхности, как правило, меньше QT. Отношение 
действительной подачи к теоретической называют коэффициен
том подачи штангового насоса ап=<Э/<Эт, тогда действительная 
подача 

Q = 1440FS;iaH. (9.2) 

Коэффициент подачи ап может изменяться от 0 до 1. В сква
жинах, в которых проявляется так называемый фонтанный эф
фект, т. е. в частично фонтанирующих через насос скважинах, 
an> 1. Работа насоса считается нормальной, если ап=0,6—0,8. 
На величину ап и, как следствие, на Q влияет много факторов: 
деформация штаиг и труб, усадка жидкости, степень наполне
ния насоса жидкостью и утечки жидкости. Характеризуя влия
ние этих факторов соответствующими коэффициентами и учиты* 
вая независимость их совместного действия, можно записать: 

ОСц
 =

 ССдССусСХнСбуг. (9.3) 
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Влияние деформаций штанг и труб 

Длинные колонны штанг и труб при сообщении колонне штанг 
возвратно-поступательного движения в процессе работы уста
новки ведут себя как упругие стержни. За счет упругих дефор
маций штанг и труб уменьшается длина хода плунжера S„n по 
сравнению с длиной хода устьевого штока 5, что непосред
ственно влияет на подачу. Тогда можно записать выражение ко
эффициента, характеризующего влияние деформаций штанг и 
груб 

aA = SnJI/S. (9.4) 

Величина S задается при проектировании эксплуатации сква
жины ШСНУ. Для расчета Snn необходимо определение нагру
зок, вызывающих деформации. Эти вопросы рассмотрены от
дельно. 

Влияние усадки жидкости 

Цилиндр насоса заполняется жидкостью (нефтью и водой) при 
температуре Гвсц и давлении всасывания р в с ц (на приеме на
соса). При этих условиях подача составляет Q (рвсц). На по
верхности жидкость дегазируется и охлаждается, ее объем 
уменьшается, т. е. происходит усадка жидкости. Фактически по
дача равна Q. Тогда коэффициент, учитывающий усадку жидко
сти, можно записать 

ayc = Q/Q(p-cJ>=l/&» (9.5) 
где b — объемный коэффициент жидкости, равный отношению 
объемов (расходов) жидкости при условиях всасывания и при 
поверхностных условиях. Для водонефтяной смеси записываем, 
пренебрегая относительным движением фаз, 

fr_ Q(PBCU) _ QH(PBCU) + QB(PBCU) _ QH&H + QB&B 

Q QH + QB QH + QB 

= Ь н ( 1— Лв) + ЬвЛв, (9.6) 

ГДе QH (РВСЦ), QB (Рве Ц) — рЭСХОДЫ НвфТИ И ВОДЫ ПрИ УСЛОВИЯХ 

всасывания; Q„, QB — дебит (подача) нефти и воды при поверх
ностных условиях; Ьн, К — объемные коэффициенты нефти и 
воды при условиях всасывания; nB = QB/(QH + QB)— обводнен
ность продукции (доля воды). 

Влияние степени наполнения насоса жидкостью 

Степень наполнения насоса жидкостью зависит от содержания 
свободного газа в ней. Его влияние на наполнение и подачу на
соса учитывают коэффициентом наполнения цилиндра насоса 

aH = Vx(pBca)/Vs, (9.7) 

где У ш ' ( р В с ц )—объем жидкости, поступившей из скважины 
в цилиндр насоса при давлении в нем на протяжении хода вса
сывания рве ц, Vs — объем цилиндра, описываемый плунжером 
при всасывании. 

Сложность фазовых переходов и сегрегации фаз обусловила 
получение исследователями разных формул для расчета ан. 
М. М. Глоговский и И. И. Дунюшкин предложили расчетные 
формулы для определения вероятного среднего значения коэф
фициента наполнения. В нефтепромысловой практике коэффи
циент наполнения насоса обычно принимают по А. С. Вирнов-
скому: 

1 + KBPR' (9 G) 

1 + R' 

где KBP=VBP/VS — коэффициент, характеризующий долю вред
ного пространства VBP; VBP — объем цилиндра под плунжером 
при его крайнем нижнем положении (между всасывающим и на
гнетательным клапанами), в котором к концу хода плунжера 
вниз остается газ в сжатом и растворенном состояниях; R' = 
= VR/V'X — газовое число; VT — объем свободного газа при дав
лении рвсц. Если пренебречь вредным пространством (кВр = 0), 
то получим верхнюю границу коэффициента наполнения. По
нятно, что при отсутствии свободного газа (R'=0) коэффициент 
наполнения а н = 1 . Срыв подачи насоса (ан=0) наступает при 
R'= 1/Квр. 

Влияние утечек жидкости 

Действительная подача установки равна Q. Так как в процессе 
ее работы возможны разного рода утечки с расходом qyT, то 
предполагаемая подача составляет Q ' = Q + 7yT. Отсюда коэффи
циент, характеризующий влияние утечек жидкости, можно за
писать 

а _ Q _ Q _ Q-f-gyr — <7ут = j ?ут ^_ J <7уд 
Ут

 Q' ~ Q + Яут Q + Чу* Q + Яут Q' 

(9.9) 

Если бы утечки отсутствовали (<7ут = 0), то аут был бы равен 
единице. При а у т = 1 по уравнению (9.2) с учетом формулы (9.3) 
предполагаемая подача 

Q' = Q^aycOtH, (9-10) 

тогда 

« у т = 1 — • (9.11) 

В процессе работы установки возможны утечки жидкости через 
зазор между цилиндром и плунжером насоса (плунжерная 
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пара), в клапанах насоса вследствие их износа, коррозии и ча
стично немгновенного закрытия и открытия, а также через не
плотности муфтовых соединений НКТ. В отличие от рассмотрен
ных выше факторов утечки жидкости являются переменными, 
изменяющимися во времени. Утечки через зазор плунжерной 
пары можно определить расчетным путем только на начальный 
период, например, по формуле Буссинеска, рассматривая круго
вой зазор как плоскую щель. А. М. Пирвердян путем решения 
дифференциального уравнения неустановившегося движения' 
вязкой жидкости предложил формулы для определения расхода 
утечки <7'уТ с учетом эксцентриситета расположения плунжера 
в цилиндре и движения плунжера при ламинарном и турбулент
ном режимах. В результате было установлено, что расход q'yr 
прямо пропорционален кубу размера зазора б, диаметру насоса, 
перепаду давлений над и под плунжером и обратно пропорцио
нален кинематической вязкости жидкости и длине щели. Утечки 
уменьшаются с увеличением Snn и п, а также с уменьшением 
эксцентриситета плунжера в цилиндре. Так как утечки через за
зор плунжерной пары происходят только при ходе плунжера 
вверх (в течение половины времени работы насоса), то при рас
чете аут следует принимать-ду^О.б^'ут-

Оптимальный коэффициент подачи насоса 

Поскольку в процессе работы насоса возрастают утечки жидко
сти, то соответственно уменьшаются коэффициенты аут и ап, 
а также подача. Уменьшение подачи во времени А. Н. Адонин 
представил уравнением параболы (рис. 9.3) 

«—
в
['-(т£гГ]-

 (912) 

где Qxeu — текущая подача в момент времени t после очеред
ного ремонта; Q — начальная подача нового (или отремонтиро
ванного) насоса; Г п р п — полный период работы скважины до 
прекращения подачи (если причина прекращения подачи — из
нос плунжерной пары, то Гпр п означает полный возможный срок 
службы Насоса); т„ — показатель степени параболы, обычно 
равный двум. 

Продолжительность цикла работы скважины гц равна сумме 
продолжительностей межремонтного периода tK (работы на
соса) и ремонта скважины t„ (см. рис. 9.3). Продолжительность 
оптимального межремонтного периода /М0Пт А. Н. Адонин реко
мендует определять по критерию минимальной себестоимости 
/м ст добычи нефти за цикл: 

^МОПт— ^мст— 1/ 1,5ТпрпГ^р "т" -
 Р

 "\ > (9.13) 
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Рис. 9.3. Изменение подачи штангового насоса во времени 

где Вр —стоимость предупредительного ремонта; Вэ — затраты 
на скважино-сутки эксплуатации скважины, исключая В„. Раз
делив уравнение (9.12) на теоретическую подачу QT, запишем 
выражение текущего коэффициента подачи 

—-* ['-.ШЧ'
 (9,4) 

где ап —начальный коэффициент подачи, рассчитанный выше. 
Тогда можно записать оптимальный конечный коэффициент по
дачи перед предупредительным подземным ремонтом (для оста
новки скважины) 

L V. I прп /опт J 

и средний — за межремонтный период 

сСр = - f I " a„TeKd, = a n [ l - — L - ( _ b _ Y 4 . (9.16) 
t„ о L 1 + % W врп /оптJ 

Анализ показывает, что при Вр/Вэ Г п р п ^ О , ^ допустимая сте
пень уменьшения подачи за межремонтный период составляет 
15—20 %, а при очень больших значениях Вр/Вэ ТПрп она при
ближается к 50 %. Увеличения экономической эффективности 
эксплуатации можно достичь, в частности сокращением Вэ, Вр, 
а также своевременным установлением момента ремонта сква
жины. В последнем случае необходимо располагать текущими 
значениями дебита, что обеспечивается использованием средств 
автоматизации измерения дебита. 
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§ 9.3. НАГРУЗКИ, ДЕЙСТВУЮЩИЕ НА НАСОСНЫЕ ШТАНГИ, 

И ИХ РАСЧЕТ. ДЕЙСТВИТЕЛЬНАЯ ДЛИНА ХОДА ПЛУНЖЕРА. 

РАСЧЕТ КОЛОННЫ НАСОСНЫХ ШТАНГ. 

УРАВНОВЕШИВАНИЕ СТАНКОВ-КАЧАЛОК 

Колонна насосных штанг работает в очень сложных условиях: 
а) действуют большие нагрузки (до 150 кН) ; б) нагрузки пере
менные, асимметричные (в верхней части штанг, носят пульси
рующий характер, в нижней — знакопеременный); в) боковая 
поверхность штанг вследствие искривленности скважины трется 
о внутреннюю поверхность НКТ и изнашивается; г) наличие 
коррозионно-активной среды (минерализованная вода, H2S, 
С 0 2 ) и абразивных примесей (песок), что приводит к износу 
штанг, заклиниванию плунжера; д) повышенная температура, 
особенно при применении тепловых методов повышения нефте
отдачи. 

Виды нагрузок 

Динамика работы ШСНУ очень сложна, поэтому существует 
несколько приближенных теорий ее описания. Считается, что 
в точке подвеса штанг действуют нагрузки: а) постоянные или 
статические Р с т ; б) переменные — инерционные Р и н , вибрацион
ные Рвк6 нагрузки и силы трения Р т р . В общем виде нагрузки 
в точке подвеса штанг при ее ходе вверх (в) и вниз (н) будут: 

Рв = Рст(в) + (Ри„(в)+РВиб(в) + Ртр(в)); (9 .17) 

Рн = Р с т ( н ) — (Рин(н) + -Рвиб(н) + Ртр(н)). ( 9 . 18 ) 

Статические нагрузки 

Статические нагрузки обусловлены весом штанг в жидкости 
Р'шт и весом поднимаемого столба жидкости Р ж . Примем, что 
в точке подвеса штанг действуют только статические нагрузки. 
Это допустимо при очень медленном движении точки подвеса 
штанг. Силами трения пренебрегаем. При ходе вверх статиче
ская нагрузка 

Рст(в) = Ршх + Рж. (9 .19 ) 

При ходе вниз нагнетательный клапан открывается, наг
рузка Рж снимается со штанг и передается на трубы, так как 
связанный с ними всасывающий клапан закрыт. Тогда статиче
ская нагрузка при ходе вниз 

Рст(н) = Ршт. (9 .20) 

Штанги при работе ШСНУ постоянно находятся в жидкости. 
На верхний торец штанг действует атмосферное давление р0, 
а на нижний — давление в трубах над плунжером рт (поскольку 

штанги конструктивно сочленены с плунжером с помощью кла
панной клетки). Тогда с учетом выталкивающей архимедо
вой силы 

Р ш Т = Р ш х - Ы Р х - Р о ) = Р Ш Т П - W p A p x , (9 .21) 
L " шт J 

где Ршт — вес штанг в воздухе; /ш — площадь сечения штанг; 
оарх — коэффициент, учитывающий потерю веса штаиг в жидко
сти (коэффициент плавучести штанг): 

О а р х = 1 . (9 .22) 
"шт 

Так как p,=Pi+p2+Ps—pt, px = (>mgL, Ршт = р^Цш, то 

Ьарх = 1 _ ?ш (9«gL + Р2 + Рз — Pi — Ро) _ j _ Рж Л , 
Р
 Pcgifm Рс V 

+ + (9 . 23 ) 

где р\ — гидростатическое давление столба жидкости в трубах; 
Рг —давление на устье (выкиде) скважины (обычно задается из 
условия сбора и подготовки продукции); р3 —потери давления 
на трение жидкости в трубах при движении плунжера вверх; 
Р4 — давление разгрузки в результате газлифтного эффекта, т. е. 
выполнения подъемной работы энергией расширения выделяю
щегося из нефти газа; рж, рс —плотность (средняя) соответ
ственно жидкости в трубах и материала штанг (стали); g—ус
корение свободного падения; L — длина штанг или глубина под
вески насоса. Поскольку p t > ( р 2 + р 3 — р 4 — р о ) , то обычно при
нимают 

Ь а р х ~ 1 H2L. (9 .24) 
Рс 

Если имеется расчетное значение рт, то Ьарх = 1— рсм/рс, где 
р с м = {Pi—Pi)l\Lg) — плотность газожидкостной смеси в НКТ. 
Нагрузка Рж обусловлена разницей давлений жидкости над 
(рт) и под (Рвсц) плунжером насоса: 

Рж = F (рт — рвс ц) = F [ рт—(рпр—А ркл в)], ( 9 . 25 ) 

где рВ сц=Рпр—Ар к л в; рПр — давление на приеме насоса: 

Рпр = Лрзатр£ + Рзатр, (9 .26) 

Арвс ц — потери давления во всасывающем клапане (местном 
сопротивлении) при перетоке жидкости в цилиндр насоса при 
ходе плунжера вверх (определяется по формуле Борда) : 

V
2 

А р к л в = -
=

^ - р ж ; (9 .27 ) 
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h — погружение насоса под динамический уровень; рзатр—сред
няя плотность жидкости в затрубном пространстве; р'затр—дав
ление газа в затрубном пространстве на уровне жидкости; 
flmax — максимальная скорость движения смеси (жидкости и 
газа) в седле клапана; рКл — коэффициент расхода клапана, оп
ределяемый в зависимости от числа Рейнольдса для потока 
смеси в седле клапана. 

Инерционные нагрузки 

Инерционная сила равна произведению массы тела на его ус
коренна Движущиеся массы — это колонна шТанг и жидкость 
в трубах. Поэтому инерционные нагрузки включают нагрузки, 
обусловленные ускорением колонны штанг в верхней и нижней 
мертвых точках и инерцией столба жидкости в момент начала 
ее движения. 

Колонна штанг представляет собой упругий стержень. Им
пульс силы прикладывается к штангам в точке подвеса при 
переходе через мертвую точку. Вдоль колонны он распространя
ется не мгновенно, а со скоростью звука в металле vK, и дости
гает нижнего конца штанг с опозданием. За это время криво
шип успевает повернуться на некоторый угол и вызывает 
в точке подвеса ускорение, меньшее максимального, которое 
возникает в мертвой точке. Плунжер создает импульс силы на 
столб жидкости, находящейся над ним. В столбе жидкости этот 
импульс силы распространяется как в упругой системе со ско
ростью звука в жидкости vx. Поскольку ум—5000 м/с, 
Уж~1400 м/с (негазированная вода), то действие силы инер
ции жидкости очень запаздывает. Ввиду сложности учета этих 
упругих процессов обычно принимают, что масса штанг сосре
доточена у головки балансира (завышается Р н н ) , и отбрасывают 
инерцию столба жидкости (занижается Рт)- Предполагается, 
что эти две неточности компенсируют друг друга. Тогда опре
деляя выражение максимального ускорения по приближенной 
методике, записывают 

а в ( н ) - Р ш х — — — ( l ± J -•г ин (в, и) -

n>n*S 

30
2
-2 

fi>2S 
где ав(Н) = 

( 1 ± - ^ - ) = Ршттд, (9.28) 

(н) = ^1 ± ускорение (максимальное) точки 

подвеса штанг в начале хода вверх (вниз); ю = лл/30 — угловая 
скорость вращения кривошипа: г —длина кривошипа; /—длина 

шатуна; т д =
 в(н)

 — ^1 ± -у-^ — фактор динамичности 
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(характеризует соотношение максимального ускорения точки 
подвеса штанг и ускорения свободного падения). Знак «—» при
нимается в верхней мертвой точке (при ходе вниз), а знак 
« + » — в нижней мертвой точке (при ходе вверх). Так как 
^0,05—0,12, то инерционная нагрузка составляет 5—12% веса 
штанг в воздухе. А. С. Вирновский получил более точное выра
жение: 

тл = 0,5а1(я)т%(ав{н)— 2-Щ-), (9.29) 

где аВ(н), аВ(н) — кинематические коэффициенты; та = д/aPS/g ; 
*|>х

 =
 ̂ ш/(^ш Ki, К— упругие деформации штанг и труб, 

обусловленные гидростатической нагрузкой Рж-

Вибрационные нагрузки 

Колонна насосных штанг совершает вынужденные колебания, 
которые придает ей станок-качалка, с периодом Гв = 60/п с/цикл. 
В штангах возникают также собственные колебания под дей
ствием ударного приложения и снятия гидростатической на
грузки Рж на плунжер. В течение двойного хода на штанги дей
ствуют два импульса нагрузки Рш : 1) при начале хода плунжера 
вверх, когда нагнетательный клапан закрывается и нагрузка Рж 

воспринимается штангами; 2) при начале хода вниз, когда на
гнетательный клапан открывается и нагрузка Рж передается на 
колонну НКТ. От этих импульсов по штангам распространяется 
волна напряжений со скоростью звука в металле. Волна напря
жений при ходе штанг вверх, распространяясь снизу вверх и 
достигая точки подвеса, увеличивает нагрузку. Отражаясь от 
концов колонны штанг, волны периодически возвращаются 
к точке подвеса. Дополнительная нагрузка, обусловленная ими, 
вследствие рассеивания их энергии (трение штанг о жидкость, 
внутреннюю поверхность НКТ) со временем убывает. Аналогич
ный процесс происходит при ходе штанг вниз. Последующие им
пульсы нагрузки Рж также вызывают затухающие волны напря
жений. Такие колебания, называемые вибрационными, вызы
вают дополнительные нагрузки на штанги. 

Время приложения и снятия нагрузки Рж мало.по сравне
нию с периодом собственных колебаний колонны штанг Тс = 
= 4L/vK. Поэтому А. С. Вирновский использовал теорию Б. Сен-
Венана, описывающую продольные колебания при ударе по 
призматическому стержню, и получил выражение вибрационной 
нагрузки: 

Рвнб(в,в) = ав (н)тш A j 4 V * B < H ) — ^ - РштРж . (9.30) 
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Инерционные и вибрационные нагрузки вызваны Движением 
колонны штанг, поэтому их сумму называют динамическими на
грузками. Обычно динамические нагрузки не превышают 5— 
10 % ОТ Р'шт + Рж. 

Силы трения 

Выделяют следующие силы трения. 
1. Силы механического трения штанг и труб Р т рм . Сила тре

ния направлена вдоль поверхности соприкосновения в сторону, 
противоположную движению, и равна произведению коэффици
ента трения на силу нормального давления, которая прижимает 
тело к опоре. Тогда с учетом действующей на штанги статиче
ской нагрузки при ходе вверх и вниз можно записать: 

/
>
TPM(B) = CU ] (PU ]T+^ ) s i n a 3 ; (9.31) 

sin a3, (9.32) 

где a3 — средний зенитный угол отклонения ствола скважины от 
вертикали (угол искривления скважины); Сш — коэффициент 
трения штанг о трубы, принимаемый значения в зависимости от 
вязкости и обводненности нефти в пределах 0,1—0,7 (обычно 
0,15—0,25). Более точную формулу с учетом разной кривизны 
участков ствола скважины предложил Ю. А. Песляк, которую 
экспериментально проверил А. X. Шарипов. 

Силу Р т р м следует учитывать в скважинах с отклонением 
ствола по вертикали более 5°, по азимуту — более 4л: и при ста
тической нагрузке более 50 кН. В этих условиях Р трм>1 кН. 
Больших значений (до 10—15 кН) сила Р т р м может достигать 
в искривленных или наклонно направленных скважинах. Эта 
сила распределена по длине штанг и труб. 

2. Сила трения плунжера о стенки цилиндра насоса РтрПл-
Теоретически определить эту силу сложно. А. Н. Адонин реко
мендовал ее определять по эмпирическим формулам В. И. Сер
дюка в зависимости от диаметра плунжера и зазора между 
плунжером и цилиндром. Она принимается равной для всей 
длины хода (трения покоя и скольжения), одинаковой для хода 
вверх и вниз, может достигать 2—3 кН. При наличии песка в от
качиваемой жидкости, отложений парафино-смолистых веществ 
в зазоре плунжерной пары сила Ртрпл существенно увеличива
ется, а по мере износа насоса (увеличения зазора) уменьшается. 
Эта сила сосредоточена у плунжера. 

3. Сила гидродинамического трения штанг в жидкости 
РТР г. Она обусловлена потерями давления на трение за счет от
носительного движения штанг и жидкости. Тогда согласно прин-
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Липу относительности движения (жидкости в трубе или трубы 
относительно неподвижной жидкости) сила трения 

Ртр г = ДрТр/ш, С
9
-
33

) 

где Артр — потери давления на трение, определяемые прибли
женно по формуле Дарси — Вейсбаха, в которой в качестве диа
метра принимается диаметр штанг, а коэффициент гидравличе
ского сопротивления вычисляется в зависимости от критерия 
Рейнольдса как функции скорости относительного движения 
штанг и жидкости, диаметра штанг и кинематической вязкости 
жидкости (более точные формулы предложили А. М. Пирвер-
дян, А. Р. Каплан). Сила Р т р г при ходе вверх значительно 
меньше, чем при ходе вниз (меньше скорость движения). При 
ходе штанг вниз сила трения Ртрг направлена вверх, т. е. под
держивает штанги. При ходе штанг вверх она направлена вниз, 
если Р<РТр , или вверх, если Р > Р т р , где Ртр — площадь проход
ного сечения труб. Сила Р т р г также распределена по длине. 
Обычно эта сила не превышает 5 % от веса штанг. 

Сила гидродинамического трения больших значений может 
достигать в скважинах, дающих высоковязкую жидкость. Она 
может быть столь большой, что при ходе вниз происходит «за
висание» штанг в жидкости, отставание в движении устьевого 
штока от движения головки балансира с последующим резким 
ударом, что приводит к обрыву канатной подвески или штанг. 

4. Сила гидравлического сопротивления в нагнетательном 
клапане Ркл . н. Она обусловлена перепадом давления Аркл.н, 
возникающим при движении добываемой жидкости через нагне
тательные клапаны насоса, т. е. 

Рклн = Аркл„Р, (9.34) 

где Аркл н определяется аналогично Аркл в по формуле (9.27). 
Сила Ркл н сосредоточена у плунжера. 

5. Сила трения, обусловленная гидравлическими сопротивле
ниями при движении жидкости в трубах, РтРт- Она увеличи
вает давление жидкости на плунжер и равна произведению по
терь давления на трение в трубах и площади сечения плунжера. 
Эта сила сосредоточена у плунжера. Ее можно принимать рав
ной при ходе штанг вверх и вниз. 

Таким образом, силы трения действуют в направлении, про
тивоположном направлению движения штанг, и при ходе штанг 
вверх увеличивают нагрузку в точке подвеса штанг, а при ходе 
вниз — уменьшают ее соответственно на величины: 

Ртр (в) = Ртр м (в) + Ртр пл ~Ь Ртр г (в) + Ртр т', 

Ртр(н) = Ртрм(н) + Ртрпл ± Ртрг(в) -f-РгртЧ
-
 Ркл в, (9.35) 
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где знак « ± » берется в зависимости' от соотношения F и FTP 

(см. выше). Сумма сил трения, приведенная к низу штанг, при 
ходе вверх и вниз с учетом их линейного распределения и на
правления составляет: 

Ртр (В) = Ртрм(в) + Ртрпл ± Ртрг(в) -\~Ртрт, 

Ртр(н) = —~ Ртр м(н) -Ь^трпл^: ~- Ртрг(н) -f- Ртрт~\-Ркл н- (9.36) 
Z 2 

Аналогично записываем сумму сил трения, •действующих на 
трубы соответственно при ходе штанг вверх и вниз: 

Ртр(в) = Ртрм(в) Ч-Ртрпл ~г" Рклв + Ртрт] (9.37) 

/ 1 

•Ртр (н)
 =

 Ртр и (н) "Г" Ртр пл Ртр т»• (9 • 38) 

где РКлв — сила гидравлического сопротивления во всасываю
щем клапане, определяемая аналогично РКЛн. 

Расчетные формулы для определения экстремальных 
нагрузок на штанги 

На штанги действуют статические, инерционные, вибрационные 
нагрузки и силы трения. Для расчета экстремальных (макси
мальных при ходе вверх и минимальных при ходе вниз) нагру
зок в настоящее время нет универсальной методики, в которой 
были бы учтены все составляющие усилия. Их учитывают в за
висимости от параметра динамического подобия (критерия 
Коши), представляющего собой отношение частоты вынужден
ных колебаний, вызванных станком-качалкой, к основной ча
стоте собственных колебаний: 

Ф д = — 7 — = • (9.39) 

Параметр <рд характеризует интенсивность вынужденных ко
лебаний штанг. В зависимости от значения фд различают два 
режима работы ШСНУ: а) статический прн фдг^фкр; б) дина
мический при фд>фкр , где фКр — критическое значение критерия 
Кошн, которое принимается в зависимости от диаметра насоса: 

Диаметр насоса, мм . . . ^ 4 3 55 68 93 
Фкр 0,20 0,17 0,14 0,12 

При вычислении фд следует принимать у„ равным 4600 Для 
одноразмерной колонны, 4900 — для двухступенчатой и 
5300 м/с — для трехступенчатой. Прн статическом режиме пре
обладают статические нагрузки. 
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В настоящее время наиболее точными формулами-для рас
чета экстремальных нагрузок считаются теоретические фор
мулы, которые предложены А. С. Вирновский и позднее скор
ректированы на основе статистической обработки фактических 
данных: 

Ртах = Ршт + Рж+/Сяв(Рн„(в) + Рвиб(в)); (9.40) 

Pm|n = *̂шт — ̂ Сди (Рии(и)+ Рвиб(н)), (9.41) 

где /Сдв, /Сдн — поправочные коэффициенты для динамических 
нагрузок в зависимости от диаметра плунжера: /Сдв = 
= 2,42(10

3
 eU)-

0
'
2 0 6

; Ад„=2,754(10
3
 dM)-°'

294
; dn„ — диаметр 

плунжера, м; нагрузки РНн(в,в) и РВИб(в, н> определяются по фор
мулам (9.30) и (9.31), в которых кинематические коэффициенты 
заменены средними значениями (0,5ав2

=0,594; ав=0,91 ; 
0 , 5с

2
=0,328 ; а„=1,32; ав=1,09; ав=0,81) . 

В колонне штанг резонанс (резкий рост динамических уси
лий) возникает при фд=0,785, которому в соответствии с фор
мулой (9.40) соответствует критическое число качаний ПкР= 
= 37500/£. Во избежание увеличения динамических нагрузок 
рекомендуется принимать число качаний на 1,5—2 меньше кри
тического. Имеются также другие приближенные формулы для 
расчета экстремальных нагрузок. 

Пример. Установить прн каком режиме работает установка ЭСК-20-4,2-
12000, если /.=4000 м, и=10 мин

-1
, dB=28 мм; колонна штанг трехступен

чатая. 
Решение. Находим угловую скорость ш=3,14 • 10/30= 1,047 с

-1
; параметр 

ф д = 1,047-4000/5300= 0,79. Так как для данного диаметра фкр=0,2, то ре
жим работы — динамический. В колонне штанг возникает резонанс (0,79> 
>0,785). Во нзбежанне резонанса необходимо принять число качаний п= 
=37500/4000—1,5^8 мнн-

1
. 

Действительная длина хода плунжера 

Нагрузки, действующие на штангн и трубы, вызывают их де
формации. Попеременно действующие нагрузки приводят к из
менению длины хода плунжера Sm по сравнению с длиной 
хода устьевого штока S. Гидростатическая нагрузка Рж попере
менно действует то на штанги, то на трубы, вызывая их упру
гие деформации в соответствии с законом Гука: 

%Ш = РЖЫ(Е7!Ш); (9.42) 

Я т= РжЫ(ЕУ!т), (9.43) 

где Еу — модуль упругости (Юнга); fT — площадь сечения ме
талла труб. В результате действия нагрузки Рж перемещение 
плунжера вверх относительно цилиндра насоса начнется только 
после того, как точка подвеса штанг своим перемещением вверх 
скомпенсирует деформацию (удлинение) штанг и деформацию 
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(укорочение) труб. Естественно, на величину общей деформа
ции Я, = Я,ш+Я,т уменьшается длина хода плунжера: 

5пл = 5—X. (9.44) 

Штанги испытывают еще постоянную нагрузку от собствен
ного веса, которая с глубиной уменьшается до нуля. Поэтому 
с целью уменьшения нагрузки на головку балансира, исходя из 
принципа равнопрочности колонны штанг, последнюю делают 
ступенчатой, состоящей из участков штанг с уменьшающимся 
к низу диаметром. Если колонна подъемных труб заякорена 
у насоса (закреплена в эксплуатационной колонне), то Я,т=0. 

Инерционные нагрузки в начале хода плунжера вверх уве
личивают деформацию штанг, однако в конце хода плунжера 
вверх низ штанг и плунжер по инерции проходят дополнитель
ное расстояние //, так как инерционные силы уменьшают об
щую нагрузку на штанги. Аналогично в конце хода плунжера 
вниз низ штанг и плунжер по инерции проходят дополнитель
ное расстояние 12', так как инерционные силы увеличивают об
щую нагрузку на штанги. Поскольку инерционная сила, как 
массовая сила, является распределенной вдоль колонны штанг, 
то ее заменяем силой, сосредоточенной и приложенной к центру 
тяжести, который лежит в середине длины колонны. Тогда со
гласно формуле Гука общее удлинение хода плунжера составит 

х (
1 +

т + ' - т ) = ^ г ^ - (9.46) 

или при Р ш т = £ р с £ ш £ , £у = 2,06-10
10

 Н/м
2
, рс = 7800 кг/м

3 

/ии = 2,076 • 10-
10

L
2
n

2
S. (9.46) 

Таким образом, действительная длина хода плунжера с уче- ' 
том также инерционных нагрузок 

Sm = S—Я + /ин = S—% + 2,076 • lQr
u
LVS = SKx—K (9.47) 

где 

Кх = 1 + 2,076; 10-
10

L
2
n

a
. (9.48) 

Здесь Кх — фактор выигрыша хода. Для обычных режимов 
работы установки фактор выигрыша хода Кх на 1,5—2,5 % 
больше единицы. Анализ показал, что формула (9.45) спра
ведлива при статическом режиме. При динамическом режиме 
необходимо пользоваться формулой (9.48). Для расчета Кх 
имеются также формулы АзНИЙ ДН, А. С. Вирновского, 
Л. С. Лейбензона, И. А. Чарного, Г. Дралле—И. Ламберджера 
и др. 
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Силы трения также влияют на деформацию штанг и труб и 
изменяют длину хода плунжера, однако их влиянием обычно 
пренебрегают. При ходе штанг вниз на плунжер действует со
средоточенная осевая сила Рсж , которая обусловлена трением 
плунжера при ходе вниз (РТР. пл) и перепадом давления в на
гнетательном клапане (АРКЛ.в): 

Рсж = Ртр. пл + АРкл.н. (9.49) 

Эта сила направлена вверх, вызывает сжатие и продольный 
изгиб нижней части колонны штанг, а также растяжение труб. 
Это может вызвать необходимость применить нижние штанги 
большего диаметра (утяжеленный низ). Вес утяжеленного низа 
принимают равным силе Рст. 

Расчет колонны насосных штанг 

Колонна насосных штанг должна быть достаточно прочной и 
надежной в работе при минимально возможных весе, стоимости 
и потере хода плунжера в результате упругих деформаций. При 
работе ШСНУ в верхней части колонны штанг действуют пере
менные усилия, которые вызывают переменные напряжения, 
изменяющиеся по асимметричному циклу, а в нижней части — 
знакопеременные напряжения. Цикл изменения напряжений 
можно охарактеризовать максимальным, минимальным и сред
ним напряжениями, амплитудой изменения напряжений и ко
эффициентом асимметрии-цикла нагружения: 

Ощах = Лпах//ш", 0"min = Pm\Jfm\ Оср = (omax + 0"m!n)/2; (9.50) 

оа = (omax—- omln)/2; ra = omIn/omax. (9.51) 

Как известно из сопротивления материалов, характеристи
кой прочности металла при переменных напряжениях служит 
предел усталости или предел выносливости. Предел усталост
ной прочности для черных металлов — наибольшее напряжение, 
которое выдерживает образец при 10 млн. циклов симметричной 
нагрузки. При работе ШСНУ такое число циклов достигается 
за 460 сут при п= 15 мин

-1
, причем цикл асимметричный. В дан

ном случае работу штанг кроме максимального напряжения 
необходимо характеризовать также амплитудой его изменения, 
что практически очень затруднительно. Для увязки предельных 
напряжений асимметричных циклов с пределом усталости при 
симметричном цикле вводится условная величина, называемая 
предельным напряжением опр. Для расчета опР из большого 
числа зависимостей, известных в общем машиностроении, при-
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менительно к штанговым колоннам используются формулы 
И. А. Одинга, М. П. Марковца и Б. Б. Крумана: 

Опр ^ д / ^ т а хОа > (9-52) 

Опр = оа + 0,2атах; (9.53) 

оПр = о-тах— 0,56amin.. (9.54) 

ВОЗМОЖНОСТЬ применения формулы (9.52) показал А. С. Вир
новский, (9.53) — В. П. Грабович, а формулу (9.54) получил 
Б. Б. Круман на основе модифицированной диаграммы Гуд-
мена. Конструкции колонн, рассчитанные по данным формулам, 
различаются незначительно (не более 5—10%), поэтому 
можно пользоваться более простыми формулами (9.53) или 
(9.54). Для обеспечения усталостной прочности приведенные на
пряжения сопоставляются с предельно допускаемыми приведен
ными напряжениями [апр] для выбранного материала штанг при 
заданных условиях эксплуатации: 

опр<[апр]. (9.55) 

Предельно допускаемые приведенные напряжения [апр] по 
предложению И. Л. Фаермана определяют путем статистиче
ской обработки фактических данных об обрывности штанг в ус
ловиях данного нефтепромыслового района, т. е. с учетом влия
ния окружающей колонну штанг среды (коррозионная уста
лость металла). Для этого строится график зависимости 
средней частоты обрывов штанг от напряжения в верхнем сече
нии колонн. В качестве [апр] принимаются такие напряжения, 
при которых число обрывов не превышает 1—3 в год. В лите
ратуре имеются таблицы [апР] в зависимости от марки стали, 
вида термообработки, диаметра насоса и коррозионности про
дукции. Обычно [опр]=70—130 МПа. 

Для уменьшения веса колонны ее делают двух- (из штанг 
Двух разных диаметров) или (в случае больших глубин) трех
ступенчатой из условия равнопрочности ступеней. Условие за
ключается в том, что приведенные напряжения в наиболее на
груженных (верхних) сечениях каждой из ступеней равны 
между собой: 

°пр(1) = 0"пр(2) = О п р ( 8 ) . (9.56) 

Практически при конструировании штанговых колонн при
меняют таблицы (АзНИИ ДН и др.) или номограммы 
(А. Н. Грузинов), а также аналитические методики. По табли
цам в зависимости от режимных параметров (S, п) и диаметра 
иасоса для задаваемой марки стали и [опр] выбирают конструк
цию колонны (одно-, двух- или трехступенчатую), диаметры 
штанг и длины ступеней. 
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Уравновешивание станков-качалок 

Неравномерная нагрузка, действующая на головку балансира, 
вызывает неравномерную работу электродвигателя. В простей
шей постановке при статическом режиме, когда динамическими 
нагрузками и силами трения можно пренебречь, эта работа по
ложительна при ходе штанг вверх (направление действующей 
нагрузки противоположно движению штанг) 

Лв = (Ршт + Рж)5 (9.57) 

и отрицательна при ходе вниз (нагрузка действует в направле
нии движения штанг) 

An=-P'mS, (9.58) 

т. е. двигатель приводится в действие силой тяжести колонны 
штанг. Такая неравномерность обусловливает ускоренный износ 
узлов станка-качалки, ненормальный режим работы электро
двигателя. Оптимальный режим его работы будет обеспечен 
в том случае, если работа, совершаемая двигателем в течение 
одного двойного хода (при ходе штанг вверх и вниз) постоянна. 
Постоянство работы достигается уравновешиванием СК гру
зами (см. § 9.1). 

Величину и местоположение груза можно установить из ус-
ловия равенства работ при ходе штанг вверх и вниз. На прак
тике для уравновешивания СК используются номограммы, 
имеющиеся в паспортной характеристике СК. Окончательное 
уравновешивание и контроль его осуществляют путем контро
лирования тока, потребляемого электродвигателем. Ток должен 
быть одинаковым при ходе вверх и вниз. Проверку осущест
вляют с помощью переносного амперметра, называемого ампер-
клещами, работающими по принципу трансформатора. Для рас
чета расстояния перемещения груза используется эмпирическая 
формула А. М. Рабиновича. 

§ 9.4. ОСОБЕННОСТИ ИССЛЕДОВАНИЯ НАСОСНЫХ СКВАЖИН 

И ДИНАМОМЕТРИРОВАНИЕ ШТАНГОВЫХ 

НАСОСНЫХ УСТАНОВОК 

Работу скважины, оборудованной ШСНУ, контролируют путем 
исследования ее и дииамометрирования. 

Динамометрирование установок 

Диаграмму нагрузки на устьевой шток в зависимости от его 
хода называют динамограммой, а ее снятие — динамометриро-
ванием ШСНУ. Оно осуществляется с помощью динамографа. 
В зависимости от принципа работы различают механические, 
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Pmin 

Рис. 9.4. Дннамограммы работы 
штангового насоса с учетом ста
тических нагрузок н сил трення 
(а), инерционных (б) и динами
ческих (в) нагрузок: 

В. м. т. и Н. м. т. — соответственно 
верхняя и нижняя мертвые точки 
(стрелками показан ход записи дина-
мограммы) 

гидравлические, электрические, электромагнитные, тензометри-
ческие и другие динамографы. В наиболее распространенном 
гидравлическом динамографе конструкции Г. М. Мининзона 
типа ГДМ-3 действующая на шток нагрузка передается через 
рычажную систему на мембрану камеры, заполненной жидко
стью (спиртом или водой), где создается повышенное давле
ние. Давление жидкости в камере, пропорциональное нагрузке 
на шток, передается по капиллярной трубке на геликсную пру
жину. При увеличении давления геликсная пружина развора-

, чивается, а перо, прикрепленное к ее свободному концу, чертит 
линию на бумажном диаграммном бланке. Бланк закреплен на 
подвижном столике, который с помощью приводного механизма 
перемещается пропорционально ходу устьевого штока. В ре
зультате получается развертка нагрузки Р в зависимости от 
длины хода S. Для снятия дннамограммы измерительную часть 
динамографа (месдозу и рычаг) вставляют между траверсами 
канатной подвески штанг, а нить приводного механизма само
писца прикрепляют к неподвижной точке (устьевому сальнику). 
Масштаб хода изменяют сменой диаметра шкива самописца 
(1 :15, 1:30, 1:45), а усилия —перестановкой опоры месдозы 
и рычага (40, 80 и 100 кН) . 

Изучение дннамограммы позволяет определить максималь
ную и минимальную нагрузки, длины хода штока и плунжера, 
уяснить динамические процессы в колонне штанг, выявить ряд 
дефектов и неполадок в работе ШСНУ и насоса. На рис. 9.4, а 
показана простейшая динамограмма нормальной работы на
соса, которая имеет форму правильного параллелограмма (обо-
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Рис. 9.5. Практические дннамограммы работы штангового насоса: 
а — нормальная тихоходная работа; б — влияние газа; в — превышение подачн на
соса над притоком в скважину; з — низкая посадка плунжера; д — выход плунжера 
из цилиндра невставного насоса; е — удары плунжера о верхнюю ограничительную 
гайку вставного насоса; ж — утечки в нагнетаемой части; з — утечкн во всасывающей 
части- и — полный выход нз строя нагнетательной части; к — полный выход из строя 
всасывающей части; л — полуфонтанный характер работы насоса; м — обрыв штанг 
(пунктиром показаны линии теоретической дннамограммы) 

значения приводятся в § 9.3). Силы трения направлены против 
движения, поэтому при ходе вверх оии увеличивают нагрузку, 
а при ходе вниз — уменьшают. Инерционные нагрузки вызы
вают «инерционный поворот» дннамограммы относительно нор
мального ее положения (см. рис. 9.4,6). Волнистый характер 
линий обусловлен колебательными процессами в штангах (см. 
рис. 9 .4 ,в) . Практические дннамограммы по виду всегда отли
чаются от теоретической, сопоставление с" которой позволяет 
выявить дефекты и неполадки в работе установки и насоса 
(рис. 9.5). Такая расшифровка динамограмм возможна при не
больших глубинах, малых динамических нагрузках -и малых 
диаметрах насоса. При значительных динамических нагрузках 
динамограмма, полученная с помощью ГДМ-3, существенно ис
кажается, что затрудняет надежный контроль за работой насо-. 
сов. В таких условиях представляет интерес получение глубин
ных динамограмм, соответствующих нижнему концу штанговой 
колонны, или пересчет динамограмм, полученных наземным 
динамографом, в глубинные (метод разработан А. С. Вирнов-
ским). Для снятия дннамограммы с помощью ГДМ-3 требуется 
остановка станка-качалки. На автоматизированных промыслах 
осуществлен переход на снятие динамограмм дистанционно из 
диспетчерского пункта с использованием стационарно установ
ленных тензометрических датчиков усилий и датчиков линей
ных и углОвых перемещений. 
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Для телемеханизации применяют систему телемеханики 
ТМ-620, которая обеспечивает телеуправление двухпозицион-
нымн исполнительными устройствами ТУ, телеизмерение инте
гральных (дебит) ТИИ и текущих (давление и др.) ТИТ зна
чений параметров, телединамометрирование (телеконтроль) 
ТД, телесигнализацию аварийного состояния ТСА, телесигна
лизацию состояния двухпозиционного объекта ТСС, а также 
двухстороннюю телефонную связь. Совместно с системой 
ТМ-620 работает устройство телединамометрирования частотное 
УТЧ. Система типа ТМ-660Р «Хазар» в качестве линии связи 
имеет также выделенный радиоканал. Разрабатываются объ
ектно ориентированные микропроцессорные комплексы, позво
ляющие дистанционно управлять кустами (группой) скважин 
с механизированной (газлифтной, насосной) добычей нефти. 

Исследование скважин, оборудованных штанговыми 
насосными установками 

Скважины, оборудованные ШСНУ, исследуют в основном при 
установившихся режимах с целью получения индикаторной ли
нии Q(Ap) и зависимости Q от режимных параметров работы 
установки. Согласно уравнению (9.2) дебит задают величинами 
Sun, изменяя одну из них при переходе к другому режиму от
бора жидкости. 

Исследование скважин, оборудованных ШСНУ, осложняется 
тем, что спуск глубинных приборов в насосные трубы исклю
чен, так как этому мешает колонна штанг. Отсюда особенность 
исследования в данном случае по сравнению с другими спосо
бами эксплуатации скважин связала с определением забойного 
давления р3. Его можно определить прямым или косвенным пу
тем. Косвенные методы приводят к большим ошибкам и могут 
быть применены только для ограниченного числа скважин, в ча
стности сильно обводненных. Необходимую точность результа
тов можно получить только лишь непосредственным измере
нием параметров в скважине. 

Существуют два способа спуска приборов в такие скважины: 
на колонне НКТ и на проволоке или кабеле. При прямом изме
рении Рз по первому способу лифтовые скважинные манометры 
подвешивали к приемному патрубку ШСН и спускали в сква
жину вместе с НКТ. Часовой механизм с многосуточным заво
дом обеспечивал возможность местной регистрации давления 
в процессе исследования. Однако необходимость проведения 
спускоподъемных операций НКТ ограничила применение лиф
товых манометров. При прямом измерении р3 по второму спо
собу в затрубное пространство на стальной проволоке диамет
ром 2—2,2 мм через патрубок устьевого оборудования (при экс
центричной подвеске НКТ) спускают малогабаритный скважин-
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Ный манометр Диаметром 22—25 мм (способ разработан в Баш-
НИПИнефти). Одно из главных преимуществ способа — опера
тивность. Однако в глубоких и искривленных скважинах воз
можны прихваты и обрывы проволоки. Известен, также способ, 
когда приборы спускают на кабеле, а затем уже спускают ко
лонну труб с насосом. Прямые измерения р3 обеспечивают по
лучение надежных результатов исследования. Поэтому пред
ставляет интерес применение датчиков давления, постоянно на
ходящихся в скважине. 

Косвенным путем определить р3 можно по формуле гидро
статического давления: 

р3 = Лдрж£, (9.59) 

где ЯД — динамический уровень жидкости; рж — средняя плот
ность жидкости в скважине (в затрубном пространстве и ниже 
приема насоса), которую обычно принимают равной плотности 
дегазированной нефти с учетом обводнения вследствие затруд
нений при ее определении. Определение глубины Я/ от устья 
скважины до динамического уровня жидкости осуществляют 
с помощью эхолота. Тогда Я Д = Я — Л/. 

Сущность эхометрии заключается в следующем. В затруб
ное пространство с помощью датчика импульса звуковой волны 
(пороховой хлопушки) посылается звуковой нмпульс. Звуковая 
волна, пройдя по стволу скважины, отражается от уровня жид
кости, возвращается к устью скважины и улавливается кварце
вым чувствительным микрофоном. Микрофон соединен через 
усилитель с регистрирующим устройством, которое записывает 
все сигналы (исходный и отраженные) на бумажной ленте 
в виде диаграммы. Лента перемещается с помощью лентопро
тяжного механизма с постоянной скоростью Рл . Измеряя длину 
записи 1Ур между импульсами сигналов на эхограмме, опреде
ляем время прохождения звукового сигнала от устья до уровня 
и обратно гур=/ур/«л. Тогда вычисляем расстояние от устья до 

динамического уровня Я Д ' = Р з в - ^ - , где узв —скорость звука 

в газовой среде затрубного пространства. 
Однако метод эхолотирования имеет ряд недостатков. Ско

рость w3B зависит от давления, температуры и плотности газа. 
Погрешность в ее определении снижает точность результатов 
исследования. Погрешность результатов уменьшается, если их 
находить по изменениям динамического уровня. Для ее опре
деления на колонне НКТ вблизи уровня на заданной глубине 
Lpen предварительно при очередном ремонте устанавливают ре
пер-отражатель. В качестве репера служит утолщенная муфта 
или отрезок трубы, который на 50—65 % перекрывает затрубное 
пространство. На эхограмме получаем сигнал, отраженный от 
репера. Тогда определяем аналогично время прохождения волны 
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' до репера и обратно / р еп=/р епЛ>л и скорость звука о3в = 

где /реп — длина записи на эхограмме. Можно 
также записать пя' — Lpenlyp/1Реп, т. е. исключается необходи
мость определения v3B. На промыслах зачастую строят зависи
мость v3B от давления и используют ее на других скважинах 
этого же месторождения. Использование в высокочувствитель
ных эхолотах электронных усилителей с фильтром для глушения 
помех и выделения измеряемого сигнала позволяет зафиксиро
вать на ленте сигналы, отраженные от каждой муфты колонны 
НКТ. Умножая число пиков на длину трубы, определяют п/. 

Известно применение также волномеров, которые представ
ляют собой те же эхолоты ЭМ-52, только вместо звукового им
пульса в затрубное пространство посылается импульс давления 
газа. Метод волнометрироваиия разработан Ю. А. Балакире
вым. Импульс давления газа создается либо кратковременным 
впуском газа из баллона высокого давления, либо выпуском 
газа из затрубного пространства с помощью специального 
быстродействующего отсекателя. Этот метод в отличие от эхОло-
тирования позволяет определить динамический уровень в сква
жинах глубиной уже до 4000 м при избыточном давлении в за
трубном пространстве (до 7,5 МПа) . Наличие вспененной жид
кости в затрубном пространстве затрудняет получение четкого 
отраженного сигнала. Во избежание вспенивания не допуска
ется разрядка газа в затрубном пространстве, а гашения пены 
добиваются перепуском жидкости с устья. Имеется также си
стема контроля уровня жидкости в скважине типов СКУ-1М и 
«Эхо» с глубиной измерения до 3000 м при давлении газа в за
трубном пространстве до 15 МПа. 

§ 9.5. ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН, ОБОРУДОВАННЫХ 

ШТАНГОВЫМИ НАСОСНЫМИ УСТАНОВКАМИ, В ОСЛОЖНЕННЫХ 

УСЛОВИЯХ 

Осложнения в эксплуатации скважин, оборудованных ШСНУ, 
обусловлены большим газосодержанием на приеме насоса, по
вышенным содержанием песка в продукции (пескопроявле-
нием), наличием высоковязких нефтей и водонефтяных эмуль
сий, существенным искривлением ствола скважины, отложе
ниями парафина и минеральных солей, высокой температурой 
и др. -

Методы борьбы с вредным влиянием свободного газа 
на работу насоса 

Нефтяной газ выполняет работу по подъему жидкости с забоя 
на поверхность. Однако значительное количество свободного 
газа на приеме насоса приводит к уменьшению коэффициента 
наполнения насоса ан вплоть до срыва подачи. Срыв подачи 
продолжается от нескольких до десятков минут, за исключе
нием случаев, когда перепуск газа из затрубного пространства 
в нефтесборный трубопровод не осуществляется на устье. За
тем подача возобновляется до нового срыва. Это объясняется 
тем, что приток в скважину продолжается, уровень подымается 
выше приема насоса, давление у приема возрастает, а наряду 
с этим цилиндр наполняется жидкостью вследствие утечек че
рез зазор плунжерной пары и в нагнетательном клапане. 

Известно несколько методов борьбы с вредным влиянием 
свободного газа на работу насосов. Из формулы (9.8) следует, 
что уменьшением доли вредного пространства kBP можно до
биться повышения коэффициента наполнения ан- При отсутствии 
влияния вредного пространства (kBP = 0) работа насоса устой
чива при любом даже самом низком коэффициенте наполнения. 
Это достигается либо применением насоса с нагнетательным 
клапаном в нижней части плунжера (НСН-2, НСВД), либо уве
личением длины хода плунжера (длинноходовой насос, правиль
ная посадка плунжера над всасывающим клапаном), либо од
новременным увеличением длины хода плунжера при одновре
менном уменьшении диаметра насоса. Однако тип насоса 
всегда должен быть правильно подобран к условиям скважины. 

Основной метод борьбы — уменьшение газосодержания 
в жидкости, поступающей в насос. При увеличении погружения 
насоса под динамический уровень увеличивается давление на 
приеме, как следствие, уменьшается объем свободного газа за 
счет сжатия и больше газа растворено в нефти. Если становится 
РПРТз^РП, ТО свободного газа вообще нет на этой глубине, т. е. 
вредное влияние газа прекращается. При нормальной работе 
погружение составляет 20—50 м (рпр=0,15—0,4 МПа) , а при 
наличии газа его доводят, если это возможно, до 230—350 м, 
что соответствует около 30% рп (рПр = 2—3 МПа) . Однако это 
обусловливает дополнительное задалживание оборудования 
(штанг, труб, СК большей грузоподъемности) и увеличение его 
ремонтности. Поэтому перед входом в прием насоса осущест
вляют сепарацию (отделение) газа от жидкости и отвод его 
в затрубное пространство, а оттуда — перепуск в выкидную ли
нию, где давление меньше давления газа (в НКТ, на поверхно
сти). Сброс газа в атмосферу недопустим. В результате сепа
рации часть естественной энергии газа теряется и не использу
ется для подъема жидкости. 
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Расчет газосодержания й сепарации газа на приеме Насоса 

Количество свободного газа на приеме насоса, приведенное 
к нормальным (стандартным) условиям, можно определить как 
разность между количеством газа, выделяющимся при нормаль
ных условиях, и количеством газа VTP, которое растворено 
в нефти (растворением в воде пренебрегаем) в условиях приема 
насоса (можно установить при лабораторном анализе разгазн-
рования проб нефти или оценить по закону Генри) 

Vn = G0VHO-Vrp = Vm [G0—ap (рпр—ро)] (9.60) 

и приведено к условиям приема насоса (по закону Менде
леева—Клапейрона) 

Vr = J ^ g L . _ ^ П Р _ = Г 0 о _ а р (рпр_р„)1 . tVnpJnpP. , { 9 . 6 1 ) 
г
о' о РпР L J »вгп1йРаР 

гДе Уно= Va/ba — количество нефти при нормальных условиях; 
Ьа — объемный коэффициент нефти; VB — количество иефти при 
условиях приема насоса; г0, гпр — коэффициент сверхсжимаемо
сти газа как функция давления и температуры соответственно 
при стандартных условиях (р0, Т0) и при условиях на приеме 
(РпР. 7"пр). 

Из формулы (9.61) имеем газовое число, отнесенное к объ
ему нефти VB и характеризующее газосодержание на приеме 
насоса, 

& = = [Go-ap (Рпр-Ро)] 1
прТтпрРо

 . (9-62) 

а также отнесенное к объему жидкости Уж (равному сумме 
объемов нефти VH и воды VB) 

где пв — доля воды в продукции скважины по жидкости. От
сюда следует, что чем больше раР, тем меньше RT и #ж , а также 
чем больше пв, тем меньше #ж . 

Сепарацию газа у приема насоса характеризуют коэффици
ентом сепарации стс. Коэффициент сепарации ас — это отноше
ние объема свободного газа Vr3, уходящего в затрубное прост
ранство, ко всему объему свободного газа Vr при термодинами
ческих условиях у приема насоса: 

ac = - ^ s _ = = - ^ ! _ . - ^ t - = - 5 s - (9.64) 
Vr Vr Vx Rx 

ИЛИ 
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Рис. 9.6. Сепарация газа в межтрубном пространстве в неподвижной (а) 
и движущейся (б) жидкостях: 
/ — пузырек газа; 2 — эксплуатационная колонна; 3 — внутренняя труба 

откуда находим 

#' = #ж (1—ог с ) = # г ( 1 — пв)(1 — Ос), (9.66) 

где /?з = УГз/Уг — затрубное газовое число; УГтр — расход сво
бодного газа, поступающего в насос и дальше в насосно-комп-
рессорные трубы; R' = VnPIVT — трубное газовое число. 

Сепарация газа на приеме насоса зависит от многих фак
торов. В простейших условиях ее можно представить рис. 9.6. 
Принимаем, что пузырьки газа равномерно распределены 
в жидкости. На каждый пузырек действует архимедова сила, 
они всплывают в жидкости со скоростью v&px. Траектории их 
движения показаны пунктиром. Очевидно, что коэффициент се
парации в неподвижной жидкости стсо равен отношению пло
щади F3 поперечного сечения затрубного пространства между 
колонной / и трубами 2 к площади Fc проходного сечения ко
лонны /, так как расходы газа пропорциональны этим площа
дям (см. рис. 9.6,а), т. е. 

ac0 = FJFc. (9.67) 

В движущейся жидкости каждый пузырек перемещается по 
криволинейной траектории (см. рис. 9.6,6), отличной от траек
торий движения частиц жидкости, со скоростью, равной вектор
ной (геометрической) сумме скорости движения жидкости иж 

и скорости всплывания иарх (относительного движения). Ско
рость «ж можно представить вертикальной vz и горизонтальной 
vx составляющими. Ниже некоторого сечения А—А скорость 
движения пузырька равна алгебраической сумме скоростей ож 
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и иарх. Выше сечения А—А вертикальная составляющая скоро
сти движения пузырька равна уже алгебраической сумме vz и 
Уарх, а горизонтальная составляющая равна vx и способствует 
переносу пузырька в насос. В зависимости от соотношения вер
тикальной и горизонтальной составляющих скоростей движения 
пузырьков (vz + vavx)/vx (параметр И. Г. Белова) они будут 
либо увлекаться в насос, либо проходить мимо него, т. е. отде
ляться (сепарироваться) от жидкости. Это приводит к умень
шению стс по сравнению с стсо-

Скорость vx тем больше, чем больше расход жидкости. Ско
рость Уарх зависит от вязкости жидкости, плотности газа и жид
кости, диаметра пузырьков, их взаимодействй"я и др. При ра
боте насоса прием его перемещается вверх и вниз на величину 
деформации НКТ. Всасывание происходит только при ходе 
плунжера вверх (прием насоса также перемещается вверх), 
а при ходе вниз газ сепарируется. Поэтому коэффициент сепа
рации устанавливают с учетом опытных данных обычно в виде: 

Стс= ^ (9.68) 

Рарх^с 

где Qm — объемный расход жидкости в условиях приема. 
Скорость у а р х для безводной нефти можно рассчитать по 

формуле И. Т. Мищенко, а для обводненной продукции — при
нять уарх = 0,02 м/с при л в<0 ,5 и УаРХ = 0,17 м/с при пв>0,5. 

Газовые якоря 

Сепарацию газа можно улучшить с помощью защитных уст
ройств и приспособлений, называемых газовыми якорями (газо
сепараторами), которые устанавливают на приеме насоса. Во
просам защиты насосов от газа посвящены работы А. Н. Адо-
нина, И. Т. Мищенко, А. М. Пирвердяна и др. Принципиальные 
схемы некоторых газовых якорей показаны на рис. 9.7. Работа 
их основана на использовании сил гравитации (всплывания), 
инерции, а также их сочетания. 

В однокорпусном якоре (рис. 9.7, а) при изменении направ
ления газожидкостного потока на 180° пузырьки газа под дей
ствием архимедовой силы всплывают и частично сепарируются 
в затрубное пространство, а жидкость через отверстия 2 поету-
лает в центральную трубу 4 на прием насоса. Эффективность 
сепарации определяется соотношением скоростей, жидкости и 
газовых пузырьков и конструктивным исполнением сепаратора 
(незащищенный открытый вход или дырчатый фильтр). 

На рис. 9.7,6 показан двухкорпусный якорь с фильтром (от
верстия) у входа. В двух-, трех- или четырехкорпусных (сек-

Рис. 9.7. Принципиальные схемы газовых якорей однокорпусного (а), двух-
корпусного (б), однотарельчатого (й), зонтичного (г) и винтового (д): 
1 — ЭКСПЛУАТАЦИОННАЯ КОЛОННА; 2 — ОТВЕРСТИЯ; 3 — КОРПУС; 4 — ПРИЕМНАЯ ТРУБА; 5 — ВСА
СЫВАЮЩИЙ КЛАПАИ ИАСОСА; 6 — ПЕИОГАСИТЕЛЬ; 7 — ГАЗООТВОДНАЯ ТРУБА; 8 — КАМЕРА ДЛЯ 
НАКОПЛЕНИЯ ГАЗА; 9 — ТАРЕЛКА; 10— МАНЖЕТЫ; 11 — КРЕПЛЕНИЕ МАНЖЕТ; 12 — ВИНТ; 13 — 
СТЕРЖЕНЬ ВИИТА; 14 — ОБРАТНЫЙ КЛАПАИ 

ционных) якорях, представляющих собой систему нескольких 
параллельно работающих якорей, общий расход жидкости раз
деляется на части, в результате чего уменьшается скорость 
жидкости в зоне разделения фаз и повышается эффективность 
сепарации. И. Г. Белов предлагает в четырехкорпусном якоре 
выбирать число отверстий таким образом, чтобы в первый 
сверху корпус поступало 10% расхода, второй — 20%, тре
тий— 30% и четвертый — 40%. В процессе работы насоса по
ток жидкости в якоре между корпусом 3 и центральной трубой 
4 прерывистый. При ходе нагнетания скорость жидкости в якоре 
равна нулю. Именно при этом полуцикле пузырьки газа сво
бодно всплывают в неподвижной жидкости и якорь выполняет 
свою функцию. При ходе всасывания жидкость с газом посту
пает в якорь. Пузырьки газа не смогут проникать в насос, если 
длина всплывания пузырьков при ходе нагнетания будет не 
меньше длины входа жидкости с пузырьками в якорь при ходе 
всасывания. Из этого условия вычисляют длину и площадь 
проходного сечения якоря. Эффективность сепарации можно по
высить созданием условий для коалесценции (объединения) пу
зырьков газа в большие пузырьки, скорость всплывания кото
рых больше. Это особенно важно при откачке нефти с пенооб-
разованием. 

На рис. 9.7,6 показан двухкорпусный якорь, к нижней сек
ции которого присоединен пеиогаситель 6. В пеногасителе 
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образуются пузырьки больших размеров. Через газоотводную 
трубу 7 они выходят в затрубное пространство, всплывают там 
с большой скоростью и частично разрушают пену. В камере 8 
этого же якоря выше верхних отверстий фильтра образуется 
газовая шапка, газ из которой периодически вырывается в виде 
больших пузырьков и свободно всплывает по обсадной колонне. 

В однотарельчатом якоре (рис. 9.7, в) под тарелкой 9, обра
щенной краями вниз, пузырьки газа коалесцируют, а сепарация 
газа происходит при обтекании тарелки и движении смеси го
ризонтально над тарелкой к отверстиям 2 во всасывающей 
трубе 4. 

Высокую сепарационную эффективность обеспечивает мно-
госекцнонный (восьмитарельчатый) якорь. Эффективность его 
работы можно повысить использованием глубоких тарелок (глу
биной до 80 мм) с трубками для выпуска газа из них, а также 
чередованием тарелок с газовыводными трубками и тарелок 
без них. 

В якоре-зонте (рис. 9.7, г) используются поворот потока, на 
180° и коалесценция пузырей газа. По сравнению с однокорпус-
ным якорем он является обращенным. В нем роль затрубного 
пространства выполняет корпус 3 якоря, а роль корпуса якоря — 
затрубное пространство, которое значительно расширено, по
этому эффективность якоря-зонта выше. Применяют также 
двухсекционные якори-зонты. 

При высокой скорости жидкости и малой скорости всасыва
ния пузырьков эффективен винтовой якорь (рис. 9.7, д), осно
ванный на инерционном принципе. Смесь жидкости и газа, по
ступая в якорь через отверстия 2 фильтра, совершает винтовое 
движение, направляемое поверхностью винта 12. Под действием 
центробежной силы частицы жидкости перемещаются к стенке 
корпуса 3 якоря, а пузырьки газа — к боковой поверхности 
стержня 13 винта 12. Двигаясь далее вверх, газ попадает в га
зовыпускную трубку 7 и в затрубное пространство. Клапан 14 
предотвращает поступление жидкости и газа из затрубного про
странства в трубку 14. Этот якорь можно использовать в каче
стве вставного якоря вместе со вставным насосом. 

Коэффициент сепарации якорей существенно зависит от рас
хода жидкости (рис. 9.8). При увеличении расхода в якорь во
влекается большое количество мелких пузырьков (диаметром 
менее 0,3 мм), которые практически не объединяются и не се
парируются от.жидкости. А. М. Пирвердян показал, что наи
более эффективен двухкорпусный якорь-зонт. Ему несколько 
уступает однокорпусный якорь-зонт. При дебитах более 
25 м

3
/сут тарельчатый якорь е газовыпускными трубками более 

эффективен, чем обычный тарельчатый якорь. Четырехкорпус-
ный якорь уступает двум предыдущим конструкциям при деби
тах более 20 м

3
/сут, но при дебите жидкости менее 20 м

3
/сут 
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Рис. 9.8. Сравнение эксперименталь
ных зависимостей коэффициентов се
парации газовых якорей при различ
ных расходах жидкости (по данным 
А. Н. Адоиина и А. М. Пирвердяна): 

/ — двухсекционный 60-мм якорь-зонт; 2 — 
однокорпусный якорь-зонт; 3 — винтовой 
46-мм сепаратор для вставного насоса; 
4 — винтовой 76-мм сепаратор; 5 — тарель
чатый 89-мм якорь; 6 — четырехкорпусный 
89-мм сепаратор; 7 — открытый прием 

о w го зо 90 so 

Расход жидкости,**/сцт. 

его эффективность выше. Область применения винтового 
якоря невелика, однако его преимущество — наименьший диа
метр. 

Известны также другие конструкции газовых якорей, напри
мер погружной якорь. Его входные отверстия расположены 
в интервале динамического уровня и существенно выше (более 
100 м) приема насоса, который монтируется внутри якоря. 
Вдоль пути движения жидкости давление уменьшается, а затем 
повышается. Поэтому жидкость существенно разгазируется, 
часть газа отсепарируется, а неотделившийся газ в результате 
повышения давления растворяется в жидкости и сжимается при 
движении потока вниз к насосу. Благоприятные условия для 
сепарации газа могут создаваться при спуске насоса в зумпф 
скважины и расположении динамического уровня жидкости 
ниже нижних отверстий зоны перфорации. Зумпф скважины 
можно рассматривать как якорь большого диаметра с длинным 
фильтром (зона перфорации), по которому распределен поток 
входящей в скважину газожидкостной смеси. Подобным обра
зом можно эксплуатировать обводняющиеся газовые скважины, 
а также газоконденсатные скважины при накоплении конден
сата на забое. 

Развитием якоря-зонта является пакерный якорь (якорь-
трап), в котором к приему насоса подвешивается пакер. Газо
жидкостная смесь из-под пакера отводится по трубке в затруб
ное пространство выше динамического уровня, где газ сепари
руется, а дегазированная жидкость поступает на прием насоса. 

При наличии фонтанных проявлений целесообразно не се
парировать газ у приема насоса, а использовать его энергию 
на подъем жидкости наряду с энергией, которую сообщает на
сос. Для этого под насосом устанавливают хвостовик до глу
бины, по возможности, выделения газа. Теоретическую подачу 
насоса принимают на расходы жидкости и газа для условий 
приема. 
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Борьба с вредным влиянием песка на работу насоса 

Отрицательное влияние песка в продукции сводится к абразив
ному износу плунжерной пары, клапанных узлов и образованию 
песчаной пробки на забое. Песок также при малейшей не
герметичности НКТ быстро размывает каналы протекания жид
кости в резьбовых соединениях, усиленно изнашивает штанго
вые муфты и внутреннюю поверхность НКТ, особенно в искрив
ленных скважинах. Даже при кратковременных остановках (до 
10—20 мин) возможно заклинивание плунжера в насосе, а при 
большом осадке — и заклинивание штанг в трубах. Увеличение 
у-течек жидкости, обусловленных абразивным износом и размы
вом, приводит к уменьшению подачи ШСНУ и скорости восхо
дящего потока ниже приема, что способствует ускорению об
разования забойной пробки. А забойная пробка существенно 
ограничивает приток в скважину. Снижение дебита вследствие 
износа оборудования и образования песчаной пробки вынуж
дает проведение преждевременного ремонта для замены насоса 
и промывки пробки. К «песочным» скважинам относят сква
жины с содержанием песка более 1 г/л. 

Можно выделить следующие четыре группы методов борьбы 
с песком. 

1. Наиболее эффективный метод — предупреждение и регу
лирование поступления песка из пласта в скважину. Первое мо
жет быть обеспечено либо установкой специальных фильтров на 
забое (см. гл. 5), либо креплением призабойной зоны (см. 
гл. 10), а второе —уменьшением отбора жидкости. При этом це
лесообразно обеспечить плавный запуск песочной скважины по
следовательным увеличением S, п или подливом чистой жидко
сти в скважину через затрубное пространство (20—25 % от де
бита) . 

2. Обеспечение выноса на поверхность значительной части 
песка, поступающего в скважину. А. Н. Адонин показал, что 
такой вынос обеспечивается при условии 

Шж/шсв>2^-2,5, (9.69) 

где шж — скорость восходящего потока жидкости (газожидкост
ной смеси), шСв — скорость свободного осаждения песчинки 
(с расчетным диаметром, равным среднему диаметру наиболее 
крупной фракции, составляющей около 20 % всего объема 
песка). 

Если при заданных диаметрах труб и штанг условие (9.69) 
не выполняется, то можно уменьшить диаметр подъемных труб 
(или подобрать соответствующее сочетание подъемных труб и 
штанг), применить насосные установки с трубчатыми штангами, 
установить под насосом хвостовые трубы, спускаемые в зону 
перфорации, либо осуществить подкачку (подлив) чистой жид-
328 

Рис. 9.9. Принципиальные схе- • 
мы песочных прямого (а) и 
обратного (б) действия и га-
зопесочиого (в) якорей: 

; — эксплуатационная колонна; 2 — 
слой накопившегося песка; 3 — кор
пус; 4 — приемная труба; 5 — отвер
стия для ввода смеси в якорь; 6 — 
труба для ввода смеси; 7 — трубки 
для ввода жидкости и песка 

N 
1) 

\ IP 

кости (нефти, воды) в затрубное пространство. Применение хво
стовика уменьшает высоту пробки, образующейся на забое при 
остановке. На подлив затрачивается дополнительная энергия 
для подъема подливаемой жидкости, однако исключается воз
можность прихвата насоса и хвостовика песком, заклинивания 
плунжера за счет уменьшения объемной концентрации песка 
в потоке. 

3. Применением песочных якорей (сепараторов) и фильт
ров, устанавливаемых у приема насоса, осуществляется сепара
ция песка от жидкости. Работа песочных якорей основана на 
гравитационном принципе. В якорях прямого и обратного дей
ствия (рис. 9.9, а и б) жидкость изменяет направление движе
ния на 180°, песок отделяется под действием силы тяжести и 
осаждается в песочном «кармане», при заполнении которого 
якорь извлекают на поверхность и очищают. Условие эффектив
ной работы — существование в якоре скорости восходящего по
тока жидкости, меньшей скорости осаждения песчинок. По 
опытным данным А. М. Пирвердяна, якорь обратного действия 
значительно эффективнее якоря прямого действия, так как бла
годаря трубе 6 (насадке) увеличивается скорость нисходящего 
потока жидкости с песком. Песочный якорь прямого действия 
одновременно может быть газовым якорем. Компоновка якоря 
обратного действия и однокорпусного газового якоря показана 
на рис. 9.9, е. Применение песочных якорей — н е основной, 
а вспомогательный метод борьбы с песком, который целесообра
зен в скважинах с непродолжительным поступлением песка или 
же с небольшим общим его количеством. 

Противопесочные фильтры, устанавливаемые у приема на
соса, предупреждают поступление в насос песчинок средних и 
крупных размеров (более 0,01 мм в зависимости от соотношения 
размеров песчинок и каналов материала фильтра). Известны 
сетчатые, проволочные, капроновые, щелевые, гравийные, ме-
таллокерамические, цементно-песчано-солевые, песчано-пласт-
массовые, пружинные и другие фильтры. По данным А. М. Пир= 
вердяна, лучшие.—это сетчатые фильтры с размерами ячеек 
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0.25Х 1,56 мм. Однако вследствие быстрого засорения (забива
ния, заиливания) противопесочные фильтры не нашли широкого 
распространения. Их целесообразно помещать в корпусе с «кар
маном» для осаждения песка (ие образуется забойная пробка, 
уменьшается скорость заиливания) или сочетать с песочным 
якорем. 

4. Однако полностью избежать вредного влияния песка не 
удается. Некоторое количество песка поступает в насос и при
водит к износу пары плунжер—цилиндр и клапанов. Поэтому 
используются специальные иасосы для песочных скважин (см. 
§ 9.1), а также ведутся работы по усовершенствованию стан
дартных иасосов и созданию новых конструкций для защиты 
трущейся пары плунжер—цилиндр. Например, можно отметить 
повышение износостойкости насоса (хромированный плунжер 
с азотированными втулками), применение насосов с малыми за
зорами между плунжером и цилиндром, с сепаратором внутри 
плунжера, с гидрозащитой пары плунжер—цилиндр (с вязко-
пластическим уплотнением, с использованием феррожидкостей), 
плунжеров с круговыми канавками типа «пескобрей», магнит
ных плунжеров, создание гидрозащиты при использовании по
лых штанг и др. 

Особенности откачки высоковязких иефтей 
и водоиефтяиых эмульсий 

В последнее время в разработку вовлекаются месторождения 
с высоковязкими нефтями. Основной способ подъема таких неф
тей иа поверхность — насосный. Это объясняется малодебитио-
стью скважин и экономической неэффективностью других спо
собов. В процессе эксплуатации возникают осложнения, вызван
ные силами гидродинамического трения при движении штанг 
в жидкости, а также движении жидкости в трубах и через наг 
гнетательный и всасывающий клапаны. Вредное влияние гид
родинамических сил трения сводится к увеличению Ртах, умень
шению Pmin и коэффициента полезного действия ШСНУ. При 
откачке иефтей с вязкостью более 500 мПа • с может происхо
дить «зависание» штанг в жидкости при ходе вниз (см. § 9.3). 

Для уменьшения влияния вязкости применяют различные 
технические приемы и технологические схемы добычи. При от
качке высоковязких нефтей используют специальные двухплун-
жериые иасосы (см. § 9.1), увеличивают диаметры НКТ, насоса 
и проходные сечения в клапанах насоса, устанавливают тихо
ходный режим откачки (уменьшают число качаний до 3— 
4 мин

-1
 и длину хода до 0,6—0,9 м). Силы гидродинамического 

трения прямо пропорциональны скорости откачки Sn (см. § 9.3). 
Снижения вязкости откачиваемой жидКости можно достичь под
ливом растворителя (маловязкой нефти) в затрубное простран-
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ство (10—15% расхода добываемой нефти) или воды (для по
лучения двухфазного потока нефти в воде), подогревом откачи
ваемой жидкости у приема насоса или закачкой горячего тепло
носителя в затрубное пространство. Известны также различные 
технологические схемы насосной добычи, согласно которым 
штанги помещают в среду маловязкой нефти или воды в НКТ, 
а продукция скважины поднимается по затрубному простран
ству выше пакера. 

При обводненности продукции лв = 0,4—0,8 водонефтяные 
эмульсии обладают высокой вязкостью, а гидродинамические 
силы трения достигают наибольшего значения. Если эмульсия 
неустойчивая, то на забое накапливается вода, что вызывает 
рост забойного давления. С целью снижения забойного давле
ния можно применить хвостовик или увеличить глубину спуска 
насоса, если этому не препятствует степень загруженности 
станка-качалки. При откачке эмульсии типа «иефть в воде» 
возрастают износ, утечки, снижается усталостная прочность 
штанг, повышается их обрывность. 

Особенности эксплуатации искривленных 
и иаклоиио направленных скважии 

При большой кривизне ствола скважины (на месторождениях 
Западной Сибири целесообразно размещение наклонных сква
жин кустами) наблюдается интенсивное истирание насосно-
компрессорных труб и штанг вплоть до образования длинных 
щелей в трубах или обрыва штанг. Для медленного проворачи
вания колонны штанг и плунжера «на заворот» при каждом 
ходе головки балансира с целью предотвращения односторон
него истирания штанг, муфт и плунжера, предотвращения от
винчивания штанг и удаления парафина при использовании 
пластинчатых скребков применяют штанговращатель. Ои со
стоит из круглого зубчатого диска, закрепленного на устьевом 
штоке горизонтально, и храпового механизма с шарнирным зу
бом и рычагом, который тросом соединяется с неподвижной 
точкой. При каждом качании балансира трос натягивается и по
средством храпового механизма поворачивает диск и соответ
ственно штанги на один шаг зубчатого диска. Штанги делают 
один оборот за число качаний, равное количеству зубьев в ди
ске по его периметру. 

Для уменьшения износа трение скольжения заменяют тре
нием качения путем использования муфт-вставок, снабженных 
роликами. Принимают режим откачки, характеризующийся 
большим S и малым п. С целью предотвращения образования 
осадка песка на штанговой колонне устанавливают скребки-за-
вихрители. 
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§ 9.6- ПРОЕКТИРОВАНИЕ ЭКСПЛУАТАЦИИ СКВАЖИН 
ШТАНГОВЫМИ НАСОСНЫМИ УСТАНОВКАМИ 

Из уравнения (9.2) подачи ШСНУ следует, что подачу Q 
можно повысить увеличением площади сечения плунжера F 
(диаметра насоса dn), числа качаний п, длины хода устьевого 
штока S и коэффициента подачи а„. Однако с ростом F увели
чиваются нагрузки на штанги и, следовательно, уменьшается 
длина хода плунжера вследствие упругих деформаций штанг и 
труб, что может привести не к повышению, а к снижению Q за 
счет уменьшения ап. Увеличение п приводит к росту динамиче
ских нагрузок на штанги и СК. Увеличение 5 ограничивается 
конструкцией СК- Кроме этого, для СК ограничен максималь
ный крутящий момент М к р на валу кривошипа (или редуктора): 

Мкр. max = Рж/бал/(2т]м) (9.70) 
или более точно с использованием дннамограммы 

Мкр. max = (Ртах—Pmin ) foui/^), (9.71) 

где /бал —длина переднего плеча балансира СК; Ци — механи
ческий коэффициент полезного действия СК от канатной под
вески до вала редуктора (г)м—0,85). Значит, увеличение F (тоже 
dB) и п приводит к росту нагрузок на штанги, что сопровожда
ется повышением частоты аварий со штангами (обрывы, отво
роты). В настоящее время считается, что от параметров от
качки (Q, «в, dH, L, п) зависит только частота аварий со штан
гами, на которые приходится 25—40 % от общего числа аварий 
подземной части ШСНУ, а частота прочих аварий от них не за
висит (износ и выход из строя насоса, его элементов и др.).. 
А. С. Вирновский на основании теоретических и эксперимен
тальных данных предложил формулу для расчета вероятной ча
стоты аварий со штанговой колонной (число обрывов на сква
жине в год) т&^ЯШШКШМй\ 

где С', К' — коэффициенты, которые зависят соответственно от: 
предела усталостной прочности (свойств материала штанг) и* 
свойств откачиваемой жидкости и материала штанг; L — длина, 
колонны штанг, м. Величины С и К' определяют путем стати
стической обработки практических данных. Для условий ряда 
нефтяных месторождений Бакинского нефтепромыслового рай-

5 

она для штанг из углеродной стали при средних значениях L, 
п и отсутствии осложнений С'п — 0,533; /С' = 0,75—1, а при боль
ших значениях L, п и откачке коррозионных жидкостей К'= 
= 1—2. Примем К'=1. Тогда из формулы (9.72) следует, ч то1 
у0бр прямо пропорционально п в первой степени, a dw прибли-fr 
зительно в кубе. Частота аварий у0бР не зависит от S, однако'; 
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при больших S силы инерции заметно увеличивают амплитуду и 
максимальную нагрузку, что несколько повышает у0бр-

Таким образом, на основании изложенного приходим к вы
воду, что правильно назначенный режим откачки должен ха
рактеризоваться максимальным S, соответствующим данному 
станку-качалке, минимальным F (тоже dB), а число качаний п 
вычисляется из формулы подачи (9.7). Во всех случаях надо 
стремиться к увеличению ап. В настоящее время применяют две 
расчетные методики, отличающиеся полнотой учета конкретных 
условий. Рассмотрим каждую методику более подробно. 

Выбор насосного оборудования и первоначального режима 
откачки с помощью диаграмм А..Н. Адонина и таблиц 

Расчет с использованием диаграмм и таблиц является наиболее 
простым и применяется при оперативном решении задачи. 
А. Н. Адонин построил диаграммы зависимости подачи Q 
ШСНУ от -глубины спуска насоса L. Диаграмма разделена на 
области применения стандартных СК, внутри которых выде
лены поля стандартных диаметров насосов dn (рис. 9.10). При 
построении диаграмм принято: коэффициент наполнения насоса 
ан = 0,85 как средний за межремонтный период без учета влия
ния газа; плотность жидкости р = 900 кг/м

3
, погружение насоса 

под динамический уровень /г = 0, устьевое давление р2 = 0-
Штанговые колонны подобраны для условий наибольшей на
грузки для каждого СК и каждого диаметра насоса dH, а при
веденные напряжения в штангах не превышают 120 МПа. Пре
дельные глубины L определены двумя параметрами СК: а) мак
симально допустимой нагрузкой на балансира в точке подвеса 
штанг, рассчитываемой по формулам А. С. Вирновского; 
б) максимальным допускаемым крутящим моментом на валу 
редуктора, вычисляемым по эмпирической формуле Р. А. Рама-
занова: 

М к р . тах = 5 [300 + 2,4 ( Р т а х - Pmin)], (9-73) 

где величины измеряют: МКРтах в Н-м; S — м; Р т ах и Р т г п — Н. 

Нагрузки и Мкртах рассчитаны для максимальных длины хода, 
числа качаний и массы принятой штанговой колонны. 

•Порядок выбора оборудования и режима откачки следую
щий. Фактическая глубина спуска насоса 

L = h'a + h = (H-ha) + h, (9.74) 

где гад' — расстояние от устья скважины до динамического 
уровня ид; Я —глубина скважины. Величину /гд определяют из 
уравнения притока (5.14) при показателе л = 1 , т. е. 

f t . = - £ » - = Рпл-Q/Ko т ( 9 7 5 ) 
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Рис. 9.10. Диаграмма A. H. Адонина 

Величину h рассчитывают по давлению на приеме насоса 
с использованием формулы (9.26) или принимают с учетом гид
равлических сопротивлений в приемном клапане (см. § 9 3) и 
вреднего влияния газа (см. § 9.5). Тогда получают связь между 
глубиной спуска насоса L и подачей Q для условия совместной 
и согласованной работы пласта и насосного подъемника 

L = H- Рпл — Q/Kp 

PS 
(9.76) 

Для учета р2 и рпр рассчитывают приращение расчетной глу
бины спуска насоса 

д i —
 F

 (Рг — Pa2J 
(9.77) 

где <7ш — средний вес 1 м штанговой колонны. Условная расчет
ная глубина спуска насоса 

или 
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н-
Рпл — Q/Ko 

PS 

(9.78) 

(9.79) 

Эта зависимость представлена на рис. 9.10 линией /. При 
заданном дебите Q скважины по Q и Lp на диаграмме находят 
тип СК и диаметр насоса (в качестве примера на рис. 9.10 по
казан выбор 8 СК-12-3,5-8000 и ^ = 5 5 мм). Дальше принимают 
S = 5max (указано в шифре СК), а для получения заданного Q 
уточняют число качаний балансира л из пропорции 

n/nraax = Q/Qmax, (9-80) 

где nmax — максимальное число качаний данного СК; Qmax — 
максимальная подача, соответствующая верхней границе поля 
иасоса данного диаметра. 

Затем выбирают тип насоса и группу посадки в зависимости 
от подачи, высоты подъема и вязкости жидкости, обводненно
сти, содержания газа и песка. Диаметр НКТ выбирают по таб
лице в зависимости от типа и диаметра насоса, а конструкцию 
колонны штанг — от диаметра и глубины спуска иасоса. 

Пример. Выбрать насосное оборудование и режим откачки с помощью 
диаграмм А. Н. Адонина. Исходные данные: Q=25 т/сут; JCo=10

-5
 т/(ПаХ 

Хсут); рПл = 10 МПа; # = 2 5 0 0 м; р=880 кг/м
3
; газа в продукции мало. 

Решение. Вычисляем hA = £ 10-10» — f p f j J (880-9,81)=868 м; прини
маем ft=50 м; рассчитываем / .=2500—868+ 50= 1682 м; по диаграмме нахо
дим: rfB=28 Мм; 7СК 12-2,5-4000; принимаем S = S m a x = 2 , 5 м и уточняем я= 
= 13 • 26/25,1 = 12,95. Для данной глубины принимаем насос НСВ-1, тогда 
при диаметре 28 мм требуются 60 мм НКТ (по табл. IV.25 [8]). Принимаем 
двухступенчатую колонну штанг: диаметром 22 мм — длина 1682-0,28= 
= 471 м и 19 мм —длина 1682-0,72=1211 м (табл. IV.9 [8]). 

В последующем на основе измерений дебита и динамомет-
рирования корректируют найденные L и параметры режима от
качки, чтобы получить заданный дебит при высоком коэффици
енте наполнения насоса. На практике могут возникнуть ослож
нения в работе запроектированной установки. Они обусловлены 
отсутствием полной исходной информации и невозможностью 
ее учета при таком детерминированном подходе. Поэтому на
ходят все более широкое применение методики оптимизации ра
боты насосных скважин, основанные на вероятностно-статисти
ческом учете влияющих факторов и использовании ЭВМ. 

Выбор штанговой насосной установки и режима откачки 
с использованием кривых распределения давления 

Данная методика позволяет более полно учесть условия от
качки, в частности наличие свободного газа. Ее применение це
лесообразно для оптимизации работы установки. Возможность 
обеспечения заданного дебита Q регулированием многих техно
логических и конструктивных параметров придает задаче мио-
говариантный характер и требует творческого ее решения, ос
новные принципы которого сводятся к следующему. 
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1. Строим (рис. 9.11) кри
вые распределения давления 
p(z), газового числа R(z) и 
расходного газосодержания 
(3(z) по стволу скважины (со
ответственно ), 2, 3) в обсад
ной колонне по принципу 
«снизу вверх» от забоя до глу
бины, где давление становится 
равным минимально допусти
мому на приеме насоса (с уче
том гидравлических потерь 
в приемном клапане) или рас
ходное газосодержание дости
гает максимально допустимого 
значения р тах . Величину p(z) 
можно рассчитать по любой 
методике с учетом выделения 
газа (см. § 6.5, 7.5). Газовое 
число R(z) вычисляем по фор
муле (9.62), в которой вместо 
рпл записываем p(z). Газосо
держание p(z) определяем на 

каждом интервале изменения давления от глубины, где p (z) = 
= рн, по формуле 

Л (г) 

Рис. 9.11. Кривые распределения дав
ления, газового числа и расходного 
газосодержания, построенные для 
проектирования эксплуатации сква
жины штанговой насосной установ
кой 

(9.81) 
1 + R (г) 

Рекомендуется принимать р т а х = 0,75, при превышении кото
рого в процессе откачки плунжер при ходе вниз ударяется 
о жидкость, что приводит к резкому росту числа обрывов штанг. 

2. Выбираем глубину спуска насоса L. С увеличением L при 
наличии свободного газа на приеме повышается коэффициент, 
наполнения насоса ан, увеличиваются нагрузки на штанги и 
станок-качалку, коэффициент подачи ап переходит через макси
мум и дальше уменьшается, возрастают затраты на оборудова
ние, эксплуатацию и подземный ремонт, т. е. по одним крите
риям глубина должна быть малой, а по другим — большой. При 
такой конфликтной ситуации выбор может быть только компро
миссным: выигрыш по одному критерию означает проигрыш по 
другому. Поэтому рекомендуется выбирать несколько вариантов 
глубин спуска насоса, а оптимальную глубину принимать окон
чательно по минимуму приведенных экономических затрат. При 
выборе вариантов глубин следует использовать формулу (9.79), 
учесть (Зтах и, по возможности, опыт эксплуатации на конкрет
ном месторождении. На выбор L может повлиять глубина отло-

ь 

жения парафина, солей, различная кривизна ствола скважины 

и др. Для выбранной глубины спуска пересечение горизонтали L 
на рис. 9.11 с кривыми 1, 2 и 3 дает соответственно значения 
давления рпл, газового числа Rnp и газосодержания рпр на 
приеме насоса. 

3. Для ориентировочной оценки выбираем по диаграмме 
А. Н. Адонина и таблицам параметры установки и режим от
качки (СК, dH, S, п, диаметр НКТ и конструкцию штанговой ко
лонны). 

4. Выбираем тип и группу посадки насоса аналогично преды
дущей методике, решаем вопрос необходимости применения га
зовых и песочных якорей. Из диаграммы А. Н. Адонина сле
дует, что каждому диаметру насоса соответствует определенное 
поле взаимосвязи Q—L. Поэтому бывает целесообразным рас
смотреть несколько вариантов, отличающихся диаметром на
соса, и аналогично глубине L выбрать оптимальный диаметр. 

5. В зависимости от типа и диаметра насоса уточняем по 
таблице диаметр НКТ с учетом возможности спуска НКТ и на
соса в скважину с заданной эксплуатационной колонной. 

6. Рассчитываем сепарацию газа у приема насоса, трубное 
газовое число R' (см. § 9.5) и новое давление насыщения р'н 

с использованием экспериментальной зависимости или из урав
нения закона Генри: 

R' = арр„ (9.82) 

7. Строим кривую распределения давления p(z) от устьевого 
давления р2 по принципу «сверху вниз» для заданного дебита Q, 
определенных диаметров НКТ и штанг (кольцевой поток), труб
ного газового числа R' (кривая 4). Отметим, что в интервале 
между р2 и р'н движется газожидкостная смесь, а ниже — нега-
зированная жидкость. При z=L находим давление на выкиде 
насоса рт. Средняя плотность смеси в НКТ рсм= (рт—p2)l{Lg). 

8. Определяем максимальный перепад давления при движе
нии продукции через всасывающий ДрКл. в и нагнетательный 
Аркл. н клапаны насоса (см. § 9.3), давление в цилиндре соот
ветственно при всасывании и нагнетании: рвс. ц = рпр—Дркл. в, 
Рнада. ц = Р г +Аркл. н, а также перепад давления, создаваемый на
сосом 

Дрна с= Рнагн.ц — рпр- (9.83) 

9. Вычисляем утечки в зазоре плунжерной пары г/ут, коэф
фициенты ан, аус и подачу насоса QHac, обеспечивающую задан
ный дебит 

Quae = Q (рве цУ^н- (9.84) 
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Затем подбираем длину хода плунжера S„„ и число ходов п 
(большее S™ и меньшее л) из формулы 

S„„n = 4Q«J(ndl). (9.85) 

При выборе учитываем результаты определения по пункту 3 
с использованием диаграммы А. Н. Адонина и увязываем с па
раметрами стандартных СК и насосов. 

10. Подбирается конструкция штанговой колонны по одной 
из методик и определяются: длина хода полированного штока S 
с учетом упругих деформаций; экстремальные нагрузки Ртах и 
Рт\а; силы трения; приведенное напряжение 'в точке подвеса 
штанг апр; максимальный крутящий момент МКр. max. 

11. Сопоставляя расчетные данные Ртах, AfKpmax, S и пс пас
портными характеристиками, окончательно выбираем стаиок-
качалку. 

12. Рассчитываем энергетические показатели работы уста
новки и выбираем электродвигатель. 

13. Для выбора оптимального варианта по глубине спуска и 
диаметру насоса рассчитываем экономические показатели. 

§ 9.7. ПЕРИОДИЧЕСКАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ МАЛОДЕБИТНЫХ 

СКВАЖИН ШТАНГОВЫМИ НАСОСНЫМИ УСТАНОВКАМИ 

Скважины с дебитом до 5 м
3
/сут независимо от высоты подъема 

жидкости относят к малодебитным. Они составляют примерно 
половину действующего фонда СССР. Непрерывная откачка 
жидкости из таких скважин при полном заполнении цилиндра 
насоса практически не применяется, так как существующие СК, 
как правило, не могут обеспечить малую производительность 
(технологическая причина) и средний отбор по мере износа на
соса меньше установленного дебита (экономическая причина). 
В случае непрерывной откачки при неполном заполнении цилин
дра, когда возможная подача установки больше дебита (опти
мальный запас подачи равен двум), отбор из скважины больше, 
однако возрастает износ оборудования, уменьшается коэффи
циент полезного действия установки, повышается себестоимость 
добычи. Себестоимость подъема 1 т нефти на поверхность опре
деляется отношением эксплуатационных расходов, равных 
сумме энергетических затрат, затрат на ремонт оборудования и 
амортизационных отчислений, к накопленной добыче, а затраты 
зав'исят от продолжительности работы установки. Поэтому 
более целесообразна периодическая эксплуатация таких малоде-
битных скважин, ибо за счет уменьшения продолжительности 
работы уменьшаются эксплуатационные затраты и, как след
ствие, при одной и той же накопленной добыче ее себестои
мость. 

Рис. 9.12. и зменение режимных па
раметров при периодической эксплуа
тации скважины штанговой насос
ной установкой (штриховкой пока
заны накопленный приток за период 
/ц и накопленная откачка за период 

Рпл 

Q 

Л к Л \ 
Ж Ерени Ерени Ерени 

Вреня Вреня 

Характер изменения забойного давления р3 и притока жид
кости в скважину Q во времени при периодической эксплуата
ции показан на рис. 9.12. Цикл периодической откачки (YUJ со
стоит из двух процессов: накопления жидкости (рост р3 при 
уменьшении Q); откачки жидкости (уменьшение р3 при увели
чении Q). Недостаток периодической эксплуатации по сравне
нию с непрерывной — потеря некоторого количества нефти. Тем 
ие менее при определенных условиях она может быть экономи
чески оправдана. Скважины для периодической откачки выби
рают по результатам анализа геолого-технологических и тех
нико-экономических факторов. Основными из них являются сле
дующие: 

относительное снижение дебита — отношение среднего де
бита Qn, получаемого при периодической откачке, к дебиту при 
непрерывной откачке QHn: 

<Pn = Qn/Q.m<l; (9.86) 

коэффициент запаса подачи — отношение возможной подачи 
QH дайной установки при полном заполнении цилиндра жид
костью к фактическому дебиту при непрерывной откачке Qm : 

е„ = anQT/Q„n = QJQan, (9.87) 

где an — фактический коэффициент подачи нового насоса; QT — 
теоретическая подача насоса. Относительное снижение дебита 
фп оценивают по формуле АзНИПИнефть (или номограмме) из 
условия, что себестоимость нефти Са при периодической откачке 
не должна быть выше, чем себестоимость СИП при непрерывной 
откачке, т. е. Сп-^.Сцп. Желательно, чтобы значение фп состав
ляло 0,8—0,95. А. Н. Адонин рекомендует принимать 6П = 
= 1,5—3,5. 
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Решая совместно формулы для <рп и еп, можно увязать про
должительности периода накопления tn и откачки t0- (см 
рис. 9 . 1 2 ) :

 ; 

Qn = 9nQHn 

^ 0н_ Qu= — 
l 

1 

t, 

to 

QH 

• фпфнп QH 

1 A. 
to 

tu 

to 9nQHn t0 фп 
•1. (9.88) 

Продолжительность tB определим по изменению dV объема 
жидкости в скважине за время dt: 

dV = Qdt 

dV = F3dh = F3 dp3 

PS 

F3 

Pg J Q 
р
знп 
J 

.Qdt = F3~^± 
pg 

dp3 

(9.89) 

где Рз —площадь проходного сечения затрубного пространства; 
фз — повышение забойного давления, соответствующее повыше
нию уровня жидкости в скважине dh. 

В процессе откачки жидкости снижение р3 во времени вы
звано подачей насоса QH, уменьшенной на величину притока Q, 
поскольку р3<рпл. Тогда аналогично продолжительности от
качки определим: 

dp3 

^-F3 
dV= —F3dh= —F 

dV = {Q„—Q) dt 

Pg J Q-

dp3 

Pg 
'(QH—Q) dt-

dp3 

QH 
(9 .90) 

Приток Q — функция забойного давления p3, т. e. Q(p3). Для 
расчета ta и t0 имеются формулы А. С. Вирновского и О. С. Та-
тейшвили, А, Н. Адонина, М. Н. Писарика, В. И. Шурова, 
В. С. Бойко, выведенные для различных условий притока (на
порный, безнапорный, напорно-безнапорный потоки, режим ра
створенного газа) и законов фильтрации (линейный, квадратич
ный, степенной). 

В общем случае методика расчета сводится к следующему. 
Задаются значением е„, определяют фп, из трансцендентного 
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уравнения ( 9 . 88 ) при Использовании формул ( 9 . 89 ) и ( 9 . 90 ) гра
фоаналитическим" методом или-путем последовательных прибли
жений находят р3 или Q. Затем по формуле ( 9 . 89 ) вычисляют 
tH и из формулы ( 9 . 88 ) при найденном tH рассчитывают t0. Чтобы 
избежать неудобств решения трансцендентного уравнения 
А. С. Вирновский и О. С. Татейшвили, дали приближенное его 
решение. 

На периодическую эксплуатацию целесообразно переводить 
скважины, характеризующиеся малыми коэффициентами про
дуктивности, большими пластовыми давлениями, большими диа
метрами эксплуатационной колонны. Чем больше tH, тем более 
выгодна периодическая откачка, так как при этом увеличива
ется время простоя оборудования, а следовательно, экономится 
электроэнергия и меньше изнашивается оборудование. Чем 
больше частота ремонтов и стоимость каждого ремонта, тем 
в большей степени скважина подходит для периодической от
качки. При наличии зумпфа в скважине можно избежать потерь 
в добыче нефти, периодически откачивая из него жидкость. 
В карбонатных пластах для такой же Цели создают накопитель
ные камеры на забое. Перевод на периодическую откачку не ре
комендуется при обводненности более 8 0 — 9 0 % и содержании 
песка более 1 %. 

По мере износа насоса для поддержания дебита скважины 
необходимо интенсифицировать режим работы установки за счет 
запаса подачи и увеличить продолжительность откачки. Насос 
рекомендуется заменять, когда to увеличится в 1 0 — 1 5 раз. 

Аналитическое определение режимных параметров обычно 
не дает надежных результатов (наличие различных осложнений, 
отсутствие качественных исследований). На практике с по
мощью динамографа устанавливают момент, когда уровень жид
кости достигает приема насоса и происходит подсос газа из за
трубного пространства. А периоды накопления устанавливают 
опытным путем, изменяя их продолжительность, чтобы получить 
приемлемое фп. Период откачки меняется с помощью автомати
ческих устройств, включающих и отключающих СК. Их работа 
может быть основана на разных принципах: а) реле времени 
(не учтен износ насоса); б) по прекращению подачи; в) косвен
ное измерение уровня жидкости в скважине; г) динамографиче-
ское реле; д) датчики силы и давления и др. При правильно ор
ганизованной периодической эксплуатации календарный межре
монтный период по смене насоса увеличивается по сравнению 
с непрерывной эксплуатацией в 2 — 3 раза. 
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§ 9.8. ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН ПОГРУЖНЫМИ 
ЦЕНТРОБЕЖНЫМИ И ВИНТОВЫМИ ЭЛЕКТРОНАСОСАМИ 

Отличительная особенность установок погружного центробеж
ного (УЭЦН) и винтового (УЭВН) электронасосов — перенос 
первичного двигателя в скважину к насосу. 

Область применения и принципиальная схема УЭЦН 

Область применения — это высокодебитные, обводненные, глу
бокие и наклонные скважины с дебитом 25—1300 м

3
/сут и вы

сотой подъема 500—2000 м. 
УЭЦН состоит из погружного агрегата, оборудования устья, 

электрооборудования и НКТ (рис. 9.13). В зависимости от попе
речного размера погружного агрегата УЭЦН подразделяют на 
четыре условные группы 5, 5А, 6 и 6А (табл. 9.2). В зависимости 
от количества агрессивных компонентов, содержащихся в отка
чиваемой жидкости, насосы установок имеют исполнение обыч
ное (УЭЦН) и повышенной коррозионно-(УЭЦНК) и износо
стойкости (УЭЦНИ). Условия применимости УЭЦН по пере
качиваемым средам: жидкость с содержанием механических 
примесей для УЭЦН и УЭЦНК не более 0,1 г/л, для УЭЦНИ не 
более 0,5 г/л; свободного газа на приеме насоса не более 25 %; 
сероводорода не более 0,01 г/л и 1,25 г/л для УЭЦНК; воды не 
более 99 %; водородный показатель (рН) пластовой воды для 
УЭЦНК в пределах 6—8,5. Температура в зоне размещения 
электродвигателя не должна превышать 50—90 °С. Установки 
выпускаются по II группе надежности в климатическом испол-

Рис. 9.13. Установка погруж
ного центробежного электрона
соса: 
/ — эксплуатационная колонна; 2 — 
компенсатор; 3 — электродвигатель; 
4 — протектор; 5 — центробежный 
электронасос; 6 — обратный н 
спускной клапаны; 7 —насосно-
компрессорные трубы; 8 — электри
ческий кабель; 9 — крепежный 
пояс; 10 — обратный перепускной 
клапан; // —оборудование устья; 
12 — барабан для кабеля; 13 — 
станция управления; 14 — транс
форматор 

Таблица 9 .2 . Техническая характеристика погружвых центробежных 

электронасосов 

Рекомендуемые рабочие 
параметры 

Подача 
Напор, м Установка номиналь Напор, м Установка 

ная, м
3
/сут Подача, 

м
3
/сут 

Напор, м 

Г р у п п а 5 

У2ЭЦН5-40-1400 
УЭЦН5-80-1200 
УЗЭЦН5-130-1200 
У2ЭЦН5-200-800 
УЭЦН-80-1550 
УЭЦН5-130-1400 
УЭЦН5-80-1800 
УЭЦН5-40-1750 

40 
80 

130 
200 
80 

130 
80 
40 

1400 
1205 
1165 
795 

1600 
1460 
1780 
1800 

2 5 - 7 0 
60—115 

100—155 
145—250 
60—115 

100—155 
60—115 
25—70 

1425—1015 
1285—715 
1330—870 
960—545 

1680—970 
1700—1100 
1905—1030 
1850—1340 

Г р у п п а 5А 

УЭЦН5А-100-1350 
У1ЭЦН5А-160-1100 
УЭЦН5А-160-1400 
У1ЭЦН5А-250-800 
У1ЭЦН5А-250-1000 
У1ЭЦН5А-360-600 
У2ЭЦН5А-360-700 
У23ЦН5А-360-850 
У2ЭЦН5А-360-1100 
У1ЭЦН5А-500-800 
УЭЦН5Л-160-1750 

100 
160 
160 
250 
250 
360 
360 
360 
360 
500 
160 

1380 
1070 
1425 
810 

1000 
575 
700 
850 

1120 
810 

1755 

80—140 
125—205 
125—205 
190—330 
190—330 
290—430 
290—430 
290—430 
290—430 
420—580 
125—205 

1520-
1225-
1560-
890-

1160-
660-
810-
950-

1260-
850-

1920 

-1090 
-710 
-1040 
-490 
-610 
-490 
-550 
-680 
-920 
-700 
-1290 

Г р у п п а 6 

У1ЭЦН6-100-1500 
У2ЭЦН6-160-1450 
У4ЭЦН6- 250-1050 
У2ЭЦН6-250-1400 
У2ЭЦН6-350-850 
УЭЦН 6-500-750 
УЭЦН6-100-1700 
УЭЦН6-350-1100 
УЭЦН6-250-1600 

100 
160 
250 
250 
350 
500 
100 
350 
250 

1500 
1590 
1185 
1475 
890 
785 
700 

1120 
1580 

80—145 
140—200 
190—340 
200—330 
280—440 
350—680 
80—145 

280—440 
200—330 

1610—1090 
1715—1230 
1100—820 
1590—1040 
1035—560 
930—490 

1820—1230 
1280—700 
1700—1075 

Г р у п п а 6А 

У1ЭЦН-500—1100 
У1ЭЦН6-700-800 

500 
700 

1090 
800 

680 1350--600 
-900 850--550 
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нении У (для умеренного климата). Для районов с холодным 
климатом установки комплектуются поверхностным электрообо
рудованием в исполнении ХЛ1. В качестве примера приведем 
шифры установок: УЗЭЦН 5-130-1200, У2ЭЦНИ 6-350-1100 и 
УЭЦНК 5-130-1200, где кроме УЭЦН приняты обозначения: 
3 — модификация; 5 —группа насоса; 130 —подача, м

3
/сут; 

1200 — развиваемый напор, м водяного столба; И — износостой
кое исполнение; К — коррозионно-стойкое исполнение (осталь
ные обозначения аналогичны). 

Погружной агрегат (см. рис. 9.13) включает в себя центро
бежный электронасос 5, гидрозащиту и электродвигатель 3. Он 
спускается в скважину на колонне НКТ 7, которая подвешива
ется с помощью устьевого оборудования 11, устанавливаемого 
на колонной головке эксплуатационной колонны /. Электроэнер
гия от промысловой сети через трансформатор 14 и станцию уп^ 
равления 13 по кабелю 8, прикрепленному к наружной поверх
ности НКТ крепежными поясами 9 (хомутами), подается на 
электродвигатель 3, с ротором которого связан вал центробеж
ного электронасоса 5 (ЭЦН). ЭЦН подает жидкость по НКТ на 
поверхность. Выше насоса установлен обратный шаровой кла
пан 6, облегчающий пуск установки после ее простоя, а над об
ратным клапаном — спускной клапан для слива жидкости из 
НКТ при их подъеме. ЭЦН — это погружной, центробежный, 
секционный, многоступенчатый электронасос. В корпусы секций 
вставляется пакет ступеней, представляющий собой собранные 
на валу рабочие колеса и направляющие аппараты. Число сту
пеней колеблется в пределах 127—413. Снизу в корпус ввинчи
вают основание насоса с приемными отверстиями и фильтр-
сетку, через которые жидкость из скважины поступает в насос. 
В верхней части насоса находится ловильная головка с обрат
ным клапаном, к которой крепятся НКТ. 

В качестве привода насоса используется погружной, трех
фазный, асинхронный с короткозамкнутым многосекционным ро
тором вертикального исполнения, маслонаполненный электро
двигатель ПЭД. Обмотка статора соединяется с колодкой ка
бельного ввода, расположенного в головке. 

Гидрозащита состоит из протектора 4, который устанавли
вается между ЭЦН и ПЭД, и компенсатора 2, присоединяемого 
к основанию ПЭД. Они обеспечивают смазку и защиту ПЭД 
от проникновения в его полость скважинной жидкости. 

С поверхности до погружного агрегата протягивают питаю
щий, полиэтиленовый (изоляция в один или два слоя), брони
рованный (эластичная стальная оцинкованная лента) круглый 
кабель (типа КПБК) , а в пределах погружного агрегата — 
плоский (типа КПБП) . Переход от круглого кабеля к плоскому 
сращивается горячим способом в пресс-формах. Строительная 
длина кабеля составляет 800—1800 м. Излишек кабеля после 
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Спуска агрегата оставляется на кабельном барабане 12. Потери 
напряжения в кабеле составляют 25—125 В на 1000 м. Станция 
управления 13 обеспечивает включение и отключение установки 
при ручном и автоматическом управлении, самозапуск после по
явления исчезнувшего напряжения и аварийное отключение (пе
регрузки, короткое замыкание, колебания давления, отсутствие 
притока в насос и др.). Трансформатор 14 повышает напряже
ние подачи электроэнергии от напряжения промысловой сети 
(380 В) до напряжения питающего тока в ПЭД (350—6000 В) 
с учетом потерь напряжения в кабеле. 

Оборудование устья типа ОУЭ обеспечивает муфтовую под
веску НКТ, герметизацию устья (вывод кабеля и НКТ), подачу 
продукции и регулирование режима эксплуатации, отвод затруб
ного таза через обратный клапан 10 в линию нефтегазосбора и 
возможность проведения различных технологических операций. 
Герметичность вывода кабеля и НКТ достигается с помощью 
разъемного конуса, вставляемого в крестовину, резинового уп
лотнения и фланца. Для этих же целей используется также фон
танная арматура АФК1Э-65Х 140. 

С целью увеличения дебита и высоты подъема, уменьшения 
металлоемкости УЭЦН были разработаны беструбные кон
струкции с применением грузонесущего (100 кН) кабеля-каната, 
например УЭЦНБ 5А-250-1050, где Б обозначает беструбную ус
тановку. В скважине размещаются снизу вверх насос, гидроза
щита и электродвигатель. Это позволило увеличить диаметр по
гружного агрегата и соответственно напор, развиваемый одной 
ступенью, почти в 2 раза. С помощью НКТ, штанг или троса 
в скважину спускается и закрепляется на внутренней стенке 
эксплуатационной колонны шлипсовый пакер. На кабеле-канате 
спускается погружной агрегат и сажается в седло пакера. На 
устье кабель-канат герметизируется в сальнике арматуры. Жид
кость подается по обсадной колонне на поверхность. В данной 
конструкции сложной является борьба с песком, отложениями 
парафина. 

Влияние газа и вязкости жидкости на рабочие 
характеристики ЭЦН 

При подборе УЭЦН к скважине руководствуются паспортной 
(заводской) характеристикой насоса—зависимостями напора Я, 
потребляемой мощности N и коэффициента полезного действия 
г| от подачи Q насоса (рис. 9.14). Ее получают усреднением ре
зультатов испытаний нескольких насосов установочной партии 
на воде. Вероятная характеристика работы насоса в конкретной 
скважине может существенно отличаться от паспортной вслед
ствие качества изготовления насоса, отличия вязкости откачи
ваемой жидкости.от вязкости воды и наличия в продукции сква-
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Рис. I).14. Согласование напорных ха
рактеристик скважины и ЭЦН измене
нием характеристик скважины (1) или 
насоса (2). 
Не (Q) — напорная характеристика 
скважины; Н (Q) — напорная характери
стика насоса; r\(Q)—коэффициент по
лезного действия иасоса; N(Q)—по
требляемая мощность 

жины свободного газа. Влияние качества изготовления данного 
насоса на его характеристику целесообразнее установить испы
таниями на воде при стандартных условиях. В литературе име
ются эмпирические формулы оценки Н и г\ для ряда значений Q 
при неизменной мощности. Кривые, почти сохраняя форму, сме
щаются вниз. 

Увеличение вязкости откачиваемой жидкости приводит 
к ухудшению рабочих характеристик насоса. Они примерно со
храняют свою форму и смещаются вниз и влево по мере увели
чения вязкости. Для пересчета рабочих характеристик на вяз
кие жидкости П. Д. Ляпков предложил графики и аппроксима-
ционные формулы [8]. 

Свободный газ, поступающий вместе с жидкостью в ЭЦН, су
щественно ухудшает его рабочие характеристики. По длине на
соса изменяются объемный расход, вязкость и плотность откачи
ваемой газожидкостной смеси. С увеличением расходного газо
содержания Впр на приеме насоса рабочие характеристики могут 
изменяться незначительно, примерно сохранять свою форму и 
смещаться вниз и влево, при этом вид кривых Я и ц обусловлен 
изменением вязкости газожидкостной смеси, а кривой N — вяз
кости и плотности потока. Когда ВПр>В*пр, характеристика на
соса меняется существенно. Правые части кривых становятся 
более крутыми и располагаются значительно ниже кривых при 
ВПр=0. П. Д. Ляпков показал, что в межлопаточиых каналах 
первых рабочих колес образуются газовые каверны^которые. не 
участвуют в движении и'снижают рабочие характеристики (на
подобие паровой или парогазовой кавитации). Экспериментами 
А. Н. Дроздов и П. Д. Ляпков установили, что 6пр = a1+ai\gрпр, 
где для смеси газ в воде и нефть + газ в воде в] = 0,01, с2=0,076, 
а для смеси газ в нефти и вода + газ в нефти эти коэффициенты 
в 2 раза больше; р„Р— относительное давление на приеме ЭЦН 
(по отношению к атмосферному давлению р0). 

Вдоль насоса давление и температура увеличиваются, что 
сопровождается изменением объемного расхода Q газожидкост-

ной смеси. А. Н. Кезь и А. А. Брискман ввели понятие среднего 
интегрального расхода Qcp проходящей через насос смеси: 

, Г
 р

н
 р

вых "I 

QCP =
 1

 J Qdp+ I Qdp , (9.91) 
Рвых—Рпр |_РПр Рн J 

где рвых — давление на выходе из насоса; рн — давление насы
щения. 

Наиор, развиваемый насосом, 

Я-(рвЫХ-рпР)/(рсРг), (9.92) 

где pcp=M/Qcp — средняя интегральная плотность проходящей 
через насос продукции; М — массовый расход продукции через 
насос. 

Известно несколько методов борьбы с вредным влиянием 
газа на работу ЭЦН. 

1. Увеличение погружения насоса под динамический уровень, 
в результате этого уменьшение содержания свободного газа на 
приеме (см. § 9.5). 

2. Использование рабочих ступеней от насоса тех же габа
ритов, но с большей подачей в качестве первых 10—15 рабочих 
ступеней. Это обусловлено тем, что расход смеси вдоль насоса 
уменьшается. 

3. Сепарация газа на приеме насоса (см. § 9.5) с отводом 
газа через затрубное пространство. Коэффициент сепарации 
газа у приема ЭЦН можно определить по формуле И. Т. Ми
щенко: 

«тс = Ц , (9.93) 
l+0.75Q«/(oapxF3) 

где Qm — объемный расход жидкости у приема насоса, м
3
/с; 

р3 — площадь сечения затрубного пространства между обсад
ной колонной и погружным насосом, м

2
; иаРх — относительная 

скорость газовых пузырьков, определяемая в зависимости от 
доли воды в продукции л» и угла наклона скважины на участке 
приема погружного агрегата а3 (в градусах): 

fapx = 0,02+0,000105aF
5
 при пв < 0,5; (9.94) 

аарх = 0,17+0,000105а
2,25

 при п в>0 ,5 . (9.95) 

По предложению П. Д. Ляпкова на валу насоса перед пер
вой его ступенью можно установить газовый центробежный се
паратор, коэффициент сепарации которого arc~0,6—0,8. Тогда 
общий коэффициент сепарации 

« 7 o e w = l - ( l - a c ) ( l - a r c ) . (9.96) 
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Выбор насоса и определение глубины подвески его 
с помощью напорных характеристик 

Задача сводится к выбору такого типоразмера ЭЦН, который 
будет работать в условиях оптимального режима (максималь
ного значения ц) и обеспечит откачку заданного дебита сква
жины с данной глубины. Глубина L подвески ЭЦН, аналогично 
как и СШН, определяется по формуле (9.74) или (9.76). Погру
жение h насоса под динамический уровень принимается таким, 
чтобы на приеме насоса обеспечить давление, при котором рас
ходное газосодержание р'пр<0,15—0,25. В большинстве это со
ответствует /г=150—300 м. Применительно к условиям Туйма-
зинского месторождения И, Т. Мищенко предложил расчетные 
формулы для определения рационального давления на приеме 
ЭЦН. 

Условная напорная характеристика скважины, представляет 
собой зависимость между дебитом Q и напором Яс, необходи
мым для подъема жидкости на поверхность: 

Яс = /1д + - ^ - + /1тр-Лг, | Г (9.97) 
ШРё | 

где h\—расстояние от устья до динамического уровня; hrp — 
потери напора на трение при движении жидкости в НКТ; hr — 
высота подъема жидкости в НКТ за счет энергии выделяюще
гося из нефти газа. Величину /iTp вычисляют по формуле 
Дарси — Вейсбаха, при этом, диаметром d НКТ можно за
даться: 

< 1 5 0 150—300 > 3 0 0 
60 73 89 

Обычно /iTP==20—40 м. Приняв hr=Q, повышаем расчетный за
пас. Тогда, задаваясь рядом значений Q, строим напорную ха
рактеристику скважины HC(Q). 

Затем на HC(Q) накладываем характеристику H(Q) такого 
насоса, который обеспечивает в области максимального значе
ния ц подачу, равную заданному дебиту, и Яэ>Яс (см. рис. 9.14). 
Точка А характеризует совместную согласованную работу на
соса и скважины, однако не при оптимальном режиме работы 
насоса. В области . оптимального режима согласовать работу 
можно изменением характеристики либо скважины (точка В'), 
либо насоса (точка В"), т. е, изменить напор на АН. В первом 
случае требуется увеличить устьевое давление р2 на величину 
Ap = AHpg за счет использования местного сопротивления (усть
евой штуцер), что, однако, приводит к увеличению нагрузки на 
подшипники насоса, ухудшению использования пластовой энер
гии, росту энергетических затрат и необходимости применения 
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Q, м
3
/сут . . . 

d, мм (условный) 

устьевой арматуры, рассчитанной на повышенное давление. По
этому обычно уменьшают напор насоса (точка В") снятием 
лишних рабочих ступеней и заменой их направляющими вкла
дышами. При числе рабочих ступеней z насос развивает на
пор Я, а для создания напора Яс требуется ступеней zc. Состав
ляя пропорцию, находим zc = zHc/H и число ступеней, которые 
требуется снять: Az = z—zc = z (1—Hc/H)=zAH/H. Выбранный 
насос и погружной агрегат в целом должен соответствовать га
баритам скважины. 

Пример. Подобрать ЭЦН к екважине с помощью напорных характери
стик. Исходные данные: Q= 160 м

3
/сут; рПл = 15 МПа; /С0=8-10~

5
 м^ДПаХ 

Хсут); ft=0,7 МПа; р=900 кг/м
3
; //=2300 м; ц = 2 мПа-с. 

Решение. Вычисляем \ = 2300 ^ '̂ ооТэТ ̂  ^ = 828 "РИ" 
ним*аем погружение насоса под динамический уровень ft = 50 м; задаемся d= 
= 59 мм (условный 73 мм); вычисляем скорость и>=* (160 • 4)/(86 400 • 3,14х 
Х0.059

2
) =0,678 м/с; критерий Рейнольдса Re= (0,678 • 0,059 • 900)/(2- 10"

3
) = 

= 17 993; из графика [6] находим коэффициент гидравлического сопротивле
ния Я=0,03 при относительной шероховатости труб, равной 10~

3
; вычисляем 

п • « и л ло 828 + 50 Q.678
2 1л -

по формуле Дарси — Вейсбаха ят„=0,03 = 10,5 м; Я. = 
Р
 0,059 2-9,81

 с 

0 7- 10
е 

= 828+ 1 '• f 10,5 = 917,8 м (величиной /гг пренебрегаем). 
900-9,81 -

Заданную подачу обеспечивает насос 1ЭЦН5А-160-1100, который разви
вает напор 1225—710 м в области максимального значения т). Для уточне
ния числа ступеней воспользуемся рабочей характеристикой. При Q — 
= 160 м

3
/сут насос развивает напор 1100 м, тогда требуется снять рабочих 

ступеней Дг=224 (1 —917,8/1100)=37. 

Выбор насоса и определение глубины его подвески 
с использованием кривых распределения давления 

Данная методика позволяет более полно учесть наличие газа 
в продукции. Расчет выполняется в такой последовательности. 

L Строятся (рис. 9.15) кривые распределения давления в об
садной колонне p(z) по принципу «снизу вверх» от забойного 
давления р3 (линия /) и расходного газосодержания fi(z) от 
уровня рн (линия 2). 

2. При отводе свободного газа из затрубного пространства 
рассчитывается сепарация газа у приема насоса (аналогично 
ШСН) . 
. _• - 3. Строится кривая p(z) в НКТ по принципу «сверху вниз» 
от устьевого давления р2 (линия 3). Диаметром d НКТ за
даемся. 

4. Проводим горизонталь минимальной глубины спуска на
соса Lmin, что соответствует такому $(z), при котором наступает 
срыв подачи насоса из-за влияния газа, т. е. В'пр = 0,15—0,25. 
Поле между кривыми / и 3 ниже Ьт-1П определяет область воз
можных условий работы ЭЦН и глубины его подвески L. 
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5. Указанные кривые целе
сообразно дополнить кривой 
распределения температуры 
Т (г) от забойной температуры 
Т3 до устьевой температуры Т2 

(кривые 4 и 4'). Расчет можно 
выполнить либо с использова
нием естественной геотермы, 
либо с учетом движения жид
кости. На глубине подвески 
ЭЦН отмечается скачок темпе
ратуры Л7", который обуслов
лен тепловой энергией, выде
ляемой электродвигателем и 
насосом (формула И. Т. Ми
щенко): A7'=320Q

_0
'
88

, где рас
ход Q принят в м

3
/сут. 

6. Тогда с учетом B(z) и допустимой рабочей температуры 
насоса окончательно выбираем глубину L, которой соответ
ствует рпр. 

7. Разность давлений между кривыми 1 и 3 при z=L опре
деляет перепад давления, который должен развивать насос Дрн. 
Тогда требуемый напор насоса Я=Др„/(рСр£). 

8. Имея Н, Qcp, выбираем типоразмер ЭЦН (аналогично 
предыдущему) с учетом диаметра эксплуатационной колонны. 

9. Вычисляем энергетические показатели (мощность и др.). 
10. При необходимости задаемся другими значениями d, L 

и на основе экономических показателей выбираем наиболее вы
годный вариант. 

Рис. 9.15. Графическое определение 
глубины подвески ЭЦН 

Исследование скважин, оборудованных УЭЦН 

Исследование можно осуществить при установившихся и неус
тановившихся режимах. Для построения индикаторной линии 
необходимо иметь дебит Q, пластовое рПл и забойное р3 давле
ния. Дебит и пластовое давление измеряют, как и при рассмот
ренных выше способах эксплуатации. Затруднения возникают 
при определении р3. 

В БашНИПИнефти разработан способ спуска глубинных при
боров на проволоке по колонне НКТ через специальное устрой
ство мимо погружного агрегата на забой скважины. Устройство 
смещает оси НКТ и погружного агрегата, чем обеспечивается 
возможность выхода прибора из НКТ в затрубное пространство. 
Подъемные трубы герметизируются от затрубного пространства 
клапанным узлом, через который проходит проволока с подве
шенным на ней прибором. Ввиду сложности работ способ не на
шел применения. 

Обычно забойное Давление рассчитывают- Но Давлению На 
приеме насоса рпр или по определяемому с помощью эхолота 
уровню жидкости в затрубном пространстве. 

Для непосредственного измерения рпр в НКТ несколько выше 
ЭЦН предварительно устанавливают специальное запорное при
способление (устройство) с уплотнительным седлом, называе
мое суфлером. Скважинный манометр оборудуют специальным 
наконечником. При посадке через НКТ манометра в седло за
глушка сдвигается и открывает отверстия, связывающие мано
метр с затрубным пространством скважины. 

Менее точно давление рпр можно рассчитать по давлению на 
выкиде насоса рВЫк, измеряемому скважинным манометром, спу
щенным в НКТ, и паспортному напору Но, развиваемому насо
сом при закрытой выкидной (маннфольдной) задвижке. Если 
устьевое давление рг стабилизировалось, ТО Рпр — Рвык—Рнас, ГДе 
Рнас=#орср£ — давление, создаваемое насосом при нулевой по
даче. Считается, что продолжительностью времени стабилизации 
Рг и изменением уровня можно пренебречь. 

Наиболее простой и наименее точный метод определения ко
эффициента продуктивности основан на измерениях давления на 
устье при двух режимах работы (подачах насоса Q', Q"). Ре
жим работы изменяют дросселированием потока на устье (при
крытием задвижки). На каждом режиме после его.стабилиза
ции закрывают манифольдную задвижку и измеряют давление 
на устье (р'г, р"г). Тогда коэффициент продуктивности 

K0 = (Q'-Q")IAp, (
9 98

) 

где Ар= (p 'V-р ' г )+£ # (р"см—р'см); р'см, р'^м — средняя плот
ность смеси в НКТ при соответствующих режимах. Если допол
нительно ДОПУСТИТЬ, ЧТО р'см—р"см, ТО 

K* = (Q'-Q'V(pl~-fb)- (9.99) 

Этот метод может применяться для качественного выявления 
причин снижения дебита — ухудшения свойств призабойной 
зоны, износа насоса. Если дебит снизился при понижении дина
мического уровня, то образовалась забойная пробка или ухуд
шились свойства призабойной зоны. При отсутствии понижения 
динамического уровня причиной снижения дебита "служит raj, 
поступающий в значительном количестве в насос. При этом 
обычно повышается давление в затрубном пространстве или воз
растает подача после остановки. 

В БашНИПИнефти предложена методика исследования ра
боты насоса и скважины в три этапа: сначала исследуют работу 
ЭЦН на многофазной смеси, поступающей из пласта, а затем 
по замкнутой системе «ЭЦН — подъемные трубы — затрубное 
пространство — ЭЦН» последовательно на воде и дегазирован-
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ной нефти. Это позволяет дополнительно выявить влияние тех^ 
нического состояния, вязкости перекачиваемой среды и газа на 
работу насоса. 

. Кривую восстановления забойного давления можно снять 
при спуске манометра в суфлер. При этом необходимо быть уве
ренным в герметичности обратного клапана и посадки мано
метра в суфлере. Индикаторную линию и кривую восстановле
ния давления обрабатывают обычными способами. Точность ис
следования существенно можно повысить использованием спе
циального скважинного датчика давления, а в качестве канала 
связи — кабеля. 

Особенности эксплуатации скважин погружными 
винтовыми электронасосами 

Принципиальная схема установок винтовых электронасосов 
(УЭВН), которые впервые, разработаны в СССР, аналогична 
схеме УЭЦН. Основная отличительная особенность состоит в ис
пользовании винтового насоса и тихоходного электродвигателя. 
Тихоходность (частота вращения 1500 мин-') по сравнению 
с частотой вращения (-2820 мин^

1
) электродвигателя, исполь

зуемого в УЭЦН, достигается соответствующими соединениями 
и укладкой статорной обмотки. 

В настоящее время разработаны установки типа УЭВНТ 5А 
на подачу 16—200 м

3
/сут при напоре 1200—900 м, где Т озна

чает тихоходный. Их подача меньше зависит от напора. Они 
оказались эффективными при работе на вязких жидкостях (до 
6- Ю

-4
 м

2
/с) и расходном газосодержании на приеме до 0,5. Об

ласть применения их ограничена температурой до 30—70 °С. 
Вследствие теплового расширения это определяет различный 
натяг или зазор — посадку винта в обойме. Слабым звеном пока 
является резиновая обойма. 

Рабочий орган винтового электронасоса (ЭВН) — одноза-
ходцый червячный винт /, вращающийся в обойме 2, сечение ко
торых показано на рис. 9.16. Внутренняя поверхность обоймы 
представляет собой двухзаходную винтовую поверхность, соот
ветствующую однозаходному винту. Шаг винтовой поверхности 
7'вп в 2 раза больше шага винта tB, т. е. TB„ = 2tB. Винт изготов
лен из стали или титанового сплава; обойма резиновая в сталь
ном корпусе. 

Обойма неподвижна. Поперечные сечения обоймы в любом 
месте одинаковы, но повернуты относительно друг друга вокруг 
оси обоймы (центр Ох окружности 3 ) . Через расстояние вдоль 
оси, равное 7'вп, эти сечения совпадают. Любое поперечное сече
ние винта есть круг диаметром D. Центры 02 этих кругов лежат 
на винтовой линии, проекция которой на рис. 9.16 показана ок
ружностью 4 с центром 03. Ось винтовой линии (соответствую-
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Рис. 9.16. Сечение винта 
и обоймы насоса 

щая центру 03) служит осью вращения всего винта. Расстояние, 
на которое центр поперечного сечения (круг) винта отстоит от 
его оси, называют эксцентриситетом е. 

Во время работы насоса винт совершает сложное движение. 
Винт вращается вокруг своей оси, т. е. каждое поперечное сече
ние винта (круг) вращается вокруг своего центра 02. Одновре
менно ось винта (ось винтовой линии) совершает планетарное 
движение в обратном направлении (вращается по окружности 5 
диаметром d=2e с центром Oi). Картина движения винта стано
вится понятной, если представить себе неподвижное зубчатое 
колесо с внутренним зацеплением по окружности 6 диаметром 
D=4e, по которому катится шестерня (окружность 4 диаметром 
d=2e), причем сама шестерня вокруг своей оси катится в об
ратном направлении. 

При таком движении винта для сечения насоса, показанного 
на рис. 9.16, за один оборот сечение винта переместится из край
него нижнего положения в крайнее верхнее и возвратится назад, 
а точка А на контуре сечения винта будет вращаться вокруг цен
тра 02 и касаться поверхности обоймы. Сечение внутренней по
лости обоймы можно представить двумя раздвинутыми друг от 
друга на расстояние D = 4e полуокружностями диаметром D и 
двумя общими касательными. Тогда площадь сечения 7, заня
того откачиваемой жидкостью, при любом положении сечения 
винта равна 4eD. Винт и обойма по своей длине образуют ряд 
последовательных замкнутых полостей, так как гребень спирали 
винта по всей длине находится в непрерывном соприкосновении 
с обоймой. Эти полости при вращении винта передвигаются 
от приема насоса к его выкиду. Поскольку при вращении 
винт в осевом направлении не движется, то жидкость будет 

12 В. С. Бойко
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Рис. 9.17. Схема скважиииого винтового электронасоса: 
/ — предохранительный клапан; 2 — фильтровые сетки; 3— обойма 
верхнего насоса; 4 — рабочий винт верхнего насоса; 5 — шарнирные 
муфты; 6 — обойма нижнего насоса; 7 — рабочий винт нижнего на
соса; 8— вал; 9 — пусковая муфта; 10 — протектор 

перемещаться вдоль оси на расстояние одного шага 
при повороте винта на один оборот. Тогда теоре
тическая подача за один оборот ?Теор = 4eDTBll, 
минутная теоретическая подача qMH„ = 4eDTBnn 
и суточная фактическая подача 

Q= 1440-4еДТвпПап = 5760еДТвппап, (9.100) 

где п — частота вращения вала, мин
-1

; ап — коэф
фициент подачи (объемный коэффициент полезного 
действия) насоса (ап=0,7—0,9). 

Коэффициент ап учитывает утечки через линию 
соприкосновения гребня спирали винта с внутрен
ней поверхностью обоймы, наличие газа в смеси, 
усадку жидкости. По принципу действия винтовой 
насос аналогичен объемному, а по способу сообще
ния энергии жидкости — ротационному. 

Конструкция скважинного винтового насоса пре
дусматривает использование двух уравновешенных 
винтов с правым и левым направлением спирали 
(рис. 9.17). Осевые усилия от винтов приложены 
к эксцентриковой соединительной муфте, располо
женной между ними, и взаимно компенсируются. 
Привод винтов осуществляется от расположенного 
в нижней части электродвигателя через протектор, 
эксцентриковую пусковую муфту и вал. Эксцентри

ковые муфты обеспечивают необходимое вращение винтов. Пус
ковая муфта осуществляет пуск насоса при максимальном кру
тящем моменте двигателя, отключает насос при аварийном 
выходе его из строя, предотвращает движение винта в проти
воположную сторону при обесточивании двигателя или непра
вильном подключении кабеля. 

Прием жидкости из скважины ведется через две фильтровые 
приемные сетки, расположенные в верху верхнего и в низу ниж
него винтов. Жидкость выходит через пространство между вин
тами, а дальше — по кольцу между корпусом обоймы верхнего 
винта и кожухом насоса к многофункциональному предохрани
тельному клапану поршеньково-золотникового типа. Обойдя по 
сверлению предохранительный клапан, жидкость проходит 
в шламовую трубку и попадает в НКТ. 

Предохранительный клапан пропускает жидкость в НКТ при 
спуске насоса в скважину и из НКТ при подъеме, а также пере
пускает жидкость из НКТ в затрубное пространство при оста-
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новках насоса, недостаточном притоке из пласта, содержании 
в жидкости большого количества газа, повышении устьевого 
давления выше регламентированного значения (объемный 
насос не может работать при закрытом выкиде). Шламовая 
труба представляет собой заглушённый сверху патрубок 
с боковыми отверстиями. Они предохраняют насос от попада
ния в него механических твердых частиц с поверхности 
и из откачиваемой жидкости при остановках. Шлам соби
рается между внутренней поверхностью НКТ и наружной 
поверхностью шламовой трубы. Подбор насосов аналогичен под
бору ЭЦН. 

§ 9.9. ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН 

ГИДРОПОРШНЕВЫМИ НАСОСАМИ 

Отличительная особенность этого способа эксплуатации — пере
дача энергии к погружному поршневому насосу потоком жид
кости. 

Гидропоршневая насосная установка (ГПНУ) включает 
скважинные насос и гидродвигатель с золотниковым распре
делителем, объединенные в один агрегат — гидропоршневой по
гружной насосный агрегат (ГПНА), а также НКТ, блок под
готовки рабочей жидкости и силовой насосный блок. ГПНА 
по принципу действия скважинного гидропоршневого насоса 
(ГПН) можно разделить на три группы соответственно с насо
сами одинарного, двойного и дифференциального действия 
(рис. 9.18). Рабочая жидкость непрерывно нагнетается с по
верхности силовым насосом насосного блока по каналу 3 
в гидродвигателъ 4. Золотник, совмещенный с гидродвигателем, 
переводит подачу рабочей жидкости под высоким давлением по
очередно в полости над и под поршнем 5 гидродвигателя и со
ответственно выход отработанной жидкости в канал 2 из поло
стей под и над поршнем, в результате чего поршень гидродви
гателя совершает возвратно-поступательное движение вверх и 
вниз. Конструктивно золотник выполнен в виде фасонной втулки, 
которая перемещается в своем цилиндре с подводящими и отво
дящими каналами и управляется штоком 6 поршня гидродвига
теля. С поршнем 5 гидродвигателя шток 6 жестко связывает 
поршень 9 скважинного насоса 10, который также совершает 
возвратно-поступательное движение. 

В насосе одинарного действия (см. рис. 9.18, а) при ходе 
поршня 9 вверх нагнетательный клапан 13 закрыт, так как на 
него действует значительно большее давление со стороны ли
нии 1 выхода скважинной жидкости. При ходе поршня 9 вниз 
закрывается всасывающий клапан 12 и открывается нагнета
тельный клапан 13, жидкость из цилиндра насоса 10 вытесня
ется в линию / выхода скважинной жидкости. Полость над 
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Рис. 9.18. Принципиальные схемы гидропоршневых насосов одинарного (а), 
двойного (б) и дифференциального (в) действия: 

/ — выход скважинной жидкости; 2 — выход рабочей жидкости; 3 — вход рабочей 
жидкости; 4 — гидродвигатель с золотником; 5 — поршень гидродвигателя; 6 — шток; 
7 — уплотнение штока; 8 — отверстие; 9 — поршень скважинного иасоса; 10 — скважин-
ный иасос; // — вход скважннной жидкости;- 12 — всасывающий клапан; /3 —нагне
тательный клапан 

поршнем через отверстие 8 сообщается с затрубным простран
ством скважины. 

В насосе двойного действия (см. рис. 9.18, б) подача сква
жинной жидкости происходит при ходе поршня 9 вверх и вниз, 
т. е. при прочих равных условиях почти в 2 раза больше подачи 
насоса одинарного действия. В них, например, при ходе поршня 
вверх одновременно происходит всасывание в полость под порш
нем и нагнетание жидкости в линию / из полости над поршнем. 

Гидропоршневой насосный агрегат дифференциального типа 
(см. рис. 9.18, в) работает за счет перепада давления Ара, со
здаваемого разностью между давлением рабочей жидкости и 
давлением откачиваемой жидкости. Поршень 9 насоса 10 изго
товлен сквозным с расположенным в нем нагнетательным кла
паном 13. Работает насос аналогично ШСН. Движение поршне
вой группы вниз происходит под действием силы, равной произ
ведению Д/>д на площадь сечения штока. При этом закрывается 
клапан 12, открывается клапан 13 и в подъемный канал / вы
талкивается часть откачиваемой жидкости в объеме штока 6, 
входящего в цилиндр насоса 10. При крайнем нижнем поло
жении поршневой группы посредством продольной канавки 
в штоке над и под золотником создается давление рабочей жид
кости. Поскольку нижняя головка золотника диаметром больше 
верхней, то золотник под действием разности сил (произведе
ние давления на площадь) поднимается вверх и сообщает по-
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лость над поршнем 5 двигателя с полостью выкида скважинной 
жидкости /. Так как под поршнем двигателя всегда давление 
нагнетаемой рабочей жидкости, то на поршень 5 двигателя дей
ствует сила, обусловленная перепадом Арл, и поршневая группа 
начинает двигаться вверх. При этом закрывается клапан 13, от
крывается клапан 12, происходит нагнетание скважинной жид
кости и всасывание свежей порции в цилиндр насоса. 

Реализованные серийные или опытные образцы представ
ляют собой в основном агрегаты с двигателем и насосом двой
ного или дифференциального действия. Наиболее простые в кон
структивном исполнении ГПНА дифференциального типа, од
нако у агрегатов двойного действия более высокий коэффициент 
полезного действия и более плавный режим работы. 

По типу принципиальной схемы циркуляции рабочей жидко
сти различают открытые и закрытые ГПНУ. В установках с за
крытой схемой рабочая жидкость из гидродвигателя и откачи
ваемая скважинная жидкость поднимаются на поверхность по 
своим отдельным каналам соответственно в блок подготовки и 
в нефтесборный промысловый трубопровод, поэтому в скважине 
необходимо иметь три раздельных канала. В установках с от
крытой схемой рабочая жидкость, выйдя из гидродвигателя, 
смешивается с продукцией скважины и поднимается на поверх
ность по общему каналу. В этом случае необходимо иметь 
только два раздельных канал'а. Три канала могут быть созданы 
тремя рядами НКТ или двумя рядами НКТ и пакером, а два 
канала — двумя рядами НКТ или одним рядом НКТ и пакером. 

По способу спуска ГПНА в скважину различают ГПНУ фик
сированные (спускаемые на колонне НКТ) и свободные (сбра
сываемые в скважину). Для монтажа свободных ГПНА в ниж
ней части труб устанавливают герметизирующее седло, а на 
устье — ловитель и специальную обвязку, позволяющую изме
нять направления потоков в колоннах НКТ. При спуске агре
гата колонны НКТ заполняют жидкостью, после чего спускают 
агрегат, который под- действием потока жидкости, подаваемой 
силовым насосом, опускается, устанавливается в герметизирую^ 
щем седле и фиксируется замком. Резиновые уплотняющие ман
жеты размещены на ГПНА. При подъеме создают обратный по
ток жидкости, под действием которого агрегат извлекается из 
замка и перемещается вверх к устью, где захватывается лови
телем. 

Сочетание рассмотренных схем может быть различным. Это 
обусловливает создание разных вариантов конструкций сква
жинного оборудования. Максимальный отбор жидкости и про
стота установки достигаются применением схем фиксированных 
или свободных ГПНА и открытых ГПНУ с использованием од
ного ряда труб и пакера. При открытой схеме рабочей жид
костью служит добываемая нефть. Для отделения газа, воды и 
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механических примесей применяют сепараторы, отстойники и 
иногда деэмульгаторы — ПАВ. 

Подачу гидропоршневого насоса двойного действия можно 
записать как сумму подач при ходе вниз Vi и при ходе вверх 
У2, т. е. за один двойной ход 

Удв. х = Vi + V2 = FBS + (Fa -/) S = (2FB-f) S ( 9 . 1 0 1 ) 

или при n двойных ходов как суточную фактическую подачу 

Q = 1440 (2FB—f) SnaB, (9 .102) 

где FH, / — площадь поперечного сечения цилиндра насоса и 
штока; S — длина хода поршня; ан — коэффициент подачи на
соса, учитывающий различные утечки, незаполнеиие цилиндра, 
влияние газа, усадку нефти и др. Устойчивость штока на сжа
тие ограничивает S до 0 ,8 м, а инерция поршневой группы, зо
лотника и жидкости — п до 3 0 — 6 0 мин

-1
. Аналогично запишем 

суточный расход рабочей жидкости гидродвигателя двойного 
действия 

Q P = 1 4 4 0 ( 2 ^ — f t S n a t , (9 .103) 

где Ffl — площадь поперечного сечения цилиндра двигателя; 
ад-''— коэффициент, учитывающий утечки в зазоре между цилин
дром и поршнем, в клапанах, протечки в золотниковом устрой
стве и муфтовом соединении НКТ. Взяв отношение Q к Qp, по
лучим 

2гл — 1 ад 

Из соотношения ( 9 . 1 0 4 ) следует, что, регулируя расход ра
бочей жидкости, можно изменять отбор скважинной продукции. 

При работе ГПНА двойного действия на поршни двигателя 
и насоса действуют давления соответственно нагнетаемой рабо
чей жидкости на поршень двигателя рА, отработанной рабочей 
жидкости на поршень Двигателя ррв, скважинной продукции со 
стороны выкидной линии на поршень насоса рсв и скважинной 
жидкости со стороны затрубного пространства на поршень на
соса рс. Тогда условия движения поршней вверх 

Р д ( ^ д - / ) + РсЯ, > p'PBFA+ р'св(ZW)+QTP (9 .105) 

и вниз 

Рд^Д + Р с ^ н - Л ^ ^ в ^ д - Л + Р с в ^ + ^ х р , (9 .106) 

где'QTp —сила трения в ГПНА. Из этих соотношений находим 
неизвестные давления рабочей жидкости на поршень двигателя 
при ходе вверх р\ и вниз р"А. Анализ показывает, что р'А и р"ж 

различны, в результате чего происходят- упругие деформации 

НКТ. Давление рабочей жидкости на выходе силового поверх
ностного насоса 

Реи = рд + Д/?тр — Рст, (9 .107) 

где Д/?ТР — потери давления на трение при подаче рабочей жид
кости; рст—гидростатическое давление, создаваемое рабочей 
жидкостью в скважине. В настоящее время давление /?ен~ 
^ 2 1 МПа, иногда его повышают до 35 МПа. Коэффициент по
лезного действия ГПНУ достигает 0,65. Экономическая эффек
тивность применения ГПНУ по сравнению с насосным оборудо
ванием других типов возрастает с увеличением глубины под
вески ГПНА. Увеличение высоты подъема и подачи может быть 
достигнуто применением тандемов-агрегатов, у которых в одном 
корпусе монтируются два и более насосов, а также гидродвига
телей, соединенных общим штоком, но работающих парал
лельно. 

Современные ГПНУ позволяют эксплуатировать скважины 
с высотой подъема до 4 5 0 0 м, с максимальным дебитом до 
1200 м

3
/сут при высоком содержании в скважинной продукции 

воды (до 98 % ) , песка (до 2 %) и агрессивных компонентов. 
Их применение особенно^ эффективно при эксплуатации наклон
ных скважин, в которых'работа штанговых насосов оказывается 
невозможной, а также при разбуривании месторождений кус
тами скважин, в том числе на месторождениях Западной Си
бири, что позволяет обслуживать одной ГПНУ несколько ГПНА. 

Для эксплуатации скважин на промыслах испытываютея 
гидроимпульсные, струйные насосы, установки погружных насо
сов с гибким валом от поверхностного двигателя, длинноходо-
вые насосные установки с Ленточным тяговым органом и др.' 
Началось применение на отечественных промыслах не имеющих 
аналогов за рубежом установок диафрагменных электронасосов 
УЭДН, которые обеспечивают подачу 4 — 1 6 м

3
/сут при напоре 

6 5 0 — 1 7 0 0 м. 

§ 9.10. ОДНОВРЕМЕННО-РАЗДЕЛЬНАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ 
НЕСКОЛЬКИХ ПЛАСТОВ ОДНОЙ СКВАЖИНОЙ 

Одновременно-раздельная эксплуатация (ОРЭ) позволяет реа
лизовать систему раздельной разработки объектов многопласто
вого месторождения (см. § 1.5) одной сеткой скважин, а также 
является одним из методов регулирования разработки место
рождения (см. § 4 .1 ) при экономии Народнохозяйственных 
средств. 

Применение ОРЭ технико-экономически целесообразно прн 
наличии в разрезе многопластового месторождения отдельных 
продуктивных пластов, различающихся Коллекторскими свой
ствами (проницаемость, пористость), свойствами (вязкость, 
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состав) и условиями залегания (пластовое давление, газовая 
шапка) флюидов. При этом пласты должны быть сложены из 
устойчивых пород, а расстояние между ними — достаточным 
для создания цементного кольца, надежно предотвращающего 
перетоки жидкости при максимально возможных перепадах дав
ления, и для посадки пакера. Перепад давения на 1 м высоты 
цементного кольца должен быть не более 2 МПа, а для надеж
ной посадки пакера требуется высота не менее 3 м. Оборудова
ние для ОРЭ должно обеспечивать надежное разобщение пла
стов, создание заданного забойного давления против каждого 
пласта, регулирование и измерение дебита из каждого пласта, 
а также проведение всех других технологических операций, ко
торые осуществляют в скважинах, вскрывающих только один 
пласт (освоение, интенсификация продуктивности, ремонт 
и т. д.). Применительно к скважинам больших диаметров легче 
достичь выполнения всех этих требований и создать надежное 
оборудование. В случае эксплуатации каждого пласта по от
дельному каналу в скважине (без смешения продукции) су
щественно усложняется необходимое оборудование, однако не 
вызывает затруднений проведение регулирования и исследова
ния дебитов. При возможности смешения продукций упроща
ется оборудование и усложняется регулирование и исследова
ние дебитов каждого пласта. 

Различают одновременно-раздельную добычу нефти (ОРД), 
закачку воды (ОРЗ) и их сочетание (ОРДЗ) . Одной скважиной 
обычно эксплуатируют только два пласта. Эксплуатация трех 
и более пластов затруднена и поэтому применяется крайне 
редко. В гл. 3 рассмотрена ОРЗ. Схемы оборудования для ОРД 
зависят от комбинации различных способов эксплуатации в од
ной скважине. Принято технологическую схему ОРД именовать 
названием способов эксплуатации пластов по ходу снизу вверх. 
Например, под схемой насос — газлифт понимаем: нижний 
пласт эксплуатируется насосным способом, а верхний — газ
лифтным. 

При фонтанной эксплуатации обоих пластов можно выде
лить схемы оборудования с применением одной колонны, кон
центричных и параллельных колонн НКТ. Оборудование с при
менением параллельных колонн НКТ используют, когда смеше
ние продукции пластов недопустимо. Параллельная подвеска 
труб предусмотрена в установке типа УФ2П для 146- и 168-мм 
эксплуатационных колонн (обозначения: У — установка, Ф — 
фонтанная, 2П — с двумя параллельными рядами НКТ). Она 
включает фонтанную арматуру типа АФП с параллельной под
веской НКТ (сдвоенную с двухструнными выкидами) и пакер 
с гидравлическим якорем (спускают на одной из колонн НКТ). 
Конструкция фонтанной арматуры позволяет демонтировать 
фонтанную елку без глушения скважины, а также проводить 
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технологические операции раздельно по каждому пласту в про
цессе эксплуатации и ремонта скважины. 

Для фонтанной эксплуатации двух пластов используется 
также установка для внутрискважинного газлифта УВЛГ (см. 
§ 8.10), при этом в дросселе вместо штуцера устанавливается 
заглушка. В установках УВЛГ, как и в УФ2П, осуществляется 
раздельная транспортировка продукции двух пластов. В уста
новках ОРЭ-2фМ продукция двух раздельно эксплуатируемых 
фонтанирующих пластов смешивается в скважине и подается 
на поверхность по одной колонне НКТ. При использовании двух 
концентричных рядов НКТ устанавливают два пакера: один 
между обсадной колонной н внешней колонной НКТ, другой 
между НКТ. 

Пласты эксплуатируются по отдельным каналам. Для экс
плуатации трех пластов можно использовать две параллельные 
колонны НКТ и два пакера или три колонны НКТ и три па
кера. Аналогично поступают при эксплуатации четырех и более 
пластов, причем пакеры применяют многотрубные. При эксплуа
тации многих пластов (известно до 8 пластов) применяют па
раллельные и концентричные трубы. 

При сочетании фонтанного и любого механизированного спо
собов возможны различные комбинации: фонтан—газлифт, фон
т а н — Ш С Н , фонтан — Э Ц Н , фонтан — Г П Н и наоборот. Срав
нительно просто реализуется схема ШСН — фонтан, когда спус
кают один ряд НКТ (или два параллельных ряда) с пакером 
и якорем, а продукцию отбирают по НКТ и аатрубному прост
ранству (или по второму ряду НКТ) . Схема фонтан — ШСН 
требует применения двух пакеров при отборе продукции из 
верхнего пласта по НКТ и из нижнего пласта по обводной трубе 
и затрубному пространству. В установке типа 1УФН продукция 
двух пластов смешивается в НКТ; в установке типа 2УНФ про
дукция фонтанирующего пласта подается по затрубному прост
ранству, а эксплуатируемого насосом — по НКТ. Имеются 
схемы, предусматривающие использование с помощью струй
ного насоса избыточной энергии высоконапорного пласта или 
ЭЦН для интенсификации отбора из слабофонтанирующего 
(низконапорного) пласта. 

Наиболее трудно
1
 реализовать схемы сочетания различных 

механизированных способов эксплуатации: насос — газлифт, 
ШСН — Ш С Н , ЭЦН — Э Ц Н и т. д. Эти схемы не позволяют 
в достаточной мере проводить исследовательские работы по 
каждому пласту, затрудняют сепарацию газа. Комбинации раз
личных типов насосов значительно усложняют оборудование. 
По схеме ШСН — газлифт в скважину спускают две колонны 
НКТ с пакером, а газ подают по затрубному пространству. По
скольку ЭЦН имеет большие габариты, то предложенные кон
струкции оборудования предусматривают использование одной 
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колонны НКТ, одного или двух ЭЦН, забойных регуляторов де
бита, а также осуществление попеременного отбора. 

Среди предложенного оборудования с использованием ШСН 
можно выделить схемы с подвеской двух насосов (вставных, не
вставных, дифференциальных) на одной колонне штанг, с при
менением параллельных колонн НКТ (для эксплуатации двух 
и трех пластов). Раздельную добычу нефти из Двух пластов, 
когда возможно смешение продукции, представляется возмож
ным осуществить с помощью одного ШСН путем применения 
забойных штуцеров или попеременной • эксплуатации пластов. 
Для ОРЭ двух пластов штанговыми насосами предназначены 
установки УГРП, УГР и 1УНР. Установка УРРП обеспечивает 
раздельную транспортировку продукции каждого пласта, что 
достигается спуском двух параллельных колонн НКТ (на одной 
из них установлен пакер). Наземное оборудование состоит 
из СК, к которому крепится специальная канатная подвеска 
ПКР-12 для подвешивания двух колонн насосных штанг и обо
рудования устья ОУП-168 (сдвоенного для параллельных рядов 
труб). Установка выпускается в трех исполнениях: с обычными 
вставными, невставными насосами или с их комбинацией. В ус
тановках УГР и 1УНР (рис. 9.19) обеспечивается совместная 
транспортировка продукции по одной колонне НКТ, В установ
ках УГР (рис. 9.19, а) привод двух последовательно соединен
ных насосов осуществляется от одной колонны штанг. Нижний 
насос обычного исполнения типа НСВ1 или НСВ2, а для экс
плуатации верхнего пласта используются специальные насосы 
типов НСВЦ или НСНЦ, которые имеют неподвижный плунжер 
и подвижный цилиндр (буква Ц обозначает подвижный ци
линдр). Возвратно-поступательное движение колонны штанг пе
редается цилиндру верхнего насоса, а затем через специальную 
штангу — Нижней колонне штанг и плунжеру нижнего насоса. 
В установке невставного исполнения колонна насосных штанг 
соединяется с цилиндром верхнего насоса при помощи автО-
сцепа типа 4АШ. Установка типа 1УНР (рис. 9.19, в) с одним 
насосом обеспечивает отбор жидкости из двух пластов с резко 
различающимися динамическими уровнями (забойными давле
ниями). Отличие от обычных установок (см. § 9.2) состоит в ис
пользовании специального штангового насоса 1НГСВ или 1НГС, 
автоматического переключателя пластов и пакера ПД-ЯГМ. 
При ходе плунжера насоса вверх осуществляется заполнение 
цилиндра сначала жидкостью пласта с меньшим давлением, 
а затем (после прохождения плунжером отверстия на боковой 
поверхности цилиндра) жидкостью пласта с высоким давле
нием. При ходе плунжера вниз жидкость нагнетается в подъем
ные трубы. В случае падения забойного давления в высоко
напорном пласте ниже давления низконапорного пласта пере
ключатель пластов автоматически :(под действием перепада 
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Рис. 9.19. Установки для одновременно-раздельной добычи нефти штанго

выми насосами из двух пластов: 
, , ^ г , — „ . „ „ т . , , ч ^ п п т ш ^ н н я - б —УГР невставного исполнения; в — 1УНР вставного a

~
y

l L ^ Т-\УЯР " t i Z o исполнения; / -оборудование устья; 2 - станок-
к а чГк а " S - B e p S н а с о с - N - опора; 5 - нижний насос; 6 - пакер ПН-ЯМ; 7 - авто
сцеп 4АШ; «-автоматический переключатель пластов 



давления) изменяет направление потоков (перемещается его зо
лотник). 

При ОРД различные способы эксплуатации могут сочетаться 
параллельно. С целью форсирования отборов жидкости из сква
жины, вскрывающей только один продуктивный пласт, можно 
последовательно комбинировать различные способы эксплуата
ции, например, сочетать газлифт с центробежным насосным спо
собом добычи нефти. В нижней части ствола скважины жид
кость подымается за счет энергии, развиваемой ЭЦН, а в верх
ней — за счет энергии газожидкостного подъемника. 

Известно осуществление также одновременно-раздельной до
бычи нефти и закачки воды путем использования одного нли 
двух рядов НКТ и одного или двух пакеров. 

В настоящее время продолжаются работы по совершенство
ванию н разработке оборудования для ОРЭ, однако применение 
ОРЭ пока незначительное. 

Контрольные вопросы 

1. Дайте технологическую характеристику основных элементов штанго 
вой насосной установки. 

2. Что такое коэффициент подачи и как его можно рассчитать? 
3. Как влияют нагрузки, возникающие при работе ШСНУ, на штанги 

и ход плунжера? 

4. Расскажите об особенностях эксплуатации насосных скважин в ос
ложненных условиях. 

5. Назовите основные преимущества н недостатки бесштанговых сква-
жинных насосных установок. 

6. Как подобрать ЭЦН для конкретных условий скважины? 

7. Расскажите о принципе работы винтового насоса. 
8. Объясните работу гидропоршневого насоса дифференциального дей

ствия. 

9. Охарактеризуйте одновременно-раздельную эксплуатацию двух пла
стов насосным способом. 

10. Расскажите об условиях применения различных скважинных насо
сов (ШСН, ЭЦН, ЭВН, ГПН) для эксплуатации скважин. 

Глава 10 

БОРЬБА С ОСЛОЖНЕНИЯМИ 
ПРИ ЭКСПЛУАТАЦИИ СКВАЖИН. 
ПОДЗЕМНЫЙ РЕМОНТ СКВАЖИН 

Скважины эксплуатируют длительное время. Периодически их 
приходится останавливать для подземного ремонта. Вместе 
с тем в их работе возможны различные осложнения, также 
обусловливающие необходимость проведения ремонта. 

§ 10.1. ВИДЫ ОСЛОЖНЕНИИ 

И ВЫЗЫВАЕМЫЕ ИМИ ПОСЛЕДСТВИЯ. РЕМОНТНЫЕ РАБОТЫ 

Нормальная работа скважин в соответствии с установленным 
технологическим режимом нередко нарушается вследствие: 
1) износа или отказа в работе применяемого подземного и на
земного оборудования, эксплуатационной колонны и забоя; 
2) отложений песка (механических примесей, продуктов корро
зии), парафина, солей; 3) преждевременного обводнения про
дукции; 4) изменения условиц работы (уменьшение или увели
чение забойного давления, прорывы газа и др.). Это обычно 
сопровождается уменьшением или прекращением добычи нефти 
(закачки вытесняющего агента) и простоями скважин. Длитель
ность простоев оценивается коэффициентом эксплуатации сква
жин, который равен отношению отработанного времени к ка
лендарному (выражаемых соответственно в скважино-месяцах, 
отработанных и числившихся). При высокой организации про
изводства он достигает 0,95—0,98, а по фонтанному способу 
добычи —0,99—1. 

Число проводимых ремонтов характеризуется межремонт
ным периодом, т. е. продолжительностью эксплуатации сква
жины, (в сут) между предыдущим и следующим ремонтами. 
Анализ показал, что 80—85 % недобора нефти связано с про
ведением ремонтов скважин. С целью уменьшения потерь до
бычи нефти (закачки вытесняющего агента) по скважинам не
обходимо добиваться повышения межремонтного периода, со
кращения продолжительности ремонтов и соблюдения первооче
редности ремонта скважин с большим дебитом. 

Межремонтный период в основном определяется способом 
эксплуатации, на него также влияют глубина подъема жид
кости и дебит, совершенство и качество изготовления Оборудо
вания, правильность установленного режима работы, проявле
ние осложняющих факторов (песок, парафин, соли, коррозия, 

365 



высокая вязкость жидкости и др.)^ качество выполнения преды
дущего ремонта и т. д. Продолжительность ремонтов сокра
щается с увеличением сменности работы ремонтных бригад, 
с уменьшением времени различных простоев, вызванных не
удовлетворительной подготовкой и организацией работ, отсут
ствием необходимого оборудования и т. д. Выход из строя 
отдельных скважин носит случайный характер. Поэтому для 
определения числа ремонтных бригад и назначения первооче
редности ремонта конкретных скважин при условии полной за
нятости работников, минимума времени ожидания прибытия 
бригады на скважину и потерь в добыче применяют методы ма
тематической статистики, теории надежности и теории массо
вого обслуживания. 

Подземный ремонт в зависимости от сложности подразде
ляют на текущий и капитальный. В промысловой практике под. 
термином «подземный ремонт скважин» подразумевают только 
текущий ремонт. 

Текущим (подземным) ремонтом скважины (ПРС) назы
вается направленный на поддержание ее работоспособности 
комплекс работ по исправлению или замене скважинного и 
устьевого оборудования, по изменению режима ее эксплуата
ции, по очистке подъемной колонны от парафиносмолистых 
отложений, солей и песчаных пробок, по ликвидации негерме
тичности НКТ. К ПРС относят также ремонт с помощью канат
ного метода и работы по консервации скважин. 

Текущий ремонт скважин иногда подразделяют еще на пла
ново-предупредительный (смена и профилактический осмотр 
насосов, клапанов и другого оборудования, ликвидация утечек 
в НКТ, удаление песчаных пробок, отложений парафина, солей), 
вынужденный ремонт (ликвидация обрывов штанг, порывов 
труб) и технологический (смена оборудования на другой типо
размер, перевод на другой способ эксплуатации). 

Капитальный ремонт скважин (КРС) —э т о комплекс более 
сложных и длительных работ: а) воздействие на призабойную 
зону пласта с целью увеличения и восстановления продуктив
ности и приемистости скважин (см. гл. 5) и выравнивания про
филя приемистости; б) ремонтно-изоляционные работы; в) ре-
монтно-исправительные работы; г) крепление слабосцементиро-
ванных пород в призабойной зоне; д) ликвидация аварий; 
е) переход на другие горизонты, приобщение пластов, дополни
тельная перфорация; ж) зарезка второго ствола скважин; 
з) ремонт нагнетательных скважин; и) ремонт скважин, обору
дованных для одновременно-раздельной эксплуатации. 

Эти работы выполняют соответственно бригады по текущему 
(подземному) и капитальному ремонтам скважин. На выполне
ние ремонтных работ на скважине бригада получает техниче
ский наряд с указанием перечня работ, сроков их выполнения. 
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Скважино-ремонтом называют комплекс подготовительных, 
основных и заключительных работ, выполняемых на скважине 
от приема в ремонт до ввода в эксплуатацию. 

Подготовительные работы проводят для обеспечения беспе
ребойной работы бригады по ремонту скважин. Их выполняют 
бригады подготовительно-заключительных работ. В процессе 
подготовительных работ осуществляют ремонт подъездных пу
тей и планировку территории, доставку к скважине агрегатов, 
необходимых материалов и оборудования, подвод водотрубо-
проводов и линий электропередачи, подготовку устья скважины, 
монтаж оборудования для ремонта, глушение скважины и др. 

Глушение скважин жидкостью проводят для предотвраще
ния открытого фонтанирования, выбросов нефти, газа при сня
тии устьевого оборудования и подъеме труб из скважины, т. е. 
для создания противодавления на пласт. Необходимо, чтобы 
жидкость глушения не снижала проницаемости призабойной 
зоны, не оказывала коррозионного и абразивного действия на 
ремонтное и эксплуатационное оборудования, не была токсич
ной, взрыво- и пожароопасной, дорогой и дефицитной. Плот
ность жидкости глушения должна соответствовать пластовому 
давлению в скважине. Для глушения скважин обычно приме
няют техническую воду, обработанную ПАВ, пластовую воду 
(плотность до 1120—1190 кг/м

3
), водный раствор хлористого 

натрия (до 1160 кг/м
3
) или кальция (до 1382 кг/м

3
), глинистый 

раствор (до 1700 кг/м
3
). Для предотвращения поглощения жид

кости глушения в высокопроницаемых пластах применяются бу
ферные жидкости (объемом около 1 м

3
), в качестве которых на

шли применение водные растворы карбоксилметилцеллюлозы 
(КМЦ) и вязкоупругий состав (ВУС), разработанный ВНИИ-
нефтью. 

При глушении сохранение коллекторских свойств пласта 
может быть обеспечено использованием гидрофобно-эмульси-
онных растворов, стабилизированных дегидратированными по
лиамидами (ЭС-2) и содержащих при необходимости утяжели
тель (барит, гематит и др.). Необходимость использования жид
костей глушения вызвана тем, что пакерные отсекатели устье
вого или забойного типа для ремонта скважины без ее глуше
ния конструктивно несовершенны и ненадежны в работе. 

Глушение фонтанной скважины проводится закачкой жид
кости глушения методом прямой или обратной промывки экс
плуатационной колонны до выхода циркуляционной жидкости 
на поверхность и выравнивания плотностей входящего и выхо
дящего потоков. По истечении 1—2 ч при отсутствии переливов 
и выхода газа скважина считается заглушённой. 

Для глушения газлифтной скважины, оборудованной паке
ром, сначала при помощи канатного инструмента открывают 
циркуляционный клапан, стравливают избыточное давление и 
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закачивают в НКТ жидкость глушения до выхода ее через 
затрубное пространство на поверхность. Затем перекрывают за
трубное пространство и закачивают в пласт жидкость глуше
ния, разгерметизируют скважину, срывают пакер. После вы
держки 1,5—2 ч возобновляют циркуляцию для удаления нефти, 
вымытой из-под пакерной зоны. Подъем оборудования прово
дят с доливом скважины жидкостью глушения. 

При глушении скважин, оборудованных ЭЦН, циркуляцион
ный клапан сбивают, жидкость закачивают в НКТ до выхода 
ее через затрубное пространство. Затем затрубная задвижка 
закрывается и жидкость задавливается в пласт. 

Жидкость глушения готовят у скважин или централизованно. 
Количество ее должно быть равно объему -эксплуатационной 
колонны. 

Основные работы включают подъем из скважины и спуск 
нового или отремонтированного оборудования и собственно за
планированные ремонтные работы. 

По окончании подземного ремонта выполняются заключи
тельные работы, которые состоят в демонтаже ремонтного обо
рудования, сборке устьевого оборудования и пуске скважины 
в работу. 

§ 10.2. БОРЬБА С ОБВОДНЕНИЕМ СКВАЖИН 

Обводнение добывающих скважин при водонапорном режиме — 
процесс естественный и закономерный, происходящий вследст
вие продвижения ВНК во внутреннюю область залежи, ранее 
насыщенную нефтью. 

Причины и пути преждевременного обводнения 

Отбор нефти может сопровождаться прорывами воды в добы
вающие скважины. Причинами прорывов можно назвать: 1) про-
ницаемостную зональную (по площади) и слоистую (по тол
щине пласта) неоднородность залежи; вязкостную и гравита
ционную неустойчивость вытеснения; особенности размещения 
добывающих и нагнетательных скважин; 2) залегание подош
венной воды; наклон пласта, растекание фронта вытеснения; 
3) наличие высокопроницаемых каналов и трещин, особенно 
в трещиновато-пористом коллекторе; 4) негерметичность экс
плуатационной колонны и цементного кольца. В основном пре
ждевременное обводнение может происходить в результате: 
а) образования «языков» закачиваемой воды по площади зо
нально неоднородной залежи (охват заводнением по площади); 
б) конусообразования подошвенной воды; в) опережающего 
продвижения воды по наиболее проницаемым пропласткам в не
однородном слоистом пласте (охват по толщине пласта); 
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г) опережающего прорыва воды по высокопроницаемым трещи
нам; д) поступления воды из верхних, средних и нижних водо
носных пластов вследствие негерметичности колонны и цемент
ного кольца. 

Преждевременное обводнение пластов и скважин приводит 
к существенному снижению текущей добычи нефти и конечной 
нефтеотдачи (вода бесполезно циркулирует по промытым зо
нам, а в пласте остаются целики нефти), к большим экономи
ческим потерям, связанным с подъемом на поверхность, тран
спортированием, подготовкой и обратной закачкой в пласт 
больших объемов воды, с необходимостью ускоренного ввода 
в разработку новых месторождений для компенсации недоборов 
нефти. Проблема борьбы с обводнением пластов и скважин 
становится все более актуальной. 

Методы борьбы с обводнением 

Для борьбы с преждевременным обводнением пластов и сква
жин применяют первую группу методов регулирования про
цесса разработки (см. § 1.1). Уменьшения языко- и конусооб
разования вод можно достичь оптимизацией технологических 
режимов работы скважин, а предотвращения опережающего 
движения воды по высокопроницаемому пласту многопласто
вого месторождения — применением методов одновременно-раз
дельной эксплуатации (см. § 9.10). 

Разработка нефтяных залежей в условиях вытеснения нефти 
водой сопровождается отбором значительных объемов пласто
вой воды при обводненности до 98 % и более. Поэтому под
черкнем, что осуществление изоляционных (ремонтно-изоля-
ционных) работ (РИР) целесообразно только в случаях преж
девременного обводнения скважин. Основйым назначением 
РИР следует считать обеспечение оптимальных условий выра
ботки пласта для достижения проектного коэффициента неф
теотдачи. 

Четкое формулирование целей изоляционных работ, обос
нованный выбор метода и технологии его осуществления могут 
быть выполнены только при наличии ясных представлений 
о путях обводнения скважин. Для изучения путей поступления 
воды применяют промыслово-геофизические методы исследова
ниям необсаженных скважинах — электрокаротажи; в обсажен
ных—методы закачки радиоактивных индикаторов (изотопов), 
термометрию, импульсный нейтронно-нейтронный каротаж 
(ИННК), закачку азота и др. Однако эти методы еще не всегда 
надежны. Поэтому вопрос о возможности изоляции притока 
воды зачастую приходится решать опытным путем, на основа
нии результатов самих изоляционных работ. 
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Классификация изоляционных работ и методов изоляции 

В зависимости от цели все Р И Р можно подразделить на три 
вида: 

ликвидация негерметичности обсадных колонн и цементного 
кольца; 

отключение отдельных пластов; 
отключение отдельных обводненных (выработанных) интер

валов пласта, независимо от их местоположения по толщине и 
характера обводнения (подошвенная вода, контурная, закачи
ваемая), а также регулирование профиля закачки воды в на
гнетательных скважинах. 

Путями притока воды и ее поглощения могут быть поры, 
трещины, каверны и другие каналы различного размера. С тех
нологических позиций методы изоляции притока и регулирова
ния профиля приемистости воды целесообразно разделить по 
степени дисперсности изолирующих (тампонирующих) материа
лов на четыре группы с использованием: 1) фильтрующихся 
в поры пласта тампонирующих растворов; 2) суспензий тонко
дисперсных тампонирующих материалов; 3) суспензий грану
лированных (измельченных) тампонирующих материалов; 
4) механических приспособлений и устройств. 

Поступление частиц в поры зависит в основном от соотно
шения размеров (диаметров) пор d„ и частиц йч. Если d„> 10d4, 
то дисперсные частицы свободно перемещаются по поровым 
каналам; при d„<3d4 проникновение отсутствует; при 3<d„/ 
d4< 10 происходит кольматация пор (иамыв частиц) при филь
трации жидкости, особенно сильно проявляющаяся при d „< 
<:5rf4. Считается, что частицы свободно перемещаются по тре
щине, если раскрытие (ширина) трещины dr не менее удвоен
ного диаметра частиц d4, т. е. rfT>2rf4. Отсюда следует, что 
к тонкодисперсным материалам относят материалы при 3<rfn/ 
d4<\0 для пор и l<dTfd4<2 для трещин, а к гранулирован
ным— при rfT>2d4 для трещин. 

В настоящее время предложено множество различных там
понирующих материалов. Механизмы создания тампонирующих 
барьеров основаны на известных физических явлениях и хими
ческих реакциях (взаимодействие реагентов между собой или 
с пластовыми флюидами, полимеризация, поликонденсация, 
диспергирование, плавление, кристаллизация, кольматация, 
гидрофобизация и др.). Тампонирующий барьер в результате 
может быть представлен гелем, эмульсией, пеной, дисперсным 
осадком или твердым телом, при этом он должен выдерживать 
создаваемые в пласте градиенты давления. Эти материалы 
можно создавать на основе различных смол (ТСД-9, ТС-10), 
растворов полимеров (гипан, ПАА, метас, тампакрил и т. д.), 
органических соединений (вязкая дегазированная нефть; угле-

водородные растворители, насыщенные мазутами, битумом, 
парафином; эмульсии нефти, нефтесернокислотные смеси 
и т. д.), кремнистых соединений (силикагели) и других неорга
нических веществ (силикат натрия, кальцинированная сода 
и т. д.), а также:их сочетаний. 

Дисперсной средой суспензий служат жидкости на водной 
или углеводородной основе, а также фильтрующиеся в поры 
тампонирующие материалы. В качестве дисперсной фазы (на
полнителей) предложено использовать частицы (порошок, гра
нулы, куски, волокна, стружка) цемента, глины, парафина, 
высокоокисленных битумов, рубракса, скорлупы грецкого 
ореха, полиолефинов (полимеров), магния, древесных опилков, 
кожи, асбеста, гашеной извести, песка, гравия, утяжелителей 
бурового раствора, резины (резиновая крошка), а также ней
лоновые шарики и др. 

К механическим приспособлениям и устройствам следует 
отнести пакеры-пробки, взрывные пакеры, неопреновые пат
рубки-летучки, хвостовики или дополнительные колонны мень
шего диаметра и др. 

По механизму закупоривания пористой среды эти методы 
делятся еще на селективные и неселективные. Методы селек
тивной изоляции подразделяют еще на две группы методов, 
которые основаны на использовании: 1) селективных изолирую
щих реагентов, образующих закупоривающий поровое прост
ранство материал (осадок), растворимый в нефти и нераство
римый в воде; 2) изолирующих реагентов селективного дейст
вия, образующих закупоривающий поровое пространство 
материал только при смешении с пластовой водой и не обра
зующих— при смешении с пластовой нефтью. 

Каждый метод изоляции имеет свои области эффективного 
применения при проведении одного или нескольких РИР . Его 
выбирают 6 зависимости от геолого-физических особенностей 
продуктивного пласта или пласта-обводнителя, конструкции 
скважины, гидродинамических условий, существующего опыта 
проведения РИР на данном месторождении, оснащенности 
материалами, техникой и т. д. Наиболее широко применяют 
цементные суспензии и составы смолы ТСД-9. Первые не филь
труются в пористую среду и могут заполнять каналы размером 
более 0,15 мм, а вторые фильтруются в пористую среду и от-
верждаются во всем объеме. 

Ликвидация негерметичности обсадных колонн 
и цементного кольца 

Основная причина нарушения обсадных колонн—коррозия на
ружной и внутренней поверхностей труб в агрессивной среде 
пластовых и сточных вод. В большинстве случаев нарушения 
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имеют вид щелей, расположенных вдоль образующей труб. 
Ширина щелей достигает 5 см, д лина—1 м. Иногда негерме
тичны резьбовые соединения, что связано с недовинчиванием 
труб. 

Основной причиной негерметичности цементного кольца — 
низкое качество цементирования обсадных колонн в скважинах, 
что обусловлено применением нестандартного цемента или при
готовлением цементных растворов с завышенными водоцемент-
ными отношениями. 

Ликвидацию негерметичности проводят закачкой растворов 
изоляционных материалов непосредственно в нарушение, 
а также через существующий интервал перфорации продуктив
ного пласта или интервал специально созданных отверстий. 
Для этого в скважину спускают НКТ до уровня нижней гра
ницы предварительно созданного цементного (смоляного) ста
кана (моста). Затем прокачивают расчетный объем раствора, 
проталкивают и вытесняют его в кольцевое пространство до 
выравнивания уровней в трубах и кольцевом пространстве. 
Дальше трубы поднимают на высоту оставляемого в колонне 
цементного стакана, вымывают излишек раствора (проводят 
контрольную срезку) и залавливают изоляционный материал за 
колонну. Тогда герметизируют скважину на время, необходи
мое для отверждения изоляционного материала, разбуривают 
мост (пробку) из отвержденного изоляционного материала, 
перфорируют пласт и осваивают скважину. При этом возможно 
использование извлекаемого или неизвлекаемого пакера, под 
которым создают цементную пробку. В последнее время при, 
проведении Р И Р трубы устанавливают на 20—40 м выше 
кровли перфорированного пласта, а изоляционный материал 
задавливают в пласт и нарушения при закрытом затрубном 
пространстве. 

Аналогично изолируют верхние или нижние воды, создают 
цементный стакан на забое или цементный- мост, изолируют 
фильтр при возврате скважины на выше- или нижележащий 
пласт (возвратные работы), цементируют дополнительную ко
лонну или хвостовик в скважине, ликвидируют перетоки зака
чиваемой воды в непродуктивные пласты в нагнетательных 
скважинах, а также осуществляют крепление неустойчивых 
пород в призабойной зоне. 

С целью повышения проникающей способности цементных 
суспензий их затворяют на нефти (нефтецементные суспензии) 
или «облагораживают» вводом специальных добавок (диэти-
ленгликольаэросил, метоксиаэросил и др.). 
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Отключение отдельных пластов 

Различие геолого-физических характеристик пластов (коллек-
торские свойства, толщина) обусловливает разновременность их 
выработки (обводнения) и, следовательно, необходимость от
ключения каждого выработанного (обводненного) пласта с це
лью обеспечения нормальных условий выработки остальных. 

Отключение отдельных пластов может быть достигнуто соз
данием в отключаемом пласте непроницаемой оторочки вокруг 
ствола скважины, установкой «летучек» — перекрытием интер
вала отключаемого пласта трубой меньшего диаметра с после
дующим цементированием или продольно-гофрированным пат
рубком, спуском пакера, а нижних пластов — еще созданием за
бойной пробки (непроницаемого моста). 

При отключении средних Или верхних пластов в интервале 
ниже подошвы отключаемого пласта создают в колонне искус
ственные пробки: песчаные, глиняные, глинопесчаные, цемент
ные, резиновые, резинометаллические, деревянные. Применение 
нашли песчаные пробки, создаваемые засыпкой вручную или 
намывом насосным агрегатом при скорости восходящего потока 
не более 4 м/с. 

Для создания непроницаемых оторочек более эффективно 
применение фильтрующихся в поры составов смолы ТСД-9. 

В случае слоистого строения пластов обводнение подошвен
ной водой можно рассматривать как обводнение «нижней» во
дой и применять соответствующую технологию отключения, 
нижнего пласта или ликвидации негерметичности цементного 
кольца (заколонного пространства). В монолитных пластах не
обходимо создание искусственных экранов-блокад либо закач
кой через специально созданные в пределах ВНК отверстия 
легкофильтрующихся в пласт реагентов (гипан, нефтесернокис-
лотная смесь и др.) на глубину до 5—10 м с последующим 
перекрытием цементным стаканом, либо закачкой тампонирую
щих материалов в предварительно созданную горизонтальную 
трещину гидроразрыва пласта. 

Отключение отдельных обводненных интервалов 
пористого пласта 

Этот вид РИР недостаточно изучен и наиболее сложен в ас
пекте обоснования целесообразности осуществления в конкрет
ной скважине, выбора тампонирующих материалов и требуемых 
объемов нагнетания. И. А. Сидоров, Ю. А. Поддубный и дру
гие показали, что такие работы эффективны при четком раз
делении разреза на пропластки, обособленные друг от друга 
на участке дренирования скважины. Обособленные обводнен
ные пропластки можно отключить как обводненные пласты. 
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В пластах, характеризующихся по геофизическим данным 
как монолитные, принципиальная возможность ограничения 
притока воды при отключении обводненных интервалов обосно
вывается возможным наличием в разрезе непроницаемых про
слоев. Эти прослои не выделяются геофизическими методами 
исследования, хотя могут создавать условия для надежной изо
ляции обводненных пропластков. 

Естественно, в условиях такой неопределенности должны 
применяться методы селективной изоляции. На практике нашли 
применение селективные и неселективные методы. Причем по
следние нередко осуществляют по схеме селективной изоляции, 
предусматривающей закачку изоляционного 'реагента по всей 
толщине продуктивного пласта и в случае необходимости (на
пример, при образовании стакана из смолы ТСД-9) последую
щее вскрытие его в прежних интервалах (разбуривание ста
кана и перфорация). 

При полном закупоривании каналов нефтерастворимым се
лективным материалом проницаемость не восстанавливается. 
Методы селективной изоляции, основанные на смешении двух 
или нескольких реагентов, или реагента с пластовой водой, как 
показал В. А. Блажевич, только частично ограничивают приток 
воды, так как получаемый объем закупоривающего осадка не
достаточен или мгновенное образование осадка на контакте 
растворов затрудняет их перемешивание. 

В случае неоднородного, слоистого строения пластов в пер
вую очередь вырабатываются, а следовательно, и обводняются 
наиболее проницаемые пропластки. Они же прежде всего 
должны поглощать закачиваемую жидкость, в том числе и 
изоляционную. Распределение потоков в нефте- и водонасыщен-
ные интервалы определяется соотношениями проницаемостей 
пропластков и вязкостей нефти и воды, а также вязкостью изо
ляционного реагента. Поэтому различные реагенты с учетом 
этих и других условий показали себя по-разному на конкрет
ных месторождениях. Наиболее предпочтительны гидрогели 
(типа ВУС на основе ПАА и гипана, силиката натрия), твер
деющие во всем объеме составы типа ГТМ-3 или АКОР 
(смолка-этилсиликат), нефтесернокислотная смесь, кислый гуд
рон и др. 

В Ивано-Франковском институте нефти и газа разработан 
метод повышения избирательности проникновения водоизоли-
рующего состава в водонасыщенные интервалы путем предва
рительного охлаждения призабойной зоны, и, как следствие^ 
увеличения вязкоструктурных свойств пластовой нефти. Охлаж
дение осуществляется проведением в стволе скважины эндотер
мической реакции растворения аммиачной селитры или ее смеси 
с карбамидом в воде. 
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Ограничение притока воды в трещиноватых 
и трещиновато-пористых пластах 

Преждевременное обводнение скважин, эксплуатирующих такие 
пласты, связано с прорывами воды по высокопроницаемым 
трещинам. Малоэффективными оказались работы с использова
нием материалов, которые не образуют объемно-связаиный 
тампон и обладают низкими градиентами сдвига, что сопровож
дается их выносом из трещин при эксплуатации скважин. Более 
эффективно использование цементных и пеноцементных суспен
зий, вязкОупругих составов на основе" ПАА. 

Наиболее эффективно применение суспензий гранулирован
ных тампонирующих материалов. В Ивано-Франковском инсти
туте нефти и газа разработаны технологии ограничения при
тока воды с использованием гранулированного магния (разме
ром 0,5—1,6 мм), основанные на взаимодействии магния и его 
оксида с пластовой водой и хлористым магнием и, как резуль
тат, образовании осадка гидроксида магния и магнезиального 
цемента (см. § 5.4). Целесообразно, чтобы массовое содержа
ние магния в смеси его с песком составляло 20 %. По схеме 
ГРП расширяют имеющиеся в пласте трещины, заполняют их 
магний-песчаной смесью, закрывают скважину на 48—60 ч для 
образования изоляционной структуры. Для интенсификации 
притока и растворения гранул, попавших в нефтенасыщенные 
интервалы, проводится обработка соляной кислотой (см. §5.4). 
Возможно создание также забойных пробок (мостов). 

Высокой эффективностью характеризуется также использо
вание суспензий полиолефинов (ППП и ПБП) , рубракса и 
высокоокисленных битумов (ВОБ) в виде частиц широкой фрак
ции от 0,5 до 20 мм. По предложению сотрудников СевКав-
НИПИнефти в суспензию дополнительно вводят частицы полу
водного гипса, реагирующие с пластовой водой и повышающие 
прочность водоизолирующего барьера. Для каждого пласта, 
характеризующегося определенным раскрытием трещин и по
перечными размерами пор матриц, должны быть подобраны 
дисперсные системы с соответствующей гранулометрической 
характеристикой. 

Регулирование профиля приемистости воды 
в нагнетательных скважинах 

В призабойной зоне нагнетательных скважин всегда существует 
система трещин, раскрытость и протяженность которых опреде
ляется репрессией и прочностными характеристиками породы. 
Причем проницаемости трещин существенно разнятся между, 
собой. Тампонирование высокопроницаемых трещин вызывает 
движение воды в обход по менее проницаемым и новым 
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трещинам. Аналогичное происходит и в призабойной зоне добы
вающих скважин. Работы считаются эффективными, если уда
лось уменьшить поступление воды в один узкий интервал 
пласта и обеспечить или увеличить поступление ее в другие 
интервалы. Это можно достичь закачкой суспензии водонераст-
воримых гранулированных материалов, например, рубракса, 
высокоокисленного битума, частично гранулированного магния, 
гранулометрический состав которых соответствует раскрытости 
трещин. 

Менее эффективны суспензии тонкодисперсных материалов, 
гелеобразующие, коллоидные и другие жидкие составы, так 
как они поступают во все трещины соответственно их прони-
цаемостям и создают там тампон, а также заиливают поры по
ристых блоков. 

Если высокопроницаемая трещина связывает нагнетатель
ную и добывающую скважины, то вода быстро прорывается по 
ней. Естественно, при наличии такой протяженной одной или 
системы высокопроницаемых трещин между зонами нагнета
ния и отбора преждевременный прорыв можно предотвратить 
или ликвидировать только тампонированием трещин в глубине 
пласта между данными зонами. Локальное тампонирование 
в призабойной зоне как нагнетательной, так и добывающей 
скважины может обеспечить только кратковременный эффект. 
Такие трещины выявлены путем закачки в нагнетательные сква
жины индикаторов (водных растворов красящих веществ) на 
Тишковском и других нефтяных месторождениях. В настоящее 
время ведутся исследования по разработке способов создания 
потокоотклоняющих барьеров в глубине пласта. 

§ 10.3. БОРЬБА С ОБРАЗОВАНИЕМ ПЕСЧАНЫХ ПРОБОК 
В СКВАЖИНАХ 

Борьба с образованием песчаных пробок — одна из старейших 
проблем нефтяной промышленности. Пробкообразование в сква
жинах в основном происходит при эксплуатации нефтяных 
скважин на месторождениях Азербайджана, Краснодарского 
края, Туркмении, водозаборных скважин, пробуренных на сено-
манский горизонт Западной Сибири, а также при осуществле
нии теплового воздействия на залежь. 

Песок (частицы породы) выносится из пласта в ствол сква
жины в результате разрушения пород, обычно рыхлых, слабо-
спементированных, под воздействием фильтрационного напора 
при определенной скорости фильтрации или градиенте давления. 
Вынос песка из пласта приводит к нарушению устойчи
вости пород в призабойной зоне, к обвалу пород и, как след
ствие, к деформациям (смятиям) эксплуатационных колонн и не
редко к выходу из строя скважин. Песок, поступающий в сква-
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жину, осаждаясь на забое, образует пробку, которая сущест
венно снижает текущий дебит скважины. Удаление пробки 
с забоя требует трудоемких ремонтных работ и связано с не
избежными потерями добычи нефти. Песок, выносимый из 
пласта, приводит также к усиленному износу эксплуатацион
ного оборудования. 

Существующие методы борьбы с пробкообразованием 
можно разделить на три группы: 1) предотвращение поступле
ния песка в скважину; 2) вынос песка с забоя на поверхность 
и приспособление оборудования к работе в пескопроявляющих 
скважинах; 3) ликвидация песчаных пробок. 

Методы предотвращения поступления песка в скважину 

Избежать разрушения пород можно уменьшением дебита до 
определенного допускаемого уровНя, при этом уменьшается ско
рость фильтрации, депрессии давления и, как следствие, на
пряжения в породе. Однако в условиях слабосцементированных 
пород эксплуатация скважин при таких режимах нередко ока
зывается экономически нерентабельной. Поэтому в основном 
применяют различные забойные фильтры или осуществляют 
крепление пород в призабойной зоне. 

По конструкции и технологии изготовления различают труб
ные и гравийные фильтры. Трубные фильтры спускают в сква
жину на обсадной трубе или с помощью НКТ внутрь обсадной 
колонны. Их подразделяют на простые (размеры отверстий 
1,5—20 мм или щелей 0,4—0,5 мм на трубе), сложные, образо
ванные из простых наматыванием проволоки (проволочные), 
установкой кнопок (кнопочные) и колец (кольцевые), металло-
керамические, созданные из прессованного порошка спеканием 
в среде водорода при 1200 °С, и др. 

Гравийные фильтры могут быть созданы на поверхности 
(слой гравия фракций 4—6 мм в зазоре 20—25 мм между двумя 
концентричными перфорированными трубами) и в скважине 
(намыв слоя частиц за стенки перфорированной трубы). Для 
хорошего задержания частиц, составляющих скелет породы, не
обходимо, чтобы 1>5о/^5о=5 и 6<Аоо. Здесь D50 и Di00 —диа
метры зерен гравия, соответствующие 50 %- и 100 %-ной точкам 
гранулометрической кривой распределения диаметров; d5Q— ана
логично диаметр зерен песка; б — раскрытие щели трубы. 

Крепление пород призабойной зоны означает связывание 
частиц между собой различными веществами — цементным рас
твором, раствором цементно-песчаной смеси, фенолформальде-
гидной смолой и др. Сущность метода заключается в закачке 
крепящих веществ через НКТ в призабойную зону. В зависи
мости от поглотительной способности скважины и толщины 
пласта проводят одну или несколько подряд закачек. Раствор 
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заполняет пустоты в породе и, затвердевая, связывает частицы 
песка в прочную, проницаемую, устойчивую к размыву массу 
при фильтрации как нефти, так и воды. Однако проницаемость 
при этом снижается. В качестве отвердителя смолы используют 
15—20 %-ный раствор соляной кислоты. Сначала для удаления 
карбонатных пород проводят соляиокислотную обработку с за
качкой кислоты порциями в 6—12 приемов через каждые 30— 
60 мин. Затем перед закачкой в смолу добавляют 3—5 % (по 
объему) кислотного раствора, а после продавки смолы нефтью 
в пласт закачивают солянокислотный раствор в объеме, равном 
двум объемам закачанной смолы. 

По предложению сотрудников СахалинНИПИнефти в смолу 
дополнительно вводят гранулированный магний, который взаи
модействует с частью солянокислотного раствора. Выделяю
щийся при этом водород (см. § 5.4) способствует увеличению 
проницаемости призабойной зоны, образуя поры. 

В Ивано-Франковском институте нефти и газа разработан 
способ крепления призабойной зоны на основе использования 
гранулированного магния по схеме ВПТХО (см. § 5.4) с пода
чей уменьшенного количества кислоты, что приводит к образо
ванию магнезиального цемента. 

Применяют также метод закрепления песков путем коксо
вания нефти в призабойной зоне. 

Вынос песка на поверхность и приспособление оборудования 
к работе в пескопроявляющих скважинах 

Скорость потока жидкости в пределах от нижних до верхних 
отверстий интервала перфорации (фильтра) возрастает от нуля 
до максимального значения, соответствующего дебиту сква
жины. Последовательно она становится равной скорости псев
доожижения (взвешивания) частиц швз и скорости уноса КУУН. 
Таким образом, ниже уровня wB3 в стволе существует насып
ной слой песка, затем до уровня шуи — псевдоожиженный, 
а дальше песчинки движутся совместно с жидкостью. В ходе 
эксплуатации скважины часть поступающих из пласта частиц 
осаждается в стволе, высота пробки увеличивается, дебит сква
жины при этом уменьшается, условия для выноса ухудшаются. 

Вынос частиц на поверхность отмечается при соблюдении 
неравенства (9.69). Различие плотностей фаз при их движении 
обусловливает относительную скорость осаждения песчинок и 
отличие истинного объемного ф и расходного В содержащий 
песка в потоке (см. гл. 6) . В песочной скважине всегда ф>р\ 
Для выполнения неравенства (9.69) задают высокие дебиты 
скважин, подбирают соответствующие диаметры труб и конст
рукции подъемников при фонтанной и газлифтной эксплуата
ции, используют трубчатые штанги при насосной эксплуатации, 

подлив и подкачку жидкости в скважину (см. § 9.5) и т. д. 
Количество жидкости, необходимое для подкачки, принимают 
равным объему скважины от башмака подъемных труб до ниж
них отверстий фильтра. Подъемные трубы необходимо спускать 
в фильтровую зону для лучшего выноса песка. На практике 
чаще всего трубы спускают до верхних отверстий фильтра из 
опасения, что они могут быть прихвачены песком, поступаю
щим из отверстий фильтра. 

При штанговой насосной эксплуатации применяют различ
ные защитные приспособления (см. § 9.5). 

Ликвидация песчаных пробок 

Песчаные пробки периодически промывают жидкостью или чис
тят гидробуром. 

В качестве промывочной жидкости применяют нефть, воду 
(обработанную ПАВ), глинистый раствор, аэрированную жид
кость, пену, плотность которых соответствует пластовому дав
лению. Промывка основана на использовании энергии струи 
закачиваемой жидкости для разрушения песчаной пробки и вы
носа песчинок на поверхность. Возможны прямая, обратная, 
комбинированная и непрерывная промывки. 

При прямой промывке жидкость закачивают в НКТ, вынос 
песка происходит по затрубному пространству. При обратной 
промывке создают поток в обратном направлении. Струя, вы
ходящая из НКТ, лучше размывает пробку. Для улучшения 
разрыхления пробки на конец НКТ,навинчивают различные на
конечники (кососрезанную трубу, насадку, фрезу и др.). Однако 
при прямой промывке скорость восходящего потока меньше, 
чем при обратной промывке. Поэтому при комбинированной 
промывке размыв осуществляют путем закачки в НКТ, а для 
выноса песка периодически переходят на обратную промывку. 
Промывочное устройство, которое устанавливают выше баш
мака НКТ, позволяет закачивать жидкость в затрубное прост
ранство, размывать через башмак НКТ и осуществлять подъем 
по НКТ. При промывке трубы подвешивают на вертлюге подъ
емника, а жидкость поступает по промывочному шлангу. Для 
обратной промывки устье скважины герметизируют промывоч
ной головкой (сальником). При непрерывной прямой промывке 
применяют промывочную головку, которая позволяет наращи
вать трубы почти без прекращения прокачки жидкости. 

Гидравлический расчет промывки скважины сводится к оп
ределению гидравлических потерь давления (напора) при дви
жении жидкости по трубам и затрубному пространству. Гид
равлические потери определяют по формуле Дарси—Вейсбаха 
С учетом наличия в жидкости песчинок. При этом скорость вос
ходящего потока необходимо принимать из неравенства '(9.69). 
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Использование струйного насоса (аппарата) позволяет про
водить промывку без создания противодавления на пласт. 

Для чистки песчаных пробок применяют также гидробур, 
который спускается в скважину на канате. Гидробуром уда
ряют о поверхность пробки, при этом долото разрыхляет ее. 
При подъеме плунжер поршневого насоса гидробура засасы
вает жидкость с песком из-под долота. Песок отделяется в се
параторе и поступает в желонку, а жидкость — под плунжер 
насоса. 

§ 10.4. БОРЬБА С ОТЛОЖЕНИЕМ ПАРАФИНОВ 
ИАСФАЛЬТЕНОВ 

Вдоль пути движения нефти уменьшаются температура и 
давление, выделяется газ, поток охлаждается, снижается рас
творяющая способность нефти, выделяются твердый парафин, 
мазеобразные асфальтены и смолы (см. § 5.8). Их отложения 
возможны в призабойной зоне, подъемных трубах, шлейфе, 
сборном трубопроводе и резервуарах. 

Наиболее интенсивно парафин откладывается в подъемных 
трубах. Толщина его слоя увеличивается с нуля на глубине 
900—300 м до максимума на глубине 200—50 м, а затем умень
шается за счет смыва отложений потоком. Отложения приво
дят к увеличению гидравлических сопротивлений потоку и сни
жению дебита. 

При добыче нефти выпадение парафина неизбежно, по
скольку температура всегда снижается. Выкристаллизация па
рафина происходит на механических примесях нефти и стенках 
оборудования, причем парафин, выделившийся внутри объема, 
практически не принимает участия в формировании отложений. 
Такие кристаллы откладываются в основном на дне резервуа
ров. Поэтому наиболее целесообразно добиться того, чтобы 
весь парафин выделялся не на стенках оборудования, а внутри 
объема. 

Процесс отложения парафина имеет адсорбционный харак
тер. Поэтому защитные покрытия труб гидрофильными (поляр
ными) материалами оказались весьма эффективными для 
борьбы с отложениями парафина. Для создания защитных по
крытий применяют лакокрасочные материалы (бакелитовый, 
эпоксидный, бакеллто-эпоксидный модифицированный типа 
ЮЭЛ лаки), а также стекло, стеклоэмали. 

Добавки в поток химических реагентов способствуют гидро-
филизации стенок труб, увеличению числа центров кристалли
зации парафина в потоке^ повышению дисперсности частиц па
рафина в нефти. Такими реагентами могут быть как водо-,.так 
и нефтерастворимые ПАВ. Применение реагента ХТ-48 пока
зало, что он не полностью предотвращает отложение, хотя ско
рость отложения снижается. 
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Исследованиями установлено, что использование перемен
ного магнитного поля увеличивает количество центров кристал
лизации в потоке и предотвращает отложение парафина. 

Для удаления отложений парафина применяют тепло и 
скребки. 

При тепловом методе борьбы с отложением парафина про
водят периодическую закачку в затрубное пространство сква
жин горячей нефти (газоконденсата), перегретого пара или 
паровоздушной смеси. Под действием повышенной температуры 
парафин расплавляется и удаляется вместе с закачиваемой и 
добываемой жидкостью из подъемных труб, а также из выкид
ного трубопровода. 

Для получения водяного пара используют установки ППУА 
(см. § 5.8), а для нагрева нефти — агрегат 1АДП-4-150, кото
рый обеспечивает расход 8,2—14,5 м

3
/ч при температуре 150— 

ПО °С и давлении 20—16 МПа. Его можно использовать также 
для депарафинизации трубопроводов, трапов, мерников 
и т. д. 

Скребки соскабливают отложения парафина со стенок труб. 
Их спускают и поднимают на проволоке (тросе) с помощью 
электродвигателя установки типа АДУ-3 и УДС-1. Подъем ав
томатических летающих скребков происходит под действием на
пора газонефтяного потока. При штанговой насосной эксплуа
тации скребки крепят к колонне штанг (см. § 9.5). 

Выкидные трубопроводы периодически очищают от пара
фина с помощью резиновых шаров (торпед), которые продви
гаются под действием напора потока жидкости. 

§ 10.5. ОТЛОЖЕНИЯ СОЛЕИ И БОРЬБА С НИМИ 

Отложения солей могут происходить практически на всем пути 
движения воды — в пласте, скважине, трубопроводах и обору
довании установок подготовки нефти. В основном солеотложе-
ния наблюдаются при внутриконтурном заводнении пресными 
водами, что связывают с обогащением закачиваемых вод суль
фатами при контакте с остаточными водами и растворении 
минералов. Причинами отложения солей считают: а) химиче
скую несовместимость вод (например, щелочных с жесткими), 
поступающих в скважины из различных горизонтов или пропла
стков; б) перенасыщенность водно-солевых систем при измене
нии термодинамических условий. 

Отложения солей приводят к уменьшению добычи нефти, 
сокращению межремонтных периодов работы скважин, а в ряде 
случаев они столь велики, что вообще затрудняют эксплуа
тацию. 

Основными компонентами солей могут быть либо гипс, либо 
карбонаты кальция и магния. В состав входят т а к ж е диоксид 
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кремния, оксидные соединения железа, органические вещества 
(парафин, асфальтены, смолы) и др. Осадки могут быть плот
ными или рыхлыми, прочность спепления с металлом возра
стает с глубиной залегания пласта. Различный состав и струк
тура отложений требуют индивидуального подхода к выбору 
метода борьбы с ними на каждом конкретном место
рождении. 

Все методы борьбы с отложениями солей можно подразде
лить на две группы: методы предотвращения выпадения солей 
и методы удаления отложений солей. 

В комплекс работ по подготовке заводнения входит про
верка закачиваемых вод на химическую совместимость с дру
гими водами, с которыми они смешиваются в поверхностных 
или пластовых условиях. 

Наиболее приемлемый метод предотвращения выпадения 
солей в трубах —применение химических реагентов (ингибито
ров солеотложений). Их периодически залавливают в пласт и 
закачивают в затрубное пространство добывающих скважин. 
Ингибиторы с «пороговым эффектом» покрывают микрокри
сталлические ядра образующегося осадка, замедляют их рост и 
удерживают в растворе во взвешенном состоянии. Наиболее 
эффективны полифосфаты, органические фосфаты, соли сульфо-
кислот, арилсульфонаты, гексаметафосфат и триполифосфат 
натрия, аммофос и др. Отложение солей полностью предотвра
щается при дозировке 20 г/м

3
 ингибиторов на основе комплек-

сонов (ПАФ-13, ДПФ-1, инкредол-1, фосфанол, СНПХ-5301). 

Менее эффективно воздействие на растворы магнитными 
силовыми полями и ультразвуком, а также использование за
щитных покрытий (стекло, высокомолекулярные соединения). 
Для борьбы с отложением солей в нефтеводосборных трубопро
водах рекомендуется установка у устья специальных гипсо-
сборников. 

Отложения солей удаляют с помощью химических реаген
тов и, в крайнем случае, разбуривают долотом. 

При химическом методе удаления осадки гипса преобразо
вывают в водорастворимую соль сульфата натрия (калия) и 
в осадки карбоната или гидроксида кальция, которые затем 
растворяют солянокислотный раствором и промывают водой. 
В качестве преобразовывающих реагентов эффективно исполь
зование карбоната и бикарбоната натрия или калия, а также 
гидроксидов щелочных металлов. Реагент вводят в интервал 
отложений, периодически его прокачивают или даже осущест
вляют непрерывную циркуляцию. Затем проводят СКО и про
мывают водой. 

Предложена также термохимическая обработка осадка со
лянокислотный раствором с добавкой хлористого натрия или 
аммония, Соль растворяют в кислоте при подогреве на поверх* 
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ности с помощью ППУА и горячую смесь закачивают в сква
жину. Однако реагент вызывает активную коррозию, а про
цесс является дорогим и трудоемким. 

§ 10.6. ДРУГИЕ ВИДЫ ПОДЗЕМНОГО РЕМОНТА 

СКВАЖИН 

Ремонту скважин предшествует обследование устьевого обору
дования и ствола. Обследование ствола скважин проводят 
с целью определения глубины забоя и уровня жидкости, про
верки состояния колонны и фильтровой зоны, местонахождения 
и состояния оставшихся в скважине НКТ, штанг, насосов и 
других посторонних предметов. Состояние предметов в сква
жине устанавливают печатями (плоскими, конусными, универ
сальными, гидравлическими)—специальными устройствами 
с корпусом, покрытым свинцовой, алюминиевой или резиновой 
оболочкой, по оттиску на которых судят о характере нару
шений. 

Ремонтно-исправительные работы 

Их проводят с целью исправления дефектов (смятие, слом) 
в обсадной колонне. Смятую часть колонны исправляют с по
мощью оправочных долот, грушевидных и колонных конусных 
фрезеров. Для этого поочередно спускают оправочные инстру
менты с последовательным увеличением диаметра. Выправлен
ный и сломанный участок цементируют под давлением или 
перекрывают металлическим пластырем с помощью устройства 
Дорн. Работа устройства основана на расширении продольно 
гофрированной трубы до плотного контакта с обсадной 
колонной. 

Если исправить колонну не удается, то спускают дополни
тельную колонну («летучку») с последующим цементированием, 
возвращают скважину на вышележащий горизонт или забури
вают второй ствол. 

Поврежденную и незацементированную часть эксплуатаци
онной колонны заменяют на новую. Для этого верхнюю часть 
на 5—6 м выше дефекта обрезают труборезкой, извлекают, за
тем освобождающейся внутренней труболовкой отвинчивают и 
извлекают из скважины поврежденный участок. Тогда спус
кают новую колонну, свинчивают с оставшейся частью и при 
необходимости цементируют. 

Возвратные работы 

Возвратные работы — это перевод данной скважины для эксп
луатации ниже- или вышезалегающего продуктивного пласта. 
При возврате на вышележащий пласт ниже его подошвы 
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создают цементную пробку или песчано-глйнистую пробку и це
ментный стакан над ней. Если в интервале возвращаемого 
пласта колонна не зацементирована, то ее целесообразно 
извлечь. 

Иногда осуществляется возврат на нижезалегающий пласт. 
Тогда оставляемый пласт отключают, как и при ремонтно-изо-
ляционных работах. 

Затем проводят перфорацию колонны на возвращаемый 
пласт. 

Ловильные работы 

Ловильные работы — это наиболее сложные и трудоемкие ра
боты. Они связаны с ликвидацией различного рода аварий: 
прихват и «полет» труб, оставление в скважине погружного 
электронасоса с кабелем или без него, обрыв насосных штанг, 
обрыв кабеля, забитость эксплуатационной колонны различ
ными посторонними предметами. 

Прихваченные трубы освобождают обычно расхаживанием, 
т. е. попеременной натяжкой и посадкой колонны труб. Для 
обеспечения освобождения создают нефтяную ванну или про
водят промывку. i 

Для ловли и извлечения из скважины НКТ применяют не-
освобождающиеся и освобождающиеся ловильные инструменты: 
труболовки, метчики, колокола и овершоты. Работа труболо-
вок основана на захвате трубы внутренними или внешними 
плашками, метчика и колокола — на нарезании в теле извле-. 
каемых труб соответственно внутренней и внешней резьбы, 
а овершота — на защемлении муфты неприхваченных в сква
жине труб пластинчатыми пружинами. Штанги извлекают с по
мощью плашечных ловителей. Для выравнивания верхнего 
конца труб или штанг применяют конусный райбер или режу
ще-истирающие кольцевые фрезеры. Для сплошного фрезерова
ния аварийных труб, штанг и других предметов применяют 
забойные фрезеры. Предварительно перед извлечением упав
ших труб с помощью печати устанавливают местонахождение и 
определяют состояние их конца. Затем применяют соответст
вующий инструмент. 

Для извлечения из скважины каната или кабеля исполь
зуют удочки с неподвижными и шарнирными крючками, кото
рые спускают на трубах. Если верхний конец каната находится 
на устье, а нижний — прихвачен, то с помощью канаторезки 
его обрезают непосредственно у места прихвата. 

Для чистки ствола скважины от различных посторонних 
предметов (кувалды, цепи от ключей, плашки, кирпич, куски 
дерева и т. п.) применяют магнитные, забойные и торцевые 
фрезеры, паук, ерш, сверла, пикообразные долота и др. 

Зарезка второго ствола 

Ее осуществляют в тех случаях, когда нарушенную часть 
ствола скважины не удается отремонтировать. Для вскрытия 
«окна» в колонне, через которое в последующем предполага
ется бурить второй ствол, применяют райбер-фрезер совместно 
с отклонителем. Месторасположение «окна» целесообразно вы
бирать на глубине, где имеется только одна колонна, между 
двумя муфтовыми соединениями. 

Ликвидация скважин 

Иногда приходится ликвидировать скважины, например, если 
ремонтные работы не дали положительных результатов, даль
нейшее их проведение и использование признаны нецелесооб
разными или скважины расположены в зонах застроек, стихий
ных бедствий (землетрясения, оползни) и др. 

Неликвидированные скважины могут быть причиной внут-
рипластовых перетоков, загрязнения источников питьевой воды, 
загазованности территории, что недопустимо с позиций охраны 
недр и окружающей среды. 

В ликвидируемых скважинах при возможности вырезают и 
извлекают спущенные в них обсадные трубы, а ствол цементи
руют, заливают глинистым раствором или засыпают сухой гли
ной. Вскрытые проницаемые пласты перекрывают цементными 
пробками (мостами). 

Над устьем устанавливают бетонную тумбу размером 1 X 1 X 
X 1 м и репер из трубы. 

Консервация скважин 

Скважину при необходимости консервируют так, чтобы была 
обеспечена возможность повторного ввода ее в эксплуатацию. 
Характер проводимых работ зависит от способа эксплуатации, 
значения пластового давления и срока консервации. 

При консервации скважину необходимо заглушить и запол
нить промывочной жидкостью (буровой раствор, вода), обра
ботанной ПАВ. Она должна обеспечить давление на пласт на 
5—10 % выше пластового, если оно не превышает гидростати
ческого давления, и на 10—15%—если превышает. В первом 
случае при консервации на срок более одного года и во вто
ром случае при консервации на любой срок в стволе выше верх
них отверстий фильтра устанавливают цементный мост высотой 
25 м. При консервации чисто нефтяных скважин на срок до 
шести месяцев установка цементного моста не обязательна. 

Для предотвращения замерзания устье и верхняя часть ко
лонны заполняются незамерзающей жидкостью (соляровое 
масло, 30 %-ный раствор хлористого кальция, нефть). 
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Каждая скважина должна быть оборудована фонтанной ар
матурой; насосные скважины герметизируют задвижкой, уста
новленной на колонный фланец. 

§ 10.7. ТЕХНИКА РЕМОНТА. АВТОМАТИЗАЦИЯ 

И МЕХАНИЗАЦИЯ СПУСКО-ПОДЪЕМНЫХ ОПЕРАЦИИ 

В зависимости от вида и цели предстоящего текущего и ка
питального ремонтов скважин применяют соответствующее 
оборудование и инструмент. Принципиальная схема размеще-

Рис. 10.1. Принципиальная схема размещения комплекса оборудования для 
подземного ремонта и освоения скважин КОРО-80: 
/ — подъемная установка УПА-80; 2 — вертлюг ВЭ-80Х200; 3 — ротор Р-360; 4 — пере
движные приемные мостки МПП-80; 5 — насосный блок БНП-15 Гр 

ния комплекса оборудования приведена на рис. 10.1. В состав 
входят вышечное сооружение с рабочей площадкой и мостками, 
подъемная лебедка, талевая система, ротор и вертлюг, насос
ная установка, противовыбросовое оборудование, устьевой и 
подземный инструмент. В зависимости от вида и сложности 
работ комплектность оборудования может быть разной. 

Оборудование и инструмент для ремонта 

При подземном ремонте приходится поднимать трубы и штанги 
больших масс, что делает необходимым применение подъемного 
оборудования большой грузоподъемности (до 50—100 т) и, сле
довательно, громоздкого и тяжелого. К основному оборудова
нию, при помощи которого проводят спуско-подъемные опера
ции, относятся подъемные лебедки различной грузоподъемности. 

Если на транспортной базе монтируется одна лебедка, то 
такой механизм называют подъемной лебедкой или подъемни
ком. В случае, когда лебедка монтируется совместно с вышкой 
(мачтой), талевой системой и другим оборудованием на тран
спортной базе, тогда оборудование в целом называют подъем
ной установкой или агрегатом, а при более полной комплекта
ции (насосом, ротором, вертлюгом и др.)—комплексом подъ
емного оборудования. 

В нефтепромысловой практике при текущем и капитальном 
ремонте нашли применение: 

подъемные установки — смонтированные на шасси автомо
биля агрегаты А-50У2 (грузоподъемность 50 т) , Азинмаш-37А 
(грузоподъемность 32 т), смонтированные на гусеничном трак
торе агрегаты Азинмаш-43А (модификация Азинмаш-37А), Ба-
кинец-ЗМ (грузоподъемность 37 т) , установка подъемная трак
торная УТП1-50 (грузоподъемность 50 т ) ; 

комплекс оборудования КОРО-80 (грузоподъемность 80 т ) ; 
лебедки подъемные — агрегат Азинмаш-43П (безвышечная 

модификация Азинмаш-43А при тяговом усилии 75 кН), ле
бедка подъемная тракторная ЛПТ-8 (тяговое усилие 84 кН), 
лебедка подъемная в рамном исполнении ЛПР-10Э (тяговое 
усилие 100 кН) для работы на морских основаниях. 

При работе с подъемными установками у скважин распола
гают стационарные или передвижные (транспортируемые 
обычно тракторами) вышки или мачты. 

Для связи с лебедкой и поднимаемым грузом используют 
талевую систему. Она включает в себя кронблок, талевый блок, 
крюк, талевый канат и направляющий ролик. 

Ротор предназначен для вращения колонны труб, их свинчи
вания и развинчивания, поддержания труб при разгрузке тале
вой системы, а также для выполнения ловильных и вспомога
тельных работ. 
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Соединительным звеном между талевой системой и тру
бами, подвешенными к вращающейся части ротора (элевато
ром), служит вертлюг. Он обеспечивает свободное вращение 
труб и подачу промывочной жидкости в колонну труб. Вертлюг 
с помощью промывочного шланга соединяют со стояком, через 
который прокачивают промывочную жидкость. 

Для нагнетания жидкости в скважину применяют перед
вижные промывочные агрегаты: автомобильные Азинмаш-35А 
или Б (давление до 20 МПа; расход до 15,6 л/с), УН1А-100Х 
Х200 (20 МПа; 12,9 л/с) и тракторные Азинмаш-32М (16 МПа; 
10,2 л/с), УН1Т-100Х200 (тракторная модификация УН1А-100Х 
Х200). 

Для захвата колонны труб или штанг и "удержания их на 
весу в процессе спуско-подъемных операций применяют труб
ные и штанговые элеваторы. Трубные элеваторы обеспечивают 
захват под муфту или по телу трубы (для безмуфтовых труб). 
Особенность элеватора ЭТА—автоматичность захвата труб. 
Элеватор ЭГ предназначен для работы с автоматом АПР-2ВБ. 
Штанговые элеваторы обеспечивают захват насосных штанг 
под головку. Для подвески элеватора на крюк талевой системы 
предназначены штропы, которые представляют собой замкну
тую стальную петлю овальной формы. 

Спайдеры используются для автоматизации операций по зах
вату,- удержанию на весу и центрированию колонны труб в про
цессе спуско-подъемных операций при ремонте скважин. 

Для свинчивания и развинчивания НКТ и штанг при спус
ко-подъемных операциях применяют ключи различных типораз
меров и конструкций. Их выпускают для работы вручную, 
вручную и механически и только механически. 

Для свинчивания и развинчивания вручную насосных штанг 
применяют штанговый ключ КШ, а для отвинчивания за тело 
насосных штанг в аварийных ситуациях — круговой штанговый 
ключ КШ-К. Механизированная работа обеспечивается с помо
щью автоматических штанговых ключей АШК-Г и АШК-ТМ 
с автоматическим захватывающим устройством и приводом от 
электродвигателя. 

Для свинчивания и развинчивания вручную НКТ предназна
чены цепные ключи КЦН и КЦО, а также шарнирный ключ 
КТНД. 

Ключи трубные КТД и КТГУ позволяют работать вручную, 
а также с помощью автомата АПР-2ВБ. 

Автомат АПР-2 В Б (автомат системы А. Г. Молчанова) пред
назначен для механизированного свинчивания и развинчивания, 
а также удержания на весу НКТ при ремонте скважин. Он со
стоит из блоков вращателя, клиньевой подвески, центратора, 
балансира с грузом и электропривода с переключателем. Авто
мат монтируется и крепится на фланце устья скважины. 
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Аналогичную роль выполняет механический универсальный 
ключ КМУ, обеспечивающий текуигий ремонт скважин, эксп
луатируемых при помощи любого оборудования, включая по
гружные электронасосы. 

Применяют также механический (КМПТ) и гидравлический 
подвесной (КГП) ключи, особенность которых — использование 
гидропривода. ; 

Для стопорения колонны труб от проворачивания при меха
низированном свинчивании и развинчивании предназначен сто
порный ключ КСМ60-89. 

Подземный ремонт скважии — самый трудоемкий процесс 
в добыче нефти. Наряду с рассмотренной механизацией и авто
матизацией операций по свинчиванию и развинчиванию труб и 
штанг существенного снижения трудоемкости работ можно до
стигнуть за счет наиболее рационального размещения поднятых 
из скважин труб и штанг. Их целесообразно размещать в вер
тикальном положении. Практикуется применение передвижных 
приемных мостков, блочного оборудования на транспортной 
базе и др. 

К средствам механизации работ также относятся агрегат 
АПШ для перевозки штанг, электромеханизированный штанго-
воз 2ТЭМ, агрегат Азинмаш-48 для смазки станков-качалок, 
агрегат АРОК для технического обслуживания и ремонта стан
ков-качалок, агрегат АТЭ-6 для погрузки, перевозки и раз
грузки установок ЭЦН, установка для перевозки и перемотки 
кабеля, агрегат 2ПАРС для- подготовительных работ при ре
монте скважин, агрегат АОП для обслуживания подъемных 
агрегатов, агрегат АЗА-3 для заглубления винтовых анкеров, 
агрегат АМЯ-6Т для механизированной установки якорей от
тяжек, промысловой самопогрузчик ПС. 

Средства малой механизации также существенно сокращают 
утомляемость рабочих при ремонте скважин и облегчают их 
труд. Это различные приспособления для перемещения труб, 
против разбрызгивания жидкости, автозатаскиватель рабочей 
трубы в шурф и т. д. 

Ремонт скважин с использованием инструмента, 
спускаемого на тросе 

Для текущего ремонта фонтанных и газлифтных скважин без 
их глушения и подъема НКТ широкое применение находит про
грессивный метод канатной техники,(канатных работ), обеспе
чивающий экономию трудовых затрат и сокращение продолжи
тельности ремонта. Сущность его состоит в том, что работы 
в скважине проводят с помощью инструмента, спускаемого 
в НКТ на проволоке (тросе, канате). Этим методом можно осу
ществить: 

3 8 9 



установку и извлечение газлифтных клапанов, а также пре
дохранительных, ингибиторных и обратных (приемных) клапа
нов, глухих пробок (вместо клапанов), забойных штуцеров, за
глушек и глубинных измерительных приборов; 

открытие и закрытие циркуляционного клапана для замены 
жидкости в скважине, в которой установлен пакер; 

очистку подъемных труб от парафина, солей, чистку песча
ных пробок, расправление смятых участков колонны НКТ, ло-
вильные работы. 

Скважины предварительно оснащаются современным сква-
жинным оборудованием, спускаемым на НКТ. Это оборудова
ние обеспечивает осуществление всех видов перечисленных ра
бот; его предназначение следующее: 

скважинные камеры — для установки в них съемных газ
лифтных клапанов; 

посадочные ниппели — для установки и фиксации в них об
ратных, ингибиторных клапанов, глухих пробок, регуляторов, 
забойных штуцеров, глубинных измерительных приборов; 

посадочный ниппель — для предохранительного клапана-от-
секателя или трубного предохранительного клапана-отсекателя, 
дистанционно управляемого с поверхности; 

циркуляционный клапан (скользящая гильза )—для сооб
щения и разобщения затрубного и трубного пространств при 
глушении или освоении скважины; 

разъединитель колонны — для отсоединения колонны НКТ 
от пакера и соединения ее с ним; 

телескопическое соединение — для компенсации температур
ных удлинений НКТ и снятия натяжения колонны, возникаю
щего при посадке пакера; 

срезной клапан — для разобщения канала подъемных труб 
от пласта при установке гидравлического пакера. 

Весь комплекс канатной техники состоит из оборудования 
устья, гидравлической лебедки и канатного инструмента. 

Оборудование устья газлифтное ОУГ-80Х350, с проходным 
диаметром 80 мм и рассчитанное на давление 35 МПа, пред
ставляет собой лубрикатор особой конструкции. Оно обеспечи
вает безопасный спуск и подъем инструмента в работающих 
скважинах. 

Гидроприводная лебедка ЛСГ 1 К.-131, смонтированная на 
шасси автомобиля ЗИЛ-131 А, обеспечивает спуск и подъем ин
струмента, а также выполнение сложных манипуляций (удары 
яссами вверх и вниз, посадка инструмента, ловильные операции 
и т. д.) набором инструмента длиной до 4 м и массой до 60 кг, 
спускаемым на проволоке. Установка снабжена приборами для 
измерения глубины спуска инструмента, натяжения проволоки, 
а также мачтой для монтажа и демонтажа лубрикатора. Обо
рудование спускается на проволоке диаметром 1,82; 2,06; 
390 

2,34 мм. Наиболее часто применяют стальную проволоку диа
метром 2,34 мм, номинальная допустимая нагрузка для кото
рой составляет 6,9 кН. 

Инструмент для канатных работ можно подразделить на три 
категории: 

стандартный канатный набор для создания ударов вверх и 
вниз (замок для соединения проволоки с инструментом, грузо
вые штанги, механический и гидравлический яссы для создания 
ударов, шарнирное соединение для углового смещения инстру
ментов) ; 

инструмент для установки и извлечения клапанов всех ви-. 
дов, оснащенных замком (отклонитель для работ в скважин-
ных камерах, спускной и подъемный инструменты); 

инструмент специального назначения (толкатель, ловиль-
ный проволочный инструмент, печать-фиксатор, выпрямитель 
проволоки, тросикообрезатель, скребок парафина, парафино-
резка, трубный шаблон, песочная и гидростатическая желонки 
для удаления из НКТ песочной пробки, осколков породы, ока
лины, оправочный инструмент и др.). 

Установка оборудования, спускаемого на проволоке, и его 
съем происходят за счет среза штифтов при ударах яссами 
вверх или вниз. Предохранительные срезные штифты позво
ляют освобождать спущенный инструмент от заловленного, 
когда извлечь его не удается. 

Все оборудование и инструменты имеют ловильные головки 
для захвата их в случае отвинчивания. 

Яссы представляют собой раздвижные устройства, которые 
приводятся в действие натяжением проволоки. Они предназна
чены для создания динамических ударов. Гидравлический ясс 
для удара вверх срабатывает автоматически, когда его плунжер 
достигает участка цилиндра диаметром большим, чем диаметр 
плунжера, что приводит к резкому увеличению его скорости. 
Механический ясс предназначен для создания удара вверх и 
вниз. Он срабатывает за счет встряхивания (быстрого подъема 
или опускания). 

Для установки и съема газлифтного клапана к стандарт
ному набору присоединяют снизу отклонитель и спускной или 
подъемный инструмент. В корпусе спускного инструмента кла
пан фиксируется двумя срезными штифтами. При подъеме 
цанговый зажим подъемного инструмента захватывает клапан, 

Имеются рычажные и консольные отклонители, которые 
предназначены для смещения газлифтного клапана в направ
лении кармана эксцентричной скважинной камеры и его уста
новки. Для срабатывания рычажного отклонителя инструмент 
спускают в скважинную камеру и встряхивают. При этом ры
чаги освобождаются и раскрываются под действием пружины, 
отклонитель разворачивается в плоскости большой оси эллип-
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сообразного сечения камеры и направляет клапан и инстру
мент для посадки или съема клапана из кармана. Консольный 
отклонитель применяется в сильно искривленных скважинах 
совместно с камерами, которые имеют направляющие втулки. 
Для срабатывания консольного отклонителя его совместно 
с инструментом пропускают через скважинную камеру, а за
тем поднимают и снова опускают. При подъеме защелка от
клонителя входит в паз направляющей втулки, инструмент 
ориентируется, отклоняются рычаги и при спуске клапан по
падает в карман скважинной камеры. 

Толкателем открываются и закрываются циркуляционные 
клапаны (типа скользящей втулки), приводится разблокировка 
телескопического соединения и верхней цанги разъединителя 
колонны. 

Описанные компоновки оборудования можно также приме
нять для перфорации, тампонажа, кислотных обработок и др. 

Для спуска на забой различных устройств (желонок-контей
неров с реагентами, взрывных пакеров, стреляющих тампонаж-
ных снарядов и др.) применяют также канат, кабель-трос. Раз
рабатываются методы ремонта с использованием гибких труб, 
шлангоканата, шлангокабеля. Все эти работы можно проводить 
без подъема НКТ, однако! в заглушённой скважине. 

Контрольные вопросы 

1. Дайте классификацию подземного ремонта скважин. 
2. Зачем и как осуществляют глушение скважин? 
3. Расскажите о методах борьбы с обводнением скважин. 
4. Как удаляют песчаные пробки из скважины? 
5. Какие оборудование и инструменты используют при подземном ре

монте скважин? 
6. Расскажите об использовании канатной техники. 

\ Глава 11 

СБОР И ПОДГОТОВКА ДОБЫВАЕМОЙ 
НЕФТИ НА ПРОМЫСЛЕ 

Добываемая нефть — смесь нефти, газа, минерализованной воды, 
механических примесей и других попутных компонентов — дол
жна быть собрана из рассредоточенных на большой территории 
скважин и обработана как сырье для получения товарной про
дукции— товарной нефти, нефтяного газа, а также пластовой н 
сточной воды, которую можно было бы снова возвращать в пласт. 

§ 11.1. НАЗНАЧЕНИЕ И ОБЩАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА СБОРА 

И ПОДГОТОВКИ НЕФТИ 

Сбор добываемой нефти — это процесс транспортирования по 
трубопроводам нефти, воды и газа от скважин до центрального 
сборного пункта (ЦСП). Они транспортируются под действием 
напора, обусловленного давлением на устье скважин, точнее, 
его превышением над атмосферным давлением, разностью гео
дезических отметок входной и выходной точек трубопровода 
(гористый рельеф местности), а также (при необходимости) 
создаваемого насосами. Сбор должен сопровождаться точным 
замером продукции по каждой скважине с целью проектирова
ния эксплуатации скважин, контроля и регулирования разра
ботки месторождения. 

Получение товарной продукции называют подготовкой до
бываемой нефти. Она включает технологические процессы се
парации, стабилизации, обезвоживания (деэмульсации) и обес-
срливания нефти, очистку сточной- воды от эмульгированной 
нефти и механических примесей (шлама), а также осушку (от 
водяного пара) и очистку (от сероводорода и диоксида угле
рода) нефтяного газа. Первичная подготовка добываемой нефти 
на промыслах вызвана необходимостью уменьшить транспорт
ные расходы (отсутствие перекачки воды как балласта на неф
теперерабатывающий завод и обратно для возврата в пласт), 
предотвратить образование стойких эмульсий («старение» эмуль
сий), не допустить гидратообразования в газопроводах, сохра
нить приемистость водонагнетательных скважин (см. § 3.2), 
уменьшить коррозионное разрушение внутрипромыслового, ма
гистрального и заводского оборудования и трубопроводов при 
транспорте нефти, газа и воды. 

В настоящее время сбор и подготовка нефти — не два после
довательных процесса, а единая система перечисленных техно-
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логических процессов, когда сбор совмещается с подготовкой 
нефти. Современная система нефтегазосбора и подготовки/— 
это сложный комплекс трубопроводов, блочного автоматизиро
ванного оборудования и аппаратов, технологически связанных 
между собой. Она должна также обеспечить: 1) предотвраще
ние потерь нефтяного газа и легких фракций нефти от испаре
ния на всем пути движения и с самого начала разработки; 
2) отсутствие загрязнения окружающей среды, вызываемого 
разливами нефти и воды; 3) надежность функционирования 
каждого звена и системы в целом; 4) высокие технико-эконо
мические показатели работы. 

На сооружение объектов и коммуникаций 'системы сбора и 
подготовки нефти расходуется около 50 % капитальных вложе
ний, выделяемых нефтяной промышленности. Использование 
оборудования в блочно-комплектном исполнении сокращает за
траты почти в 2 раза, ускоряет ввод в разработку месторожде
ния на 3—4 года, позволяет избежать потерь нефтяного газа и 
некондиционной нефти. Оно обеспечивает также возможность 
полной автоматизации технологического процесса, гибкость и 
маневренность в наращивании или сокращении мощностей (мон
таж и демонтаж отдельных блоков) для учета динамики до
бычи нефти и жидкости, обводненности продукции во времени 
(см. § 1.5, 4.1). Уменьшить затраты можно еще рациональным 
выбором числа и размещением замерных и других установок, 
трасс трубопроводов с учетом характера местности (рельеф, 
реки, озера, овраги, система землепользования, застроенность 
и т. д.), диаметров труб, укрупнением и централизацией техно
логических объектов, совмещением процессов сбора и подготовки 
нефти (внутритрубная деэмульсация нефти с подачей деэмуль-
гаторов, предварительный отбор газа, предварительный сброс 
и очистка воды и др.). Важно также рационально использовать 
избыточную энергию, поступающую из скважин. Эти и другие 
положения учитываются при проектировании промыслового 
обустройства месторождения, когда совместно рассматриваются 
различные варианты системы кустования скважин (при наклон
но направленном бурении), сбора и подготовки нефти, поддер
жания пластового давления, электроснабжения, подъездных ав
томобильных дорог и др. Совместное рассмотрение этих слож
ных систем стало возможным на базе использования ЭВМ по 
методике, сочетающей экономико-математические модели с опы
том проектировщика. Оптимизация промыслового обустройства 
обеспечивает уменьшение капитальных вложений на 10—15%. 
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§ 11.2. КЛАССИФИКАЦИЯ СИСТЕМ 
НЕФТЕГАЗОСБОРА, ИХ ХАРАКТЕРИСТИКА 

Каждое нефтяное месторождение имеет свои особенности (свой
ства нефти, условия эксплуатации скважин, климат, характер 
местности и др.). Поэтому единой универсальной системы неф
тегазосбора не существует. 

По степени герметизации выделяют системы сбора открытые, 
смешанные (частично герметизированные), герметизированные; 
по числу сборных трубопроводов для транспорта продукции 
скважин — одно-, двух- и трехтрубные; по величине напора — 
самотечные, напорные (низко- и высоконапорные); по типу за
мер но-сепарационных установок — с индивидуальными и груп
повыми установками. Эти критерии классификации по-разному 
сочетаются в применяемых системах. 

На ранних этапах развития нефтяной промышленности при
менялся открытый способ добычи, сбора и хранения нефти. 
Нефтяной газ и легкие фракции нефти улетучивались в атмо
сферу. 

Бакинская (самотечная) система сбора 

Первой более совершенной системой была бакинская смешан
ная, самотечная двухтрубная система сбора, которую продол
жают применять на давно разрабатываемых месторождениях 
(рис. 11.1, а ) . В этой системе совместное герметизированное низ
конапорное транспортирование нефти осуществляется от сква
жин 1 до индивидуальных 2 (ИЗУ) или групповых 3 (ГЗУ) за
мерных установок, расположенных на расстоянии от устья не 
более 500 м. К ГЗУ подключают выкидные линии 5—8 скважин 
(фонтанных, газлифтных, насосных). На ИЗУ или ГЗУ про
исходит сепарация (разделение фаз) в трапах (сепараторах) 
2 при давлении 0,11—0,15 МПа. 

Нефть вместе с водой из трапов самотеком (благодаря есте
ственным уклонам на местности) по нефтесборному трубопро
воду поступает в резервуары 5 группового сборного пункта 
(ГСП), из них перекачивается насосами 6 в сырьевые резер
вуары 7 промыслового парка на центральном сборном пункте 
(ЦПС) и дальше насосами 8 на установку подготовки нефти 
(УПН) или на нефтеперерабатывающий завод (НПЗ).-Раньше 
вода из трапов сбрасывалась в канализационную сеть. 

Газ из трапа по газопроводу поступает на прием компрес
сорной станции 9 и дальше подается на газоперерабатывающий 
(газобензиновый) завод (ГПЗ) . Иногда в зависимости от дав
ления на устье скважин применяют две ступени сепарации и 
предусматривают две газосборные линии (низкого и высокого 
давлений). 
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Рис. 11.1. Системы нефтегазосбора бакинская (а), Бароняна — Везирова (б) 
и Гипровостокнефти (в): 

/ — скважина; 2 — трап; 3 — групповая замерная установка; 4 — мерник; 5 — сборные 
резервуары группового сборного пункта; 6, 8 — насос; 7 — сырьевые резервуары про
мыслового парка; 9, 18 — компрессор; 10 — распределительная батарея задвижек; // — 
сепаратор высокого давления; 12 — нефтегазовый сепаратор; 13 — отстойник; 14 — сбор
ные резервуары для иефти; 15 — сырьевые резервуары; 16 — вакуум-компрессор; П — 
газоосушитель; 19 — маслоотделитель; 20 — сепаратор I ступени; 21 — центробежный 
насос; 22 — сепаратор II ступени; 23 — сепаратор III ступени (пунктиром показаны га
зовые линии) 

Нефть и воду замеряют путем переключения через распре
делительную батарею 10 в замерном трапе или мернике 4, 
а газ — с помощью диафрагменного прибора. 

Потери нефти вследствие испарения из негерметизированных 
мерников и резервуаров достигают 3% от общей добычи. С 50-х 
годов начали внедрять однотрубные герметизированные системы 
нефтегазосбора. 

Система сбора Бароняиа—Везирова 

Предложена бакинскими инженерами Ф. Г. Бароняном и 
С. А. Везировым в 1946 г. Эта система (рис. 11.1,6) предусмат
ривает однотрубный высоконапорный сбор всей продукции сква
жин под действием устьевого давления 0,4—0,5 МПа через ГЗУ 
до группового (участкового) сборного пункта, расположенного 
на расстоянии 3—8 км. 
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На ГСП производят сепарацию газа в две ступени: отде
ляют газ в сепараторе 12 при давлении 0,4—0,5 МПа и отби
рают вакуумным компрессором 16 при давлении 0,1 МПа из 
отстойников 13 и сборных резервуаров 14. Газ через газоосуши
тель 17 подают на компрессорную станцию 18 и дальше через 
маслоотделитель 19 на газлифтные скважины или ГПЗ. 

Продукция фонтанных скважин проходит также дополни
тельную сепарацию в сепараторах 11 высокого давления (0,4— 
0,6 МПа) , расположенных у скважин или на ГЗУ. Отделив
шийся газ направляют в сборный газопровод и дальше на ГПЗ 
или для газлифтной эксплуатации. 

Дегазированная обводненная нефть из сепаратора 12 посту
пает в отстойники 13, где отделяются вода и песок, которые 
сбрасываются в систему очистки сточных вод. Частично обезво
женную нефть из сборных резервуаров 14 насосами 6 подают 
в сырьевые резервуары 15 ЦСП и на УПН. 

Система нефтегазосбора Бароняна — Везирова не ликвиди
рует потери нефти от испарения только в сырьевых резервуа
рах 15. Она широко распространена на месторождениях юга 
страны, а также в Туркмении. 

Высоконапорная система сбора Гипровостокнефти 

Эта система (рис. 11.1,б) с 1960 г. начала внедряться На место
рождениях Куйбышевской области. Она предусматривает пе
рекачку газонасыщенной нефти от месторождений всего нефте
промыслового района на ЦСП, на котором сосредоточены все 
мощности по подготовке нефти и переработке газа. 

Продукция скважин под действием устьевого давления посту
пает через ГЗУ, обслуживающую 6—12 скважин, или на участ
ковую дожимную насосную станцию (ДНС), или на участковую 
сепарационную установку (УСУ). ДНС сооружают на промыс
лах или участках промыслов, удаленных на значительные рас
стояния от ЦСП (обычно более 10 км), УСУ — для нефтесбора 
с участков, расположенных вблизи ЦСП. 

На ДНС (или УСУ) осуществляют первую ступень сепара
ции при давлении 0,6—0,7 МПа, которое обеспечивает беском
прессорное транспортирование газа до ГПЗ, расположенного 
на площадке ЦСП, и перекачку газонасыщенной нефти цен
тробежными насосами 21 на ЦСП на расстояние до 100 км и 
более. 

На ЦСП осуществляют вторую и, если требуется, третью 
ступени сепарации, подготовку нефти и очистку воды. 

При этой системе достигается высокая степень централиза
ции технологических объектов, их количество на месторождении 
сводится к минимуму, отсутствуют отстойники и компрессорные 
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станции, практически полностью утилизируется нефтяной газ. 
Такие системы с некоторыми видоизменениями использованы 
при обустройстве месторождений Западной Сибири. 

Системы сбора на месторождениях Западной Сибири 

Применяют несколько разновидностей напорных систем нефте-
газосбора, специфика которых в основном связана с кустовым 
размещением скважин, наклонно и направленно пробуренных 
на продуктивный пласт (рис. 11.2). В этих системах нашли 
применение комплексные сборные пункты (КСП), на которых 
происходит^ частичная подготовка нефти и ее откачка на ЦСП, 
называемый еще центральным пунктом подготовки нефти 
(ЦППН) . * 

Сепарация газа осуществляется в две-три ступени. Сепара
ция I ступени происходит при давлении 0,4—0,8 МПа перед 
ДНС или КСП, а газ поступает на ГПЗ, удаленный на расстоя
нии 100 км и более. В обводненную продукцию на КСП вводят 
деэмульгатор. В зависимости от того, какие технологические 
процессы ведут на КСП, выделяют три варианта систем. 

ксл^ цппн ж 

—г-' —Ti ж 

qi КСП 

\щ 2 » • — г - г — > ~ г to 

J ^ L — I 
S 

Рис. 11.2. Системы нефтегазосбора на месторождениях Западной Сибири: 

/ — скважина; 2 — групповая замерная установка; 3 — блок дозирования деэмульгатора; 
4 — сепаратор 1 ступени; 5 —дожимная насосная станция; 6 — установка предваритель
ного сброса воды и отбора газа; 7 — сепаратор-подогреватель (деэмульсатор); 8— се
паратор II ступени; 9 — сепаратор III ступени; 10 — отстойник (электродегидратор); 
/ / — блок нагрева; / — газ на ГПЗ; / / — газ потребителю; /Я — товарная иефть; IV — 
вода на КНС 
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По варианту (см. рис. 11.2, а) всю обводненную нефть под
готавливают на ЦППН, где осуществляют сепарацию и обезво
живание. 

По варианту (см. рис. 11.2, б) (Западно-Сургутское место
рождение) на КСП проводят частичное обезвоживание нефти. 

По варианту (см. рис. 11.2, в) (Самотлорское месторожде
ние) на КСП подготавливают нефть в газонасыщенном состо
янии без применения насосов, причем ведется раздельная под
готовка безводной и обводненной нефти. На КСП имеются 
также установки предварительного сброса воды и отбора 
газа 6, нагреватели И и отстойники (электродегидраторы) 10 
для глубокого обезвоживания нефти. Горячую воду из отстой-, 
ников 10 подают в трубопровод перед I ступенью сепарации. 
На ЦППН проводят сепарацию II и III ступеней. 

Другие системы нефтегазосбора 

Институт Татнефтепроект разработал вариант напорной си
стемы, при которой на дожимной насосно-компрессорной стан
ции (ДНКС), совмещенной с ГЗУ, давление газонефтяной смеси 
повышают до 1,6—2 МПа и перекачивают на УСУ. Однако си
стема не нашла широкого применения из-за отсутствия эконо
мически выгодных и надежных в работе газожидкостных нагне
тателей (винтовых насосов, насосов-компрессоров). 

Институт Башнефтепроект разработал вариант герметизи
рованной самотечной системы с использованием эжекторных 
установок, которые устанавливают на ГЗУ. Газ I ступени сепа
рации эжектирует газ II ступени и при давлении 0,2—0,5 МПа 
транспортируется по газопроводу на ГПЗ. Нефть по нефтетру-
бопроводу самотеком поступает на сборный пункт. Большая ме
таллоемкость и отсутствие централизации объектов ограни
чили применение этой системы. 

Грозненским нефтяным институтом в 60-х годах разработана 
высоконапорная система нефтегазосбора при давлениях до 6— 
7 МПа за счет использования пластовой энергии. На месторож
дении сооружаются только ГЗУ. Продукция скважин направ
ляется в сборный коллектор и транспортируется за счет пласто
вой энергии на централизованную сепарационную установку 
(ЦСУ), которая размещается на территории УПН и ГПЗ и уда
лена от ГЗУ на расстояниях, измеряемых десятками километров. 

Предложена также бесколлекторная (лучевая) система, в ос
нове которой лежит совместный транспорт нефти и газа от каж
дой скважины до крупных, обслуживающих до ста скважин, 
сборных пунктов. На сборном пункте осуществляется подго
товка нефти или же только I ступень сепарации, а газонасыщен
ная нефть перекачивается насосами на ЦСП всего месторож
дения. 
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Анализ применения герметизированных систем сбора, выпол
ненный ВНИИСПТнефтью, позволил выделить девять обобщаю
щих вариантов. Из них наибольшее применение нашли три си
стемы, включающие: а) только ГЗУ (удельный вес применения 
23 ,1%) ; б) ГЗУ и ДНС с отбором газа только на ДНС 
( 3 3%) ; в) ГЗУ и ДНС с отбором на ГЗУ и ДНС (24,7%). 
Удельный вес применения остальных вариантов колеблется от 
0,5 до 7,6%. 

Рассмотренные системы применительно к конкретным усло
виям совершенствовались, модернизировались. Тенденция их 
развития—максимальная централизация нефтепромысловых 
объектов, автоматизация и телемеханизация.^ 

Унифицированные технологические схемы комплексов сбора 
и подготовки нефти, газа и воды нефтедобывающих районов 

Они разработаны Гипровостокнефтью и ВНИИСПТнефтью на 
основании обобщения научных достижений, а также отечествен
ного и зарубежного опыта. В основу этих схем положено сов
мещение процессов сбора и подготовки при максимальном кон
центрировании основного технологического оборудования на 
ЦСП. На месторождении размещаются только ГЗУ. В связи 
с разнообразием условий конкретных месторождений комплекс 
может иметь два варианта технологической схемы размещения 
дополнительного оборудования на месторождении: 

I ступень сепарации с ДНС и с предварительным обезво
живанием нефти, причем качество воды должно удовлетворять 
требованиям закачки в трещиновато-пористый пласт; 

I ступень сепарации с насосной откачкой без сброса воды. 
Унифицированная технологическая схема показана на 

рис. 11.3. В схеме можно выделить пять узлов-установок за
мера (продукции скважин (ГЗУ), подготовки газа (УПГ), нефти 
(УПН), воды (УПВ) и шлама или механических примесей 
(УПШ). 

Нефть, газ и вода под давлением до 1,5—ЗМПа из скважин 
/ по выкидным трубам (шлейфам) диаметром 75—150 мм, дли
ной 0,8—4 км направляются в автоматизированные групповые 
замерные установки 2 (типа «Спутник»), где происходит отде
ление газа от жидкости (нефти, воды) и автоматическое пооче
редное (поскважинное) измерение расходов жидкости и газа. 

После замерной установки нефть, газ и вода снова смешива
ются и транспортируются по сборному коллектору диаметром 
200—500 мм, длиной до 7—70 км под собственным давлением 
до УПН. Допустимые пределы однотрубного транспортирования 
в зависимости от рельефа местности, вязкости и расхода про
дукции, диаметра трубопровода и давления на его входе можно 
выбрать по таблице Гипровостокнефти. Для внутритрубной де-
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Рис. 11.3. Унифицированная технологическая схема комплекса сбора и под
готовки нефти, газа и воды нефтедобывающего района: 
/ — скважина; 2 — автоматизированная групповая замерная установка; S — блок по
дачи деэмульгатора; 4 — сепаратор I ступени; 5 — отстойник предварительного сброса 
воды; 6 — печь для нагрева эмульсии; 7 — каплеобразователь; 8 — отстойник глубокого 
обезвоживания и II ступени сепарации; 9 — смеситель для ввода пресной воды; 10 — 
электродегидратор для обессолнвания; // — сепаратор III (горячей) ступени сепарации; 
12 — резервуар товарной нефти; 13, 16, 19 — насос; 14 — автомат по измерению количе
ства и определению качества товарной нефти; 15 — резервуар некондиционной нефти; 
17 — блок очистки воды; 18 — резервуар очищенной воды; 20 — блок дегазатора воды 
с насосом; 21 — узел замера расхода воды; 22 — блок приема и откачки уловленной 
нефти; 23 — емкость шламонакопитель; 24 — блок приема и откачки стоков; 25 — муль-
тнгидроциклон для отделения от сточной (дождевой) воды механических примесей; 
/ — товарный нефтяной газ; // — товарная нефть; /// — очищенная вода на КНС; /V — 
пресная вода; V — промысловые ливневые стоки; VI — газ на свечу 

эмульсации с помощью блока 3 вводится в поток деэмуль-
гатор. 

На УПН осуществляют последовательно сепарацию I сту
пени 4, предварительное обезвоживание 5, нагрев эмульсии 6, 
укрупнение капель воды 7, глубокое обезвоживание и сепара
цию II ступени 8, ввод пресной воды в поток 9, абессоливание 
10 и сепарацию III ступени (стабилизацию). Обезвоженная и 
обессоленная нефть из сепараторов 11 самотеком поступает 
в два попеременно работающих герметизированных резервуара 
12 на кратковременное хранение. Из них нефть забирается под
порным насосом 13 и подается на автоматизированную замер
ную установку количества и качества товарной нефти 14 (типа 
«Рубин»). Если нефть отвечает кондициям, то она направляется 
в парк товарных резервуаров и далее в магистральный нефте
провод и на НПЗ . Если нефть окажется некондиционной по со
держанию воды (более 0,5%) и солей (более 100 мг/л), то за
движка на входе в товарный резервуар автоматически закры
вается и открывается задвижка для возврата нефти снова на 
обезвоживание и обессоливание. Необводненная нефть минует 
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часть узлов УПН и поступает сразу в концевые сепараторы III 
ступени 11, где смешивается с обезвоженной и обессоленной 
нефтью. 

Отделившийся газ по сборным газопроводам поступает на 
УПГ, весь комплекс оборудования которого называют газобен
зиновым заводом. Обычно УПГ монтируют для большой группы 
месторождений, где имеются большие запасы нефтяного газа. 
На промысле (месторождении) подготовка газа не осуществля
ется. 

Отделившаяся в отстойниках и электродегидраторе вода са
мотеком поступает на УПВ. Там она проходит через блоки 
очистки 17 и дегазации 20 и через узел замера 21 подается на 
кустовые насосные станции (КНС) для закачки в пласт. Улов
ленная в блоке 22 нефть откачивается на УПН. 

Шлам, который отделяется от нефти и воды на УПН и УПВ, 
поступает в емкость-шламонакопитель 23 УПШ. Вода из ем
кости 23 и сточная вода из промысла поступают в блок стоков 
24, откуда откачиваются в мультигидроциклон 25 для отделения 
шлама. Шлам собирается в емкости 23, а вода подается на 
вход УПН. Газы дегазации воды поступают на свечу для сжи
гания. 

При такой схеме сбора и подготовки потери углеводородов 
сведены до минимума (0 ,2%) . 

Некоторые особенности технологических схем в конкретных 
условиях 

Высокопарафинистые (6—25%) и высокосмолистые нефти при 
сравнительно высокой температуре (20—30 °С) теряют свою под
вижность. При снижении температуры вязкость существенно 
возрастает. Это затрудняет пуск нефтепровода после его оста
новки, требует применения насосов, рассчитанных на высокие 
давления. Для облегчения транспортирования таких высоковяз
ких и застывающих нефтей (эмульсий) их подогревают или вво
дят реагенты, понижающие вязкость пристенных слоев нефти. 
Блочные автоматизированные печи подогрева нефти устанавли
вают на выкидных линиях (устьевые нагреватели типов УН и 
ПТТ), на сборных коллекторах (печи подогрева типа ПП и по
догреватель трубопроводный типа ПТ) и на магистральных тру
бопроводах. Нефтяной газ сжигают в печах, которые обеспечи
вают нагрев до 70 °С при рабочем давлении до 1,6—16 МПа. 
Подогреватели типов ПП и ПТ можно использовать при де-
эмульсации нефти, а также для подогрева газа и воды при газ-
лифтной эксплуатации и поддержании пластового давления. 

Трубопроводы рассчитывают на максимальные расходы про
дукции, соответствующие второй стадии процесса разработки 
(см. § 1.5). В периоды других стадий они работают с большой 
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недогрузкой. При холмистом рельефе местности это сопровож
дается большими пульсациями давления и скоростей потока, 
образованиями «газовых мешков» в повышенных участках тру
бопровода, ухудшением режима работы установок сепарации, 
подготовки нефти и воды и др. В таком случае целесообразно 
вместо одного коллектора большого диаметра укладывать два 
трубопровода меньших диаметров, обеспечивающих его про
пускную способность. По этим трубопроводам сначала "раз
дельно собирают необводненную и обводненную нефти, а позже 
один из них демонтируют. Можно также осуществлять предва
рительный отбор газа на ГЗУ и раздельный его сбор или отбор 
с помощью эжекторов на перевальных точках (повышениях) 
нефтепровода. 

Месторождения, расположенные на сильно заболоченных 
(Самотлорское месторождение) или шельфовых зонах, разбури
вают наклонно направленными скважинами из намывных ост
ровков или площадок, которые служат для размещения ГЗУ и 
другого технологического оборудования. На морских месторож
дениях площадки и берег связывают эстакадами. При большом 
удалении от берега трубопроводы для подачи на берег нефти и 
газа прокладывают по дну, нефть доставляют также нефтена
ливными судами. Воду очищают на площадках и используют 
для закачки в пласты с целью сокращения срока разработки 
месторождения, поскольку срок службы морских оснований ог
раничен. 

В случае больших по площади месторождений строят до-
жимные насосные станции и т. д. 

§ 11.3. СЕПАРАЦИЯ И СТАБИЛИЗАЦИЯ НЕФТИ 

Процесс разгазирования нефти может начинаться уже в пласте 
при падении давления ниже давления насыщения. При сборе и 
подготовке нефти сепарацию осуществляют в различного рода 
сепараторах. Газонефтяные сепараторы от газовых сепараторов, 
предназначенных для отделения газоконденсата, воды и меха
нических примесей от природного газа, отличаются тем, что 
в них обрабатывается газожидкостная смесь со сравнительно 
малым содержанием газа (газовым фактором). 

Конструкции сепараторов 

Среди сепараторов, применяемых на нефтяных промыслах, вы
деляют: 

по назначению — замерно-сепарирующие и сепарирующие; 
по геометрической форме и положению в пространстве — 

цилиндрические, сферические, вертикальные, горизонтальные, 
наклонные; 
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по характеру проявления основных сил разделения фаз — 
гравитационные, центробежные (гидроциклонные) и инерцион
ные (жалюзийные); 

по рабочему давлению — высокого (6,4—2,5 МПа) , сред
него (2,5—0,6 МПа) , низкого (0,6—0,1 МПа) давления и ва
куумные; 

по числу обслуживаемых скважин — индивидуальные и груп
повые; 

по количеству разделяемых фаз — двухфазные (газонефтя
ные) и трехфазные (газоводонефтяные). 

Сепараторы существенно отличаются по своим конструктив
ным признакам и особенностям. Рассмотрим некоторые харак
терные типы. 

На давно разрабатываемых месторождениях применяются 
вертикальные газонефтяные сепараторы или трапы (рис. 11.4). 
Газожидкостная смесь под давлением вводится через патрубок 
/ в раздаточный коллектор 2, имеющий по всей длине щель. Из 
щели смесь вытекает на наклонные плоскости 6 с небольшими 
порогами для интенсификации выделения газа. В нижней ча
сти под действием силы тяжести собирается жидкость, 
а в верхней — газ. 

Перегородки 10 служат для успокоения уровня жидкости 
при пульсирующем потоке, а датчик регулятора уровня поплав
кового типа 7 с исполнительным механизмом 8 — для цикличе
ского вывода нефти из сепаратора. Через патрубок 9 периоди
чески сбрасывают скопившиеся механические примеси. Водомер
ное стекло // предназначено для измерения количества 
подаваемой жидкости. 

В верхней части сепаратора установлена каплеуловительная 
насадка 4 жалюзийного типа. Ее работа основывается на раз
ных принципах: столкновении потока с различного рода перего
родками; изменении направления и скорости потока; использо
вании центробежной силы; применении коалесцирующей на
садки (сеток). Выделенная нефть стекает в поддон и по дре
нажной трубке 13 направляется в нижнюю часть сепаратора. На 
линии вывода газа устанавливают регулятор давления «до 
себя» 3, поддерживающий постоянное давление в корпусе се
паратора. В верхней части расположен предохранительный кла
пан 5, сбрасывающий газ при аварийном превышении давления 
в сепараторе выше допустимого. 

В вертикальном сепараторе, как и в любом другом, можно 
выделить четыре секции (см. рис. 11.4): основную сепарацион-
ную (I) , осадительную (II), влагонакопительную (III) и капле-
уловительную (IV). 

Вертикальные сепараторы позволяют достоверно определить 
объем жидкости (замерный трап). Их рекомендуется использо
вать при наличии песка" в продукции скважин, Более высокое 
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Рис. 11.4. Схема вертикального газо
нефтяного сепаратора (трапа): 
/ — ввод газонефтяной сиеси; 2 — разда
точный коллектор; 3 — регулятор давления 
«до себя»; 4 — каплеуловительная на
садка; 5 — предохранительный клапаи; 6 — 
наклонные плоскости; 7 — датчик регуля
тора уровня поплавкового типа; 8 — испол
нительный механизм сброса нефти; 9 — 
патрубок; 10 — успокоительные перего
родки; — водомерное стекло; 12 — от
ключающие краны; 13 — дренажная 
трубка; 14 — пузырьки газа, уносимые 
с нефтью из сепаратора*, 15 — капелькк 
жидкостк, уносимые с газом 

Рис. 11.5. Схема сепаратора I сту
пени с предварительным отбором 
газа: 
1,3 — наклонные трубопроводы депульса-
тора: 2 — горизонтальный трубопровод; 
4 -г газоотводные трубки; 5 — депульсатор; 
6 — перфорированная перегородка; 7 — 
жалюзийиая кассета; 8 — каплеуловвтель; 
9 — эжектор; 10 — наклонные плоскости; 
// — датчик регулятора уровня поплавко
вого типа; 12 — исполнительный механизм 
сброса нефтн; 13 — успокоительные пере
городки; 14 — перегородка 

Пещть 

качество разделения фаз обеспечивается в горизонтальных се
параторах, которые в последнее время нашли широкое приме
нение. 

На I ступени сепарации эффективным оказался двухфаз
ный сепаратор с предварительным отбором газа типа УБС 
(рис. 11.5). На входе в сепаратор (в конце сборного коллек-
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Рис. 11.6. Схема сепарационной установки с предварительным сбросом воды: 
/ — сопло ввода газоводонефтяной смесн; 2 — нефтеразливная полка; 3 — сепарациониый 
отсек; 4 — регулятор уровня; 5 — распределитель эмульсии; 6 — отстойный отсек; 7 — 
каплеотбойник; 8. 9 — патрубки вывода нефтн; 10, 12 — автоматы вывода нефти- и 
воды; // — сборник нефти; 13 — сборник воды; 14 — каплеобразователь; 15 — перего
родка 

тора) установлен депульсатор 5 и выделен каплеуловитель 8. 
В депульсаторе происходят расслоение структуры газожидкост
ной смеси, отбор газа и уменьшаются пульсации расхода и дав
ления. Газожидкостная смесь из сборного коллектора подво
дится по наклонному 1 (30—40°), горизонтальному 2 (длиной 
2—3 м) и наклонному 3 (10—15°) длиной.15—20 м трубопро
воду. Из трубопровода 3 в верхней части (выше уровня жид
кости в сепараторе) проводится отбор газа по газоотводным 
трубкам 4 в газосборный коллектор депульсатора 5, подводя
щий газ в выносной каплеуловитель (каплеотбойник) 8, в кото
ром " устанавливаются выравнивающая поток газа перфориро
ванная перегородка 6 и жалюзийная кассета 7. Из . каплеуло-
вителя 8 газ направляется в эжектор 9 (не входит,в комплект 
установки) и дальше в газопровод на ГПЗ. Капельки нефти 
собираются и стекают в сепаратор. В сепараторе выделяется 
основная часть газа, который поступает в эжектор 9. Нефть 
идет на УПН. 

-Блочные сепарационные установки типа УБС выпускаются 
на пропускную способность по жидкости 1500—16000 м

3
/сут 

при газовом факторе 120 м
3
/т и рабочем давлении 0,6 и 1,6 МПа. 

Для отделения газа от нефти на I и последующих ступенях 
сепарации, включая горячую (при высокой температуре) сепа
рацию на последней ступени под вакуумом, в настоящее время 
выпускается нормальный ряд нефтегазовых (двухфазных) се
параторов типа НГС на пропускную способность по нефти 
2000—30 000 т/сут и по газу 150—4400 тыс м

3
/сут. В отличие 

от установок типа УБС у них отсутствует депульсатор, а два 
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сетчатых каплеотбойника из вязаной проволоки установлены 
в емкости сепаратора. 

Для отделения нефти от воды и газа применяют трехфазные 
сепараторы или установки с предварительным сбросом воды 
(УПС) (рис. 11.6). Их особенность использование в одной ем
кости двух отсеков: сепарационного 3 и отстойного 6, которые 
разделены глухой сферической перегородкой 15 и сообщаются 
между собой через каплеобразователь 14. 

Продукция скважин поступает в сепарациониый отсек по 
соплу 1 и нёфтеразливной полке 2, которая обеспечивает более 
полную сепарацию и предотвращает пенообразование. Отделив
шийся нефтяной газ через регулятор уровня 4 отводится в от
стойный отсек 6, откуда через каплеотбойник 7 и регулятор дав
ления поступает в газосборный коллектор. Уловленная в капле-
отбойнике 7 жидкость самотеком поступает в отстойный отсек. 

Водонефтяная эмульсия из сепарационного отсека 3 в от
стойный отсек 6 поступает через каплеобразователь 14 под дав
лением газа. Допустимый перепад давления между отсеками не 
более 0,2 МПа (в зависимости от длины каплеобразователя). 
Для улучшения разделения фаз в каплеобразователь вводится 
также возвратная вода из УПН, которая содержит ПАВ. 

Линейный горизонтально расположенный каплеобразователь 
изготовляют из трех секций труб, диаметры которых увеличи
ваются в направлении движения потока. За счет этого после
довательно происходит укрупнение капель в результате разви
тия турбулентности потока, коалесценции капель при снижении 
турбулентности и расслоения потока под действием гравитаци
онных сил. Общая длина труб достигает 500 м в зависимости 
от требуемого времени контакта эмульсии и возвратной воды. 
При работе без каплеобразователя возвратную воду вводят за 
200—300 м до входа в сепаратор. 

В отстойном отсеке имеются дырчатые распределитель эмуль
сии 5, сборники нефти И и воды 13, предназначенные соответ
ственно для равномерного распределения эмульсии по всему 
сечению отстойника, сбора нефти и воды. 

Предварительно обезвоженная нефть и вода автоматически 
сбрасываются из сепаратора с помощью регуляторов 10 и 12. 
Два патрубка 8 и 9 для вывода нефти позволяют осуществлять 
работу установки в режимах полного и неполного заполнения 
емкости. 

Установки типа УПС выпускают на пропускную способность 
по жидкости 3000—10000 т/сут при газовом факторе до 120 м

3
/т 

и рабочем давлении до 1,6 МПа. Их можно использовать либо 
в качестве сепараторов I ступени, при этом должен осущест
вляться предварительный отбор газа в депульсаторе, либо после 
сепаратора I ступени. Установка типа УПС с высокой пропуск
ной способностью разделена на девять отсеков, что позволяет 
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Рис. 11.7. Схема концевого сепаратора: 

/ — раздаточный коллектор; 2 — форсуночный разбрызгиватель; 3 — каплеуловнтельная 
сетка; 4 — эжектор; 5 — холодильник; 6 — сепаратор; 7 — автомат вывода дегазирован
ной нефти; 8 — каплеуловитель 

использовать ее также в качестве делителя потока (иа четыре 
потока) для обеспечения равномерной загрузки последующих 
технологических установок. 

Конечная ступень сепарации должна обеспечить давление 
насыщенных паров в пункте сдачи нефти не более 0,066 МПа. 
Отбор из нефти наиболее летучих углеводородов (пропан, бу
тан) и получение стабильной нефти, практически неспособной 
испаряться в атмосферу, называют стабилизацией нефти. Кроме 
сепарации для получения стабильной нефти предлагалось ис
пользовать также ректификацию (испарение и конденсацию 
в колоннах), которая, однако, не нашла применения на промыс
лах. Отбор наиболее летучих углеводородов и обеспечение тре
буемого давления насыщенных паров осуществляют горячей се
парацией и созданием вакуума на конечной (горячей) ступени 
сепарации. 

Один из концевых сепараторов показан на рис. 11.7. Нефть 
из УПН, как правило, поступает с высокой температурой (40— 
60 °С). С помощью форсуночных разбрызгивателей 2 она дис
пергируется в газовом объеме сепаратора, в котором посредст
вом эжектора 4 создан вакуум. Мелкодисперсные капельки 
нефти, имея большую поверхность контакта с газом, дополни
тельно дегазируются, осаждаются на каплеуловительную сетку 
(жалюзи) 3 и стекают из нее в виде струек или крупных ка
пель. Дегазированная нефть самотеком отводится в товарные 
резервуары. Высоко- и низконапорный газ эжектора 4 посту-

Рис. 11.8. Схема циклонного двухъемкостного сепаратора-
/ — гндроцнклонная головка; 2 — направляющий козырек; 3 — верхняя емкость; 4, 12 — 
сливные полки; 5 — уголковые каплеуловнтелн; 6 — разбрызгиватель; 7 — жалюзнйиая 
кассета; в — заслонка; 9 — тяги; 10 — исполнительный иеханизи; // — датчик уровне
мера поплавкового типа; 13 — успокоитель уровня жидкости; 14 — нижняя емкость 

пает в холодильник 5 и сепаратор 6, где происходит отделение 
легких (С,—С4) и тяжелых (С5+Высшие) фракций. Таким' обра
зом, пентановые и гексановые (бензиновые) фракции, являю
щиеся при нормальных условиях (0,101 МПа; 0°С) жидкостями, 
выделяются из газа и переходят в товарную нефть, а легкие 
углеводороды (Q—CU), являющиеся при нормальных условиях 
газами, составляют товарный газ. 

На замерных установках «Спутник» применяют центробеж
ные (гидроциклонные) сепараторы (рис. 11.8). Разделение 
нефти и газа происходит в гидроциклонной головке /, затем на 
сливных полках 4 и 12 верхней 3 и нижней 14 емкостей, а ин
тенсифицируется процесс с помощью уголкового разбрызгива
теля 6. Газонефтяная смесь в гидроциклонную головку посту
пает тангенциально. За счет возникающей центробежной силы 
нефть отбрасывается на.стенку головки, а газ, как более лег
кий, сосредоточивается в центральной ее части. Нефть и газ 
из головки за счет козырька 2 поступают раздельно. Выделив
шийся газ освобождается от капелек нефти в уголковом капле-
уловителе 5 и в жалюзийной кассете 7. 

Из сепарационных установок с насосной откачкой типа БН 
компонуют ДНС с подачей 500, 1000 и 2000 м

3
/сут при газо

вом факторе 120 м
3
/м

3
. Установка типа БН включает гидро-

циклои, центробежные насосы и горизонтальную технологиче
скую емкость, которая выполняет функции дополнительного 
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сепаратора, буфера перед насосами и отстойника. Она предна
значена для осуществления I ступени сепарации, дальнейшего 
транспортирования нефти центробежными насосами при дав
лении 0,9—3,1 МПа и газа под давлением сепарации (0,5 МПа) . 

Аналогичны дожимные насосные станции типа ДНС с по
дачей 7000—20 000 м

3
/сут при давлении нагнетания жидкости 

19—28 МПа. 
Эффективность работы сепаратора характеризуют коэффи

циентом уноса капельной жидкости потоком газа (см
3
/1000 м

3
) 

Kx = q*/Qr (11.1) 

и коэффициентом уноса свободного газа потоком жидкости 
(10

3
 см

3
/м

3
) 

Kr = <7r/Q«, (11.2) 

а техническое совершенство — предельной средней скоростью 
газа в свободном сечении сепаратора vrmax и временем за
держки жидкости в сепараторе t3, где Q«, Qr — объемный рас
ход жидкости и газа на выходе сепаратора; qm, <7г — объемный 
расход капельной жидкости и свободного газа, уносимых пото
ком (расходы принимают при давлении и температуре в сепа
раторе). Показатели эффективности зависят от конструкции се
параторов, свойств жидкости и газа, температуры и давления 
Сепарации, способности жидкости к вспениванию и др. В ка
честве Допустимых норм рекомендуется принимать: /Сж^ 
sS50 см

3
/1000 м

3
; /Сг^20-10~

3
 см

3
/м

3
; У г т а х^0 ,1—9,25 м/с 

(меньшие значения для гравитационных сепараторов, боль
шие— для сепараторов с каплеуловителями), г 3=1—5 мин для 
невспенивающихся и t3 = 5—20 мин для вспенивающихся неф
тей. Если сепаратор обеспечивает получение допустимых норм 
по Km и Кг при меньших t3 и больших У г т а х , то он технически 
более совершенен и экономичен по сравнению с однотипным 
в одинаковых производственных условиях. 

Расчет сепарации 

Расчет процесса сепарации — это расчет фазового равновесия 
углеводородных систем, который изучается в курсе физики пла
ста и описан в научной литературе. Составы жидкой и газовой 
фаз, их относительные количества и состав двухфазной «-ком
понентной системы связаны уравнениями фазовых содержаний 
компонентов смеси: 

Xt= *1 = Z
±— ; (П.З) 

и. —
 z

i
K
i = г

& 1 /114) 
L + Kt(\-L) \ + V(Kt-\) '

 У
 ' ' 

л я 

fXl = Y 5 = 1 ; 

L L L + K((l-L) 

У \ < = У ^ = i; 

L L L + Kt(l-L) 

i=i t=i t=i 

Здесь xu \ju Zi — молярная доля i-ro компонента соответст
венно в жидкой фазе, в газовой фазе и в двухфазной системе; 
L, V—молярные доли жидкой и газовой фаз в двухфазной си
стеме; Кг — константа фазового равновесия i-ro компонента; и— 
число компонентов, причем 

L + V = l; zi = xlL+yiV; К -= «/,/*•. (11.8) 

При расчете сепарации определяют относительные количе
ства и составы фаз, на которые разделяется система при задан
ных давлении, температуре и общем составе. Для решения 
нужно знать константы равновесия, которые зависят от давле
ния, температуры и давления схождения (давление, при кото
ром константы равновесия всех компонентов равны единице). 
А давление схождения определяют по составу равновесной жид
кой фазы, который сам подлежит определению. Поэтому рас
чёты ведут итерационным методом. Вначале задают первое 
приближение давления схождения, которое для нефтегазовых 
систем должно быть не меньше 35 МПа. Затем с помощью гра
фиков или по уравнениям находят константы равновесия. Да
лее по известному составу смеси г,- и константам Ki из любого 
эквивалентного уравнения (11.5), (11.6) или (11.7) вычисляют 
молярную долю жидкой (либо газовой) фаз в смеси L (либо 
V). Тогда по уравнениям (11.3) и (11.4) находят составы фаз 
xi и г/.. Отметим, что константы равновесия в нефтегазовых си
стемах при давлениях, меньших 5 МПа, практически не зависят 
от давления схождения. В таком случае их выбирают по гра
фикам (таблицам), а расчет упрощают. 

Анализ процесса сепарации показывает, что многоступенча
тая сепарация (с отводом газа) дает увеличение выхода нефти 
на 2—5 °/о и более по сравнению с однократным разгазирова-
нием. Это объясняется тем, что при однократном (контактном) 
разгазировании происходит резкое снижение давления, в резуль
тате чего нефть «кипит», при этом бурно выделяются легкие 
углеводороды, увлекая за собой большое количество тяжелых 
углеводородов, которые при нормальных условиях являются 
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жидкостями. А при многократном (дифференциальном) разга-
зировании углеводороды выделяются в какой-то степени по
следовательно, причем на каждой ступени они отводятся из 
системы. 

Данные уравнения используют для оптимизации многосту
пенчатой сепарации при сопоставлении прибыли от увеличения 
выхода нефти и капитальных вложений. Г. С. Лутошкин ре
комендует ограничиться трехступенчатой сепарацией при дав
лениях: на I ступени — 0,6 МПа, на II ступени — 0,15—0,25 МПа 
и на III ступени — 0,02 МПа, а иногда даже вакуум. 

Расчеты разгазирования нефти при небольших давлениях 
сепарации (0,4—0,9 МПа) можно с достаточной для практики 
точностью выполнить по закону Дальтона — Рауля. Количество 
газа, выделившееся при сепарации, можно рассчитать по коэф
фициенту растворимости газа в нефти с использованием лабо
раторных данных разгазирования или закОна Генри. 

Расчеты сепараторов 

Сепаратор подвергают гидравлическому и механическому (на 
прочность) расчетам. Гидравлический расчет сводится к рас
чету на пропускную способность по газу и по жидкости или 
к выбору (размеров) диаметра сепаратора в зависимости от 
расхода газа. 

Расчет по газу применительно к вертикальному гравитаци
онному сепаратору выполняют из условия, чтобы скорость уг 

движения газового потока в сепараторе была меньше допусти
мой скорости vT. доп, при которой происходит гравитационное 
осаждение жидких и твердых частиц во встречном потоке газа, 
т. е. -

У г < У г . д о п . С
11

-
9
) 

Скорость иг, доп (в м/с) устанавливают либо из условия ра
венства сил, действующих на частицу, и силы сопротивления 
среды, возникающей при осаждении частицы (формулы Стокса, 
Аллена, Ньютона — Ритингера и др.), иногда уменьшая ее на 
15—20%, либо, исходя из практики эксплуатации сепараторов, 
по формуле 

Уг.доп = 0,245/л/р~, (П.Ю) 

где р — давление в сепараторе, МПа. 
Выражая скорость ог через расход газа и площадь попереч

ного сечеиия (диаметр) сепаратора и используя формулу (11.9), 
определяют пропускную способность (расход газа) при задан
ном диаметре или наоборот. 
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При расчете горизонтального гравитационного сепаратора 
в неравенстве (11.9) иг.Доп умножают на отношение длины се
паратора к его диаметру. 

Гидравлический расчет гравитационного сепаратора по жид
кости выполняют из условия, чтобы скорость подъема уровня 
жидкости Уж в нем была меньше скорости всплывания wr га
зовых пузырьков, т. е. 

Vx<Wr. (11.11) 

Выражая скорость иж через расход жидкости и площадь 
зеркала жидкости в сепараторе и скорость wT по формуле 
Стокса, определяют пропускную способность (расход) по жид
кости при заданных размерах сепаратора. Отметим, что для го
ризонтального сепаратора площадь зеркала жидкости является 
функцией уровня жидкости в сепараторе. 

§ И.4. ДЕЭМУЛЬСАЦИЯ И ОБЕССОЛИВАНИЕ НЕФТИ, 

ПОДГОТОВКА СТОЧНОЙ ВОДЫ 

Добыча нефти сопровождается отбором пластовой воды, что 
приводит в процессе движения и перемешивания фаз к образо
ванию нефтяных эмульсий. Способность эмульсии в течение 
определенного времени не разрушаться и не разделяться на 
фазы называют устойчивостью или стабильностью. Она умень
шается с повышением температуры, снижением дисперсности 
системы (степени раздробленности дисперсной фазы), умень
шением содержания в системе стабилизирующих веществ 
(эмульгаторов), образующих на поверхности раздела фаз ад
сорбционные защитные оболочки, и др. Стабилизирующие ве
щества, содержащиеся в нефти (асфальтены, нафтены, смолы, 
парафин) и в пластовой воде (соли, кислоты), называют ес
тественными эмульгаторами или естественными поверхностно-
активными веществами (ПАВ). Адсорбция эмульгаторов на 
водонефтяной разделе и утолщение межфазного бронирован
ного слоя протекают во времени, поэтому эмульсия обратного 
типа В/Н (вода в нефти) со временем становится более устой
чивой, т. е. происходит ее «старение*. Отсюда следует, что све--
жие эмульсии разрушаются значительно легче и быстрее. 
В течение суток «старение» практически затухает. 

Для разрушения нефтяных эмульсий путем вытеснения есте
ственных эмульгаторов с поверхностного слоя капель воды-ши
роко применяют различные деэмульгаторы—поверхностно-ак
тивные вещества, обладающие большей активностью, чем эмуль
гаторы. Эффективными деэмульгаторами, применяемыми 
в настоящее время для разрушения эмульсий типа В/Н, явля
ются неионогенные (не образующие ионов в водных растворах) 
маслорастворимые (сепарол 5084, дисолван 4490, прохинор GR, 
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Вискок-3) и водорастворимые (сепарол 29, R-ll, Х-2647, L-1632, 
Доуфакс, серво и др.) ПАВ. Большинство из них обладает ток
сичностью. На 1 т нефти подают 20—60 г деэмульгатора. Де-
эмульгатор образует гидрофильный адсорбционный слой, в ре
зультате чего капельки воды при столкновении коалесцируют 
(сливаются) в более крупные капли, которые уже легко осе
дают в нефти. 

Известно много различных методов разрушения нефтяных 
эмульсий типа В/Н: внутритрубная (путевая) деэмульсация; 
гравитационный отстой; термохимическая подготовка нефти; 
электродегидрирование; центрифугирование, фильтрация через 
твердые пористые тела (слой песка) и др. Рассмотрим основ
ные применяемые методы. 

Внутритрубная деэмульсация широко применяется в соче
тании с другими методами подготовки нефти. Она предусмат
ривает ввод деэмульгатора дозировочным насосом в поток 
водонефтяной смеси (через затрубное пространство, на устье 
скважины или на ГЗУ). Исследованиями установлено, что вну
тритрубная деэмульсация тем эффективнее, чем больше эффек
тивность ПАВ, длительность перемешивания, количество воды 
и температура эмульсии. Для каждой эмульсии существует оп
тимальное время и интенсивность перемешивания, в связи с чем 
предложено использовать трубопроводы-каплеобразователи. 
Внутритрубная деэмульсация позволяет организовать предва
рительный сброс воды (на ГЗУ, ДНС или КСП), который целе
сообразен при содержании воды в продукции скважин более 
30%. Отбор крупных капель осуществляют в отстойниках. 

Гравитационный отстой происходит за счет разности плот
ностей пластовой воды (1010—1200 кг/м

3
) и нефти (790— 

950 кг/м
3
) в герметизированных отстойниках (емкостях) и сырь

евых резервуарах. После внутритрубной деэмульсации расслое
ние эмульсии в резервуарах без подогрева происходит в тече
ние 2—3 ч. Содержание остаточной воды в нефти при холодном 
отстое составляет более 1—2 %• Эмульсия должна пода
ваться в резервуары равномерно по всей площади через рас
пределительное устройство (лучи-отводы с отверстиями), кото
рое находится под уровнем пластовой воды, что увеличивает 
поверхность эмульсии, контактирующей с водяной подушкой, и 
интенсифицирует процесс расслоения эмульсии. Время полного 
отделения нефти от воды определяют как отношение высоты 
слоя дисперсионной среды к скорости перемещения (всплыва
ния, осаждения) капель дисперсной фазы. 

В сочетании с этими методами широкое применение нашла 
термохимическая подготовка нефти, основанная на использова
нии ПАВ и теплоты. До 50 % затрат на подготовку нефти свя
заны с необходимостью нагрева. Для этого выпускались блоч
ные термохимические установки в виде вертикальной (типа 

УДО) или горизонтальной (типа СП) цилиндрической емкости, 
в которых совмещены нагрев (10—60 °С) эмульсии с помощью 
газовой шапки, сепарация газа, а также отстой нефти и воды 
с раздельным их сбросом. Такие установки называли еще се
параторами-подогревателями или сепараторами-деэмульсато
рами. В настоящее время эмульсию нагревают с помощью на
гревателя (или печи), пропускают через каплеобразователь и 
отводят в отстойник глубокого обезвоживания (см. рис. Н-З). 

Нефтяные нагреватели и печи выпускают двух модификаций: 
нагреватели с жаровыми трубами, аналогичные совмещенным 
аппаратам только без отстойного отсека (типа НН-2,5 и НН-
6,3); 

печи трубчатые блочные (типа ПТБ-10 и БН-2М). 
В нефтяных нагревателях типа НН, представляющих собой 

горизонтальную цилиндрическую емкость, эмульсия проходит 
снизу вверх через слой водяной подушки, которая омывает жа
ровые трубы. В блочном нагревателе типа БН и в печи труб
чатой блочной типа ПТБ эмульсия движется в трубе и нагре
вается омывающими трубу продуктами сгорания. 

Для отстоя нагретых эмульсий наибольшее распространение 
получили горизонтальные отстойники объемом 200 м

3
. Отстой

ник типа ОГ-200С имеет два отсека: сепарационный и отстой
ный. Дегазированная эмульсия из сепарационного отсека по 
двум коллекторам через перфорированные распределители по
ступает в отстойный отсек под уровень пластовой воды. Обез
воженная нефть всплывает и через перфорированный сборник 
выводится из аппарата. Отделившаяся пластовая вода с по
мощью поплавкового регулятора межфазного уровня сбрасы
вается в систему подготовки сточных вод. Принцип работы ос
нован на гравитационном отстое и на эффекте промывки эмуль
сии как в слое дренажной воды, так и в промежуточном слое 
высококонцентрированной эмульсии, выполняющем роль свое
образного коалесцирующего фильтра. 

Существующие методы обезвоживания нефти на промыслах 
не позволяют получить товарную нефть с остаточной обводнен
ностью ниже 0,2%. При такой глубине обезвоживания остаточ
ное содержание хлористых солей в зависимости от минерали
зации пластовых вод может колебаться от 20 до 1000 мг/л. 
Регламентируемое содержание солей для трех групп товарной 
нефти не должно превышать 100, 300 и 1800 мг/л (см.табл. 1.2). 
Поэтому при подготовке сырых нефтей с высокой минерализа
цией пластовых вод (плотностью 1170—1200 кг/м

3
) после сту

пени глубокого обезвоживания предусматривается дополнитель
ный процесс — обессиливание нефти. Сущность его заключается 
в промывке обезвоженной нефти пресной водой и последующем 
разделении фаз. Расход промывочной воды может колебаться от 
3—5 до 10—15%. Процесс обессоливания и расход пресной 
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Рис. 11.9. Схема горизонтального электродё-
гидратора ЭГ-200-10: 

1, 2 — электроды; 3 — изоляторы; 4 — выход обезво- ' 
женпоя и обессоленной нефтн со сборником' 5 — 
нефть; 6 — эмульгированная нефть; 7 — вода- 8 — 
сброс воды; 9 — ввод эмульсии в аппараты с рас
пределительным коллектором 

воды зависят от принятой технологии смещения. Использова
ние диафрагм, штуцеров, клапанов не всегда дает должный эф
фект. Перспективным направлением является использование 
распыленного ввода пресной воды, например, с помощью ре
гулируемого гидродинамического диспергатора, разработанного 
УкргипроНИИнефтью. Последующее разделение фаз осущест
вляется в электродегидраЩе, который называют еще электро-
обессоливающей установкой (ЭЛОУ). Наиболее эффективен и 
экономичен горизонтальный электродегидратор ЭГ-200-10 (рис. 
11.9), который представляет собой стальную цилиндрическую ем
кость вместимостью 200 м

3
, рассчитанную на рабочее давление 

1 МПа. Пропускная способность составляет 500 м
3
/ч. 

Как и отстойник, он оснащен распределителем эмульсии 9, сбор
никами нефти 4 и воды 8, выполненными из перфорированных 
труб. Дополнительно электродегидратор оснащен двумя элект
родами — верхним 2 и нижним 1, которые подвешены на изоля
торах 3 горизонтально друг над другом и имеют форму прямо
угольных рам, занимающих все продольное сечение электро-
дегидратора. На электроды подается переменный ток 
с максимальным напряжением 44 кВ. Эмульсия подается через 
распределительный коллектор 9, обеспечивающий равномерное 
поступление ее по всему горизонтальному сечению аппарата. 
Она медленно движется снизу вверх через три зоны: слой отсто
явшейся воды 7, уровень которой поддерживается автоматиче
ски на 20—30 см выше коллектора 9; зону слабой напряженно
сти электрического поля между уровнем воды и нижним 
электродом 1; зону сильной напряженности между нижним 1 
и верхним 2 электродами. 

Принцип разрушения эмульсии состоит в столкновении ка
пель воды под действием сил притяжения и их коалесценции. 
Диспергированные капли в результате индукции электрического 
поля поляризуются и вытягиваются вдоль силовых линий с об
разованием в вершинах капель воды электрических зарядов, 
противоположных зарядам на электродах. 

Под действием основного и дополнительного электрических 
полей происходит упорядоченное движение и столкновение ка
пель воды. В тюле переменного тока капли находятся в состоя
нии колебания, с постоянным изменением формы и непрерывно 
деформируются, что способствует разрушению адсорбционных 
оболочек на них и слиянию этих каплей. 

На поздней стадии разработки месторождения, когДа нефть, 
содержащая повышенное количество нафтеновых кислот, сильно 
обводнена (более 7 0 % маломинерализованной воды), образу
ются неустойчивые эмульсии прямого типа (Н/В). Такие эмуль
сии образуются в процессе разрушения обратных эмульсий, т. е. 
при деэмульсации нефти. Они сравнительно легко разрушаются 
при вводе в них ПАВ, незначительном нагреве или сочетании 
этих методов. Основной метод разрушения таких эмульсий — 
гравитационный отстой. Для более эффективного разделения 
дегазированную эмульсию направляют в резервуар-отстойник 
с гидрофильным жидкостным фильтром (слой пластовой воды). 
Частично выделившуюся обводненную нефть, которая представ
ляет собой уже эмульсию обратного типа (В/Н), подают на 
рассмотренную выше дальнейшую обработку. 

Вода, отделенная от нефти на разных ступенях ее подго
товки, содержит диспергированную нефть в количестве (более 
1000 мг/л), превышающем допустимую норму при закачке воды 
в пласт (см. §3.2). 

Известны две системы очистки сточных вод. На давно раз
рабатываемых месторождениях встречается открытая система, 
когда отделение нефти и механических примесей происходит за 
счет разности плотностей в открытых емкостях—песколовке, 
нефтеловушке. В настоящее время применяются установки зак
рытого типа (герметизированные), в которых воду подают в ре
зервуар-отстойник с гидрофобным жидкостным фильтром. В нем 
вода с капельками нефти «фильтруется» через. нефтяную «по
душку», в результате чего капельки нефти переходят в состав 
этого фильтра. 

На границе раздела фаз в аппаратах подготовки нефти и 
воды накапливаются очень стойкие «множественные» (амбар
ные, ловушечные или «промежуточного» слоя) эмульсии, кото
рые служат причиной срыва технологического процесса. Высо
кая устойчивость таких эмульсий к расслоению связана с по
вышенным содержанием тонкодисперсных частиц различных 
механических примесей (глины, песка, продуктов коррозии, каль-
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цита, гипса и т. п.). Обычно критическое содержание механи
ческих примесей, при которых возникают проблемы обработки 
эмульсионных нефтей, не превышает 2—3 %. Твердые частицы 
в зависимости от изменения соотношения их гидрофобных и 
гидрофильных участков могут стабилизировать эмульсии как 
прямого (Н/В), так и обратного (В/Н) типа. Они чаще всего 
образуют сплошные гидрофобные агломераты с асфальтосмо-
листыми и парафиновыми компонентами нефти и распределя
ются в Основном в объеме нефтяной фазы. Содержание высоко
минерализованной пластовой воды в такой «ловушечной» нефти 
может достигать 50—55 °/о, что соответствует остаточному со
держанию хлористых солей более 50 000 мг/л. В настоящее 
время пока не существует эффективных способов очистки эмуль
сионных нефтей от твердых механических примесей. 

Трудноразрушаемые обычным термохимическим методом 
«ловушечные» эмульсии либо сжигают, либо подкачивают не
большими порциями в сырую нефть, резко ухудшая тем самым 
ее качество. Для зарубежной практики также типична комби
нированная обработка, основанная на использовании повышен
ной температуры и расхода деэмульгатора, с последующим от
стаиванием и возвратом некондиционной нефти на повторную 
обработку, при этом «промежуточный» слой отстоя обрабаты
вают на центрифугах или сжигают. Проходят испытания ме
тоды, базирующиеся на применении пресной воды, органиче
ских растворителей, кислот, щелочей и т. д. Превентивные, 
методы предусматривают применение забойных фильтров, огра
ничивающих вынос частиц породы из пласта, ингибиторов кор
розии оборудования, а также предотвращение загрязнения 
нефти буровыми растворами, растворами для глушения сква
жин и т. д. Полагают, что с повышением обводненности нефтя
ных месторождений и при широком применении методов по
вышения нефтеотдачи (закачка пара, кислот, щелочей и др.) 
не исключена возможность появления в продукции скважин 
повышенного количества различных механических примесей. 

§ 11.5. ВНУТРИПРОМЫСЛОВЫЙ ТРАНСПОРТ 

И ХРАНЕНИЕ НЕФТИ 

Промысловые трубопроводы 

Трубопроводы для внутрипромыслового транспорта подразде
ляют: 

по назначению — н а нефте-, газо-, нефтегазо-, водо- и нефте-
газоводопроводы; 

по функции — н а выкидные линии (шлейфы); нефтяные, га
зовые, водяные и нефтегазоводяные сборные (магистральные) 
коллекторы; товарные трубопроводы; 

по напору — н а напорные и безнапорные; 
по рабочему давлению — н а трубопроводы высокого (не ме

нее 6,4 МПа), среднего (1,6 МПа) , и низкого (0,6 МПа) дав
ления; 

по способу прокладки — н а подземные, наземные и подвод
ные; 

по гидравлической схеме работы — н а простые (без ответ
влений) и сложные (с ответвлениями), в том числе замкнутые 
(кольцевые). 

Все трубопроводы подлежат гидравлическому, прочностному 
(механическому) и при необходимости тепловому расчету. Гид
равлический расчет простого трубопровода сводится к опреде
лению одного из параметров (пропускной способности, диа
метра, необходимого начального давления) при известных дру
гих параметрах и условиях транспортирования (вязкость, 
плотность, профиль трассы и т. д.). При расчете многофазного 
трубопровода учитывают структуру потока. Расчет ведут на 
максимальный расход продукции, соответствующий второй ста
дии процесса разработки. Пропускную способность проложен
ного трубопровода можно увеличить прокладкой параллельного 
трубопровода (лупинга), подачей в поток обводненной нефти 
ПАВ для инверсии эмульсии и уменьшения ее вязкости, повы
шением насосами начального давления или подогревом нефти. 

Пропускная способность трубопроводов может снижаться 
вследствие засорения трубопроводов механическими частицами 
при недостаточной скорости потока, выпадения и отложения па
рафина, солей, а также образования окалины при коррозии тру
бопроводов, особенно при транспортировании пластовых вод. 

Для предотвращения и устранения отложений парафина при
меняют разные методы: добавление ПАВ; пропарка запара-
финенных труб; очистка резиновыми шарами (торпедами),про
талкиваемыми по трубам; теплоизоляция. Для борьбы с отло
жениями солей используют химические реагенты (гексамета-
фосфат натрия, триполифосфат натрия, соляная кислота) и 
пресную воду. 

С целью предохранения трубопроводов от внутренней кор
розии, применяют в основном ингибиторы коррозии (АНП-2, 
И-1-А, ИКБ-ЧВ, ИКАР-1, ИКСГ-1 и др.) с эффективностью 
защитного действия 80—98 % при концентрации до 0,2 % от 
расхода продукции, а также иногда различные лаки, эпоксид
ные смолы, цинко-силикатные покрытия. 

Трубопроводы и резервуары от почвенной коррозии защи
щают, осуществляя методы действия: пассивный (изоляционные 
покрытия — битумные, битумно-резиновые, полимерные; крафт-
бумага; лента гидроизоляции) и активный (катодная или при 
отсутствии источников электроснабжения протекторная защита). 
Трубопроводы -обычно прокладывают подземно, ниже уровня 
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промерзания грунта на глубину от 0,8 до 1,5 м, причем после 
этого проводится рекультивация почвы (восстановление ее пло
дородия). Если имеются многолетнемерзлотные породы, то лю
бые трубопроводы должны прокладываться на подсыпке или 
специальных опорах наземно в теплоизолированном и гидроизо
лированном состоянии. В местах пересечения с дорогами их 
монтируют на опорах высотой до 4 м. Все трубопроводы под
вергают гидравлическому испытанию (опрессовке) водой на 
давление, превышающее рабочее в 1,5 раза. Трубы изготовлены 
из малоуглеродистой и низкоуглеродистой стали. 

Нефтяные резервуары 

Нефтяные резервуары (емкости) предназначены для накопле
ния, кратковременного хранения и учета «сырой» и товарной 
нефти. Группу резервуаров, сосредоточенных в одном месте, 
называют резервуарным парком. Общий объем товарного ре-
зервуарного парка принимают равным двухсуточному дебиту 
скважин. На промыслах используют в основном стальные ци
линдрические резервуары вместимостью 100—20000 м

3
 и реже 

железобетонные подземные резервуары вместимостью до 
100 000 м

3
. 

При герметизированных системах сбора основные потери 
легких фракций нефти происходят только в сырьевых и товар
ных резервуарах при больших и малых «дыханиях». Впуск воз
духа в резервуар и выпуск газовоздушной смеси в атмосферу 
через дыхательный клапан при опорожнении и наполнении ре
зервуара называют большим «дыханием», а при изменении тем
пературы и давления в течение суток при постоянном уровне 
нефти — малым «дыханием». Для предупреждения и уменьше
ния потерь нефти от испарения рекомендуется применять пла
вающие крыши и понтоны, пластмассовые полые шарики и 
пластмассовые пленки, покрывать поверхность лучеотражаю-
щими светлыми красками, а также использовать газоуравни
тельную систему, которая обвязывает одновременно опорожня
ющиеся и наполняющиеся резервуары. 

Товарный резервуар оборудуют люком-лазом, световым и 
замерным люками, уровнемером, пробоотборником, хлопушкой 
(обратным клапаном), дыхательным клапаном с огневым пре
дохранителем, предохранительным гидравлическим клапаном и 
пенокамерой для тушения возникшего в резервуаре пожара. 
Пробоотборник обеспечивает полуавтоматический отбор проб 
по всей высоте резервуара. 

Резервуар периодически очищают от «мертвого» остатка 
нефти и парафиновых отложений, а также продуктов коррозии, 
механических примесей и подтоварной воды. «Мертвый» оста
ток удаляют при помощи брандспойтов моечной машины ММ-4 
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§ 11.6. ИЗМЕРЕНИЕ ПРОДУКЦИИ СКВАЖИН И ТОВАРНОЙ 
НЕФТИ. УСТАНОВЛЕНИЕ ЕЕ КАЧЕСТВА 

Измерение количества добываемых нефти, газа и воды по каж
дой скважине необходимо для установления режима работы 
каждой скважины, контроля и регулирования разработки мес
торождения. Общее количество добываемых нефти, газа и воды 
по группе скважин или по месторождению обусловливает вы
бор оборудования для сбора и подготовки, а также режим его 
работы. Товарную нефть учитывают при ее сдаче потребителю. 

Измерение продукции скважин 

При самотечной системе сбора количество нефти я воды, посту
пающих в ИЗУ или ГЗУ, измеряется объемным способом по 
изменению уровней нефти и воды в трапе или открытом цилинд
рическом мернике с помощью рейки с делениями и реже водо
мерного стекла, установленного на мернике. Каждый мерник 
тарируется (калибруется) и составляется таблица объемов. Де
лением объема на продолжительность накопления мерника оп
ределяют дебит. Если образуется стойкая эмульсия, то изме
ряют общее количество жидкости, отбирают пробы жидкости, 
и содержание воды в нефти определяют в лабораторий аппара
том Дина — Старка. Расход газа измеряется при помощи стан
дартных диафрагм и расходомеров, устанавливаемых на газо
вой линии после сепаратора. 

При современных герметизированных системах сбора при
меняют блочные автоматизированные групповые замерные уста
новки «Спутник-А» и «Спутник-Б». Существуют модификации, 
отличающиеся величиной рабочего давления (1,6; 2,5 и 4МПа ) , 
числом подключаемых скважин (8, 10 и 14 скважин) наиболь
шим дебитом скважины (1500 и 400 м

3
/сут). «Спутник-А» — 

базовая конструкция серии блочных автоматизированных за
мерных установок. «Спутиик-Б» состоит из двух блоков: за
мерно-переключающего (ЗПБ) и местной автоматики (БМА). 
В БМА происходит автоматическая регистрация измеренного 
дебита скважин и переключение их на замер, причем с раз
дельным измерением дебита обводненных и необводненных 
скважин. Установка работает по задаваемой программе, обес
печивающей поочередное подключение на замер скважин на 
строго определенное время. Продукция всех скважин по выкид
ным линиям поступает в многоходовый переключатель скважин 
(ПСМ), который обеспечивает поступление продукции одной из 
скважин в гидроциклонный сепаратор измерительного устрой
ства типа «Импульс»; а продукции остальных скважин в сбор
ный коллектор. В гидроциклонном сепараторе свободный газ 
отделяется от жидкости. Дебит жидкости измеряется при крат-
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ковременных пропусках накапливающейся в сепараторе жид
кости через турбинный расходомер типа ТОР-1 («Норд»), 
а газа — через турбинный счетчик газа типа АГАТ-3. Для не
прерывного контроля и фиксирования объемного содержания 
воды в. нефти ее пропускают через влагомер типа УВН-2МС, 
принцип действия которого основан на измерении емкости кон
денсатора в водонефтяной смеси. Установка снабжена также 
дозирующим насосом подачи реагента НД-0,5Р10. В случае по
вышения или понижения давления в общем коллекторе (пара
финовая пробка, порыв трубы), а также по команде с диспет
черского пункта осуществляется автоматическая блокировка 
скважин и установки (остановка). 

На ряде месторождений работают установки других типов 
(АГМ, АГЗУ, АГУ, «Импульс» и др.). В небольшом количестве 
выпущены также установки «Спутник-В», «Спутник-ВР», «Спут-
ник-ВМР». В первых двух расход жидкости измеряется авто
матически в тарированной емкости, а газа — диафрагменным 
измерителем. Последняя установка отличается тем, что в ней 
отсутствует сепарациониый узел и переключающее устройство. 
Продукция каждой скважины поступает к вибрационно-массо-
вому расходомеру типа ВМР-1. Принцип действия BMP осно
ван на измерении времени затухания свободных колебаний за
щемленной измерительной трубки с грузом, в которой движется 
газоводонефтяная смесь, а время затухания пропорционально 
массовому расходу жидкости. Внедряется модернизированная 
установка «Спутник-АМ». 

Измерение количества и качества товарной нефти 

Количество товарной нефти измеряют в массовых единицах, 
а качество характеризуют содержанием воды и солей. Можно 
выделить два применяемых метода. При объемно-массовом ме
тоде объем определяют по высоте уровня нефти и подтоварной 
воды в негерметизированных товарных резервуарах с исполь
зованием мерной ленты и калибровочной таблицы резервуара. 
Для определения толщины слоя подтоварной воды к ленте при
крепляют водочувствительную ленту (например, на основе кон
торского клея, подкрашенного чернилами). Объемные единицы 
по плотности пересчитывают в массовые. Плотность нефти в ре
зервуаре не является постоянной для всего объема и изменяется 
в зависимости от температуры и содержания воды в нефти. 
В резервуаре сверху вниз содержание воды в нефти возрастает, 
а температура уменьшается. Поэтому в резервуар спускают про
боотборник и отбирают среднюю пробу, по которой в лаборато
рии аппаратом Дина — Старка определяют содержание воды, 
а плотность нефти — нефтеденсиметром с учетом температуры. 
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Затем вычисляют массу брутто и массу нетто. Используются 
также уровнемеры типов УДУ или УДО либо массовые датчики. 

В настоящее время для поточного измерения количества и 
определения качества (по содержанию воды и солей) товарной 
нефти, автоматического возврата некондиционной нефти на по
вторную подготовку используется блочная автоматизированная 
установка сдачи товарной нефти «Рубин-2М». Сигналы турбин
ного объемного расходомера и аналогового интегратора, обра
батывающего сигналы измерителей плотности, влагосодержания 
и солесодержания, автоматически пересчитываются в показа
тели массы брутто и чистой нефти. Установки монтируются на 
УПН или на ЦСП, к которому подключается несколько УПН. 
Разработана более совершенная блочная установка учета ко
личества товарной нефти БКУ ТН. 

Контрольные вопросы 

1. Охарактеризуйте тенденции в развитии систем сбора и подготовки 
продукции скважии. 

2. Чем обусловлена необходимость осуществления многоступенчатой се
парации нефти? 

3. Объясните методы обезвоживания и обессоливання нефтн. 
4. Расскажите о современных методах измерения продукции скважин н 

товарной нефти. 
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