ЭКСПЛУАТАЦИЯ НЕФТЯНЫХ СКВАЖИН БЕСШТАНГОВЫМИ НАСОСАМИ

       Недостаточно высокая подача штанговых глубинных насосов, необходимость установки громоздкого оборудования ( механизмов с  движущимися частями, металлоемких станков- качалок и массивных фундаментов ) опасность обрыва штанг при больших глубинах  скважин, сравнительно небольшой межремонтный пробег ( 2750 час) и другие причины ограничивают  область применения штанговых  глубинных насосов. В связи с этим  на практике  применяются бесштанговые насосы, из которых наиболее распространены центробежные электронасосы. Отличительной чертой таких насосных установок является перенос двигателя непосредственно к месту установления насоса.

эксплуатация скважин погружными центробежными электронасосами

       Установка погружного центробежного насоса (УПЦН) состоит из насосного агрегата, спускаемого в скважину на НКТ, кабеля, арматуры устья, станции управления и автотрансформатора.

В свою очередь погружной насосный агрегат состоит из: 

-   многоступенчатого центробежного насоса;

· погружного электродвигателя ;

· протектора или протектора с компенсатором.

Все эти узлы связаны между собой посредством фланцев. Валы двигателя, протектора и насоса имеют на концах шлицы и соединяются шлицевыми муфтами. Так как электродвигатель расположен непосредственно под насосом, насос имеет боковой прием жидкости, которая поступает в него из кольцевого пространства между эксплуатационной колонной и электродвигателем через фильтр-сетку.  

При больших подачах УЭЦН имеют КПД (до 0,35), позволяющий конкурировать с установками штангового типа  (КПД  =0,1) и газлифтным   ( КПД=0,04-0,085) способом  лифта,

 Еще одним преимуществом использования УЭЦН  является возможность достаточно эффективного использования для борьбы с парафиновыми отложениями автоматизированных проволочных скребков а также применение НКТ с покрытием.

Межремонтный период УЭЦН – до 600 суток. 

Скважинный насос имеет 80-400 ступеней. Жидкость поступает через сетку в нижней части насоса. Погружной электродвигатель маслозаполненный, герметизированный.

Электроэнергия подается с поверхности по круглому кабелю, а около насоса – по плоскому.

Трансформатор ( автотрансформатор)  используют для повышения напряжения тока от 380 В ( промысловая сеть) до 400-2000 В.

Станция управления имеет приборы, показывающие силу тока и напряжение, что позволяет отключать установку вручную и автоматически.

Колонна НКТ оборудуется обратным  и сливным клапанами. Обратный клапан удерживает жидкость  в НКТ при остановках насоса, что облегчает запуск установки, а сливной освобождает НКТ от жидкости перед подъемом агрегата при установленном обратном клапане.

Область применения центробежных насосов  по дебиту 40-100 м3/сут., по напорам 740-1800 м ( для отечественных насосов)

Наиболее эффективны эти насосы при работе в скважинах с большими дебитами. По дебитам они превосходят штанговые насосы, а по знергоемкости они предпочтительнее газлифта.

Однако, для УЭЦН существуют ограничения по условиям скважин, например высокий газовый фактор, большая вязкость, высокое содержание механических примесей и т.д.

Создание насосов и электродвигателей в модульном исполнении дает возможность подбора УЭЦН к характеристике скважины по дебитам и напорам.

Очевидно, что желательно подбирать насос по дебитам и напорам в области наибольшего КПД и минимальной потребной мощности.

В зависимости от агрессивности перекачиваемой  среды погружные центробежные электрические насосы выпускаются в коррозионностойком или износоустойчивом исполнении, если механические частицы (песок) от 0,1 до 5 г/м3.

Отличительные конструктивные особенности износоустойчивого исполнения ПЦЭН:

1. чугунные рабочие колеса заменены пластмассовыми из смолы П-68

2. текстолитовая опора колеса заменена резиновой

3. для уменьшения износа ступиц рабочих колес и вала ставят дополнительные резино-металлические радиальные опоры, которые препятствуют изгибу вала.

По диаметрам и поперечным габаритным размерам  ПЭЦН разделяют на группы : 5, 5А, 6, 6А.

Рассмотрим обозначение установки на примере 

1У9ЭЦН5А-250-1400ВК02: 

Погружной насос секционный, многоступенчатый с малым диаметром рабочих ступеней.

1- порядковый номер модификации установки

У - установка

9 -порядковый номер модификации насоса

Э -привод от погружного электродвигателя

Ц –центробежный

Н –насос

5А –группа насоса

250 – подача насоса,  м3/сут

1400 – напор, м

ВК - вариант комплектации

02 – порядковый номер варианта комплектации по ТУ

· для установок коррозионностойкого исполнения добавляется буква «К».

Применяемые в нефтяной промышленности погружные насосы имеют от 145 до 400 ступеней. 

        Насос состоит из одной или нескольких секций, соединенных между собой фланцами. Секция имеет длину  до 5,5 м. Длина насоса определяется числом рабочих ступеней и секций, которое зависит от параметров насоса: подачи и напора.

Общая схема установки погружного центробежного электронасоса

Центробежные насосы для откачки жидкости из скважины принципиально не отличаются от обычных центробежных насосов, используемых для перекачки жидкостей на поверхности земли. Однако малые радиальные размеры, обусловленные диаметром обсадных колонн, в которые спускаются центробежные насосы, практически неограниченные осевые размеры, необходимость преодоления высоких напоров и работа насоса в погруженном состоянии привели к созданию центробежных насосных агрегатов специфического конструктивного исполнения. Внешне они ничем не отличаются от трубы, но внутренняя полость такой трубы содержит большое число сложных деталей, требующих совершенной технологии изготовления.

         Погружные центробежные электронасосы (ПЦЭН) - это многоступенчатые центробежные насосы с числом ступеней в одном блоке до 120, приводимые во вращение погружным электродвигателем специальной конструкции (ПЭД). Электродвигатель питается с поверхности электроэнергией, подводимой по кабелю от повышающего автотрансформатора или трансформатора через станцию управления, в которой сосредоточена вся контрольно-измерительная аппаратура и автоматика. 

           ПЦЭН опускается в скважину под расчетный динамический уровень обычно на 150 - 300 м. Жидкость подается по НКТ, к внешней стороне которых прикреплен специальными поясками электрокабель. В насосном агрегате между самим насосом и электродвигателем имеется промежуточное звено, называемое протектором или гидрозащитой. Установка ПЦЭН (рис. 8.1) включает маслозаполненный электродвигатель ПЭД 1; звено гидрозащиты или протектор 2; приемную сетку насоса для забора жидкости 3; многоступенчатый центробежный насос ПЦЭН 4; НКТ 5; бронированный трехжильный электрокабель 6; пояски для крепления кабеля к НКТ 7; устьевую арматуру 8; барабан для намотки кабеля при спуско-подъемных работах и хранения некоторого запаса кабеля 9; трансформатор или автотрансформатор 10; станцию управления с автоматикой 11 и компенсатор 12.

        Насос, протектор и электродвигатель являются отдельными узлами, соединяемыми болтовыми шпильками. Концы валов имеют шлицевые соединения, которые стыкуются при сборке всей установки. При необходимости подъема жидкости с больших глубин секции ПЦЭН соединяются друг с другом так, что общее число ступеней достигает 400. 
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Рис. 8.1. Общая схема оборудования скважины установкой погружного центробежного насоса

        Всасываемая насосом жидкость последовательно проходит все ступени и покидает насос с напором, равным внешнему гидравлическому сопротивлению. УПЦЭН отличаются малой металлоемкостью, широким диапазоном рабочих характеристик, как по напору, так и по расходу, достаточно высоким к. п. д., возможностью откачки больших количеств жидкости и большим межремонтным периодом. Следует напомнить, что средняя по России подача по жидкости одной УПЦЭН составляет 114,7 т/сут, а УШСН  -  14,1 т/сут.

        Все насосы делятся на две основные группы; обычного и износостойкого исполнения. Подавляющая часть действующего фонда насосов (около 95 %)  - обычного исполнения.

Насосы износостойкого исполнения предназначены для работы в скважинах, в продукции которых имеется небольшое количество песка и других механических примесей (до 1 % по массе). По поперечным размерам все насосы делятся на 3 условные группы: 5; 5А и 6, что означает номинальный диаметр обсадной колонны, (в дюймах), в которую может быть спущен данный насос.

             В шифре ПЦЭН заложены их основные номинальные параметры, такие как подача и напор при работе на оптимальном режиме. Например, ЭЦН5-40-950 означает центробежный электронасос группы 5 с подачей 40 м3/сут (по воде) и напором 950 м. ЭЦН5А-360-600 означает насос группы 5А с подачей 360 м3/сут и напором 600 м.

             В шифре насосов износостойкого исполнения имеется буква И, означающая износостойкость. В них рабочие колеса изготовляются не из металла, а из полиамидной смолы (П-68). В корпусе насоса примерно через каждые 20 ступеней устанавливаются промежуточные резино-металлические центрирующие вал подшипники, в результате чего насос  износостойкого   исполнения имеет меньше ступеней и соответственно напор.

         Подбор насоса к скважинам по существу сводится к выбору такого типоразмера ПЦЭН, чтобы он, будучи спущен в скважину, работал в условиях оптимального или рекомендованного режима при откачке заданного дебита скважины с данной  глубины.

Погружной насосный агрегат

             Насосный агрегат состоит из насоса (рис. 8.2, а), узла гидрозащиты (рис. 8.2, 6), погружного электродвигателя ПЭД (рис. 8.2, в), компенсатора (рис. 8.2, г), присоединяемого к нижней части ПЭДа.
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Рис 8.2.  Устройство погружного центробежного агрегата

а  -  центробежный   насос;    б  - узел   гидрозащиты;   в  -  погружной   электродвнгателъ;  г -  компенсатор

         В современных конструкциях ЭЦН в узле гидрозащиты не имеется избыточного давления, поэтому утечки жидкого трансформаторного масла, которым заполнен ПЭД, меньше, и необходимость в свинцово-графитовом сальнике отпала.

       Полости двигателя и приемной части разделяет простым торцовым уплотнением, давления по обе стороны которого одинаковые. Длина корпуса насоса обычно не превьшает 5,5 м. Когда же нужное число ступеней (в насосах, развивающих большие напоры) разместить в одном корпусе не удается, их размещают в два или три отдельных корпуса, составляющих самостоятельные секции одного насоса, которые состыковываются вместе при спуске насоса в скважину

Узел гидрозащиты  -  самостоятельный узел, присоединяемый к ПЦЭН болтовым соединением (на рис 11.3 узел, как и сам ПЦЭН, показан с транспортировочными заглушками, герметизирующими торцы узлов)

Верхний конец вала 1 соединяется шлицевой муфтой с нижним концом вала насоса. Легкое торцевое уплотнение 2 разделяет верхнюю полость, в которой может быть скважинная жидкость, от полости ниже уплотнения, которая заполнена трансформаторным маслом, находящимся, как и скважинная жидкость, под давлением, равным давлению на глубине погружения насоса. Ниже торцевого уплотнения 2 располагается подшипник скользящего трения, а еще ниже  -  узел 3 -  опорная пята, воспринимающая осевое усилие вала насоса. Опорная пята скольжения 3 работает в жидком трансформаторном масле.

Ниже размещается второе торцевое уплотнение 4 для более надежной герметизации двигателя. Оно конструктивно не отличается от первого. Под ним располагается резиновый мешок 5 в корпусе 6. Мешок герметично разделяет две полости: внутреннюю полость мешка, заполненного трансформаторным маслом, и полость между корпусом 6 и самим мешком, в которую имеет доступ внешняя скважинная жидкость через обратный клапан 7.

Скважинная жидкость через клапан 7 проникает в полость корпуса 6 и сжимает резиновый мешок с маслом до давления, равного внешнему. Жидкое масло по зазорам вдоль вала проникает к торцевым уплотнениям и вниз к ПЭДу.

Разработаны две конструкции устройств гидрозащиты. Гидрозащита ГД отличается от описанной гидрозащиты Г наличием на валу малой турбинки, создающей повышенное давление жидкого масла во внутренней полости резинового мешка 5.

Внешняя полость между корпусом 6 и мешком 5 заполняется густым маслом, питающим шариковый радиально-упорный подшипник ПЦЭН прежней конструкции. Таким образом, узел гидрозащиты ГД усовершенствованной конструкции пригоден для использования в комплекте с широко распространенными на промыслах ПЦЭН прежних типов. Ранее применялась гидрозащита, так называемый протектор поршневого типа, в которой избыточное давление на масло создавалось подпружиненным поршнем. Новые конструкции ГД и Г оказались более надежными и долговечными. Температурные изменения объема масла при его нагревании или охлаждении компенсируются с помощью присоединения к нижней части ПЭДа резинового мешка  -  компенсатора (рис. 8.2, г).

          Для привода ПЦЭН служат специальные вертикальные асинхронные маслозаполненные двухполюсные электродвигатели (ПЭД). Электродвигатели насоса делятся на 3 группы: 5; 5А и 6.

         Поскольку вдоль корпуса электродвигателя, в отличие от насоса, электрокабель не проходит, диаметральные размеры ПЭДов названных групп несколько больше, чем у насосов, а именно: группа 5 имеет максимальный диаметр 103 мм, группа 5А - 117 мм и группа 6  -  123 мм.

          В маркировку ПЭД входит номинальная мощность (кВт) и диаметр; например, ПЭД65-117 означает: погружной электродвигатель мощностью 65 кВт с диаметром корпуса 117 мм, т. е. входящий в группу 5А.

           Малые допустимые диаметры и большие мощности (до 125 кВт) вынуждают делать двигатели большой длины  -  до 8 м, а иногда и больше. Верхняя часть ПЭДа соединяется с нижней частью узла гидрозащиты с помощью болтовых шпилек. Валы стыкуются шлицевыми муфтами.

           Верхний конец вала ПЭДа (рис. 8.2, в) подвешен на пяте скольжения 1, работающей в масле. Ниже размещается узел кабельного ввода 2. Обычно этот узел представляет собой штекерный кабельный разъем. Это одно из самых уязвимых мест в насосе, из-за нарушения изоляции которого установки выходят из строя и требуют подъема; 3  -  выводные провода обмотки статора; 4  -  верхний радиальный подшипник скользящего трения; 5  -  разрез торцевых концов обмотки статора; 6  -  секция статора, набранная из штампованных пластин трансформаторного железа с пазами для продергивания проводов статора. Секции статора разделены друг от друга немагнитными пакетами, в которых укрепляются радиальные подшипники 7 вала электродвигателя 8. Нижний конец вала 8 центрируется нижним радиальным подшипником скользящего трения 9. Ротор ПЭДа также состоит из секций, собранных на валу двигателя из штампованных пластин трансформаторного железа. В пазы ротора типа беличьего колеса вставлены алюминиевые стержни, закороченные токопроводящими кольцами, с обеих сторон секции. Между секциями вал двигателя центрируется в подшипниках 7. Через всю длину вала двигателя проходит отверстие диаметром 6 - 8 мм для прохождения масла из нижней полости в верхнюю. Вдоль всего статора также имеется паз, через который может циркулировать масло. Ротор вращается в жидком трансформаторном масле с высокими изолирующими свойствами. В нижней части ПЭДа имеется сетчатый масляный фильтр 10. Головка 1 компенсатора (см. рис.8.2, г), присоединяется к нижнему концу ПЭДа; перепускной клапан 2 служит для заполнения системы маслом. Защитный кожух 4 в нижней части имеет отверстия для передачи внешнего давления жидкости на эластичный элемент 3. При охлаждении масла его объем уменьшается и скважинная жидкость через отверстия заходит в пространство между мешком 3 и кожухом 4. При нагревании мешок расширяется, и жидкость через те же отверстия выходит из кожуха.

         ПЭДы, применяемые для эксплуатации нефтедобывающих скважин, имеют мощности обычно от 10 до 125 кВт.

           Для поддержания пластового давления применяются специальные погружные насосные агрегаты, укомплектованные ПЭДами мощностью 500 кВт. Напряжение питающего тока в ПЭДах колеблется от 350 до 2000 В. При высоких напряжениях удается пропорционально уменьшить ток при передаче той же мощности, а это позволяет уменьшить сечение токопроводящих жил кабеля, а следовательно, поперечные габариты установки. Это особенно важно при больших мощностях электродвигателя. Скольжение ротора ПЭДа номинальное  -  от 4 до 8,5 %, КПД. -  от 73 до 84 %, допустимые температуры окружающей среды  -  до 100 °С.

        При работе ПЭДа выделяется много теплоты, поэтому для нормальной работы двигателя требуется охлаждение. Такое охлаждение создается за счет непрерывного протекания пластовой жидкости по кольцевому зазору между корпусом электродвигателя и обсадной колонной. По этой причине отложения парафина в НКТ при работе насосов всегда значительно меньше, чем при других способах эксплуатации.

           В производственных условиях случается временное обесточивание силовых линий из-за грозы, обрыва проводов, из-за их обледенения и пр. Это вызывает остановку УПЦЭН. При этом под влиянием стекающего из НКТ через насос столба жидкости вал насоса и статор начинают вращаться в обратном направлении. Если в этот момент подача электроэнергии будет восстановлена, то ПЭД начнет вращаться в прямом направлении, преодолевая силу инерции столба жидкости и вращающихся масс.

          Пусковые токи при этом могут превысить допустимые пределы, и установка выйдет из строя. Чтобы этого не случилось, в  выкидной  части  ПЦЭН устанавливается  шаровой  обратный клапан, препятствующий сливу жидкости из НКТ.

          Обратный клапан обычно размещается в головке насоса. Наличие обратного клапана осложняет подъем НКТ при ремонтных работах, так как в этом случае трубы поднимают и развинчивают с жидкостью. Кроме того, это опасно в пожарном отношении. Для предотвращения таких явлений выше обратного клапана в специальной муфте делается сливной клапан. В принципе сливной клапан - это муфта, в боковую стенку которой вставлена горизонтально короткая бронзовая трубка, запаянная с внутреннего конца.  Перед подъемом в НКТ бросается металлический короткий дротик. От удара дротика бронзовая трубка отламывается, в результате чего боковое отверстие в муфте открывается и жидкость из НКТ сливается.

         Разработаны и другие приспособления для слива жидкости, устанавливаемые над обратным клапаном ПЦЭН. К ним относятся так называемые суфлеры, позволяющие измерять межтрубное давление на глубине спуска насоса скважинным манометром, спускаемым в НКТ, и устанавливающие сообщение межтрубного пространства с измерительной полостью манометра.

          Следует заметить, что двигатели чувствительны к системе охлаждения, которая создается потоком жидкости между обсадной колонной и корпусом ПЭДа. Скорость этого потока и качество жидкости влияют на температурный режим ПЭДа. Известно, что вода имеет теплоемкость 4,1868 кДж/кг-°С, тогда как чистая нефть 1,675 кДж/кг-°С. Поэтому при откачке обводненной продукции скважины условия охлаждения ПЭДа лучше, чем при откачке чистой нефти, а его перегрев приводит к нарушению изоляции и выходу двигателя из строя. Поэтому изоляционные качества применяемых материалов влияют на длительность работы установки. Известно, что термостойкость некоторой изоляции, применяемой для обмоток двигателя, доведена уже до 180 °С, а рабочие температуры до 150 °С. Для контроля за температурой разработаны простые электрические температурные датчики, передающие на станцию управления информацию о температуре ПЭДа по силовому электрическому кабелю без применения дополнительной жилы. Аналогичные устройства имеются для передачи на поверхность постоянной информации о давлении на приеме насоса. При аварийных состояниях станция управления автоматически отключает ПЭД.

Гидрозащита электродвигателя предотвращает попадание пластовой жидкости в полость погружного электродвигателя и состоит из протектора и компенсатора.

Протектор имеет две камеры заполненные рабочей жидкостью (масло) электродвигателя. Камеры разделены эластичной резиновой диафрагмой с торцевыми уплотнениями. Выравнивание давления в протекторе с давлением в скважине происходит через обратный клапан, расположенный в нижней части протектора. Длина протектора 1,2-1,3м.

Компенсатор состоит из камеры образуемой эластичной резиновой диафрагмой, заполненной рабочей жидкостью электродвигателя. Полость за диафрагмой сообщается со скважиной отверстиями. Длина компенсатора  1м.

Центробежный насос приводится в движение маслозаполненным, асинхронным, трехфазным электродвигателем переменного тока с короткозамкнутым ротором вертикального исполнения типа ПЭД.

Двигатель заполняется специальным маловязким маслом для охлаждения и смазки (с высокой диэлектрической прочностью)

Электродвигатель секционного исполнения состоит из двух  секций верхней и нижней, каждая из которых имеет те же основные узлы, что и односекционный двигатель. Двигатель рассчитан на работу при температуре окружающей среды не более 90 0С , длина 4,2-8,0 м.

Кабельная линия обеспечивающая подвод электроэнергии к электродвигателю состоит из основного питающего кабеля, сращенного с ним плоского кабеля и муфты ввода для соединения с электродвигателем Температура среды не более 900 С, давление жидкости  - 19,6 МПа,  газовый фактор 180 м3/т.

Станция управления 

С5803 предназначена для управления УЭЦН мощностью до 100 кВт. КУПНА для установок с электродвигателем мощностью более 100 кВт .

ШГС5803 располагается в металлическом шкафу одностороннего обслуживания с отсеком высокого напряжения.

КУПНА 80-29А2У1 – в металлическом шкафу защищенной конструкции двустороннего обслуживания.  

        У трансформаторов предусмотрено маслянное охлаждение. Они предназначены для работы на открытом воздухе.

Методика подбора УЭЦН для скважин

Конструкция установок погружных центробежных насосов:

-установки погружных насосов УЭЦНМ и УЭЦНМК в модульном исполнении предназначены для откачки пластовой жидкости содержащей нефть, воду, газ и механические примеси из вертикальных и наклонных скважин.

-установки имеют два исполнения коррозионностойкое и обычное;

-по поперечным размерам насосы делятся на три условные группы : 5, 5А, 6, что означает номинальный диаметр обсадной колонны в которую может быть спущен насос 

5 – имеет наружный диаметр 92 мм

5А -  103 мм

6 – 114 мм

Показатели назначения по перекачиваемым средам

При подборе УЭЦН учитывается:

-   среда – пластовая  жидкость (смесь нефти, воды и газа)

· максимальная кинематическая вязкость однофазной жидкости, при которой обеспечивается работа насоса без изменения напора и КПД, мм2/сек;

· водородный показатель попутной воды рН 6,0-8,5;

· максимальное массовое содержание твердых частиц 0,01% (0,1Г/м3)

· микротвердость частиц – не более 5 баллов по Моосу;

· максимальное содержание попутной воды – 99 % ;

· максимальное содержание свободного газа у основания двигателя –25%, 

· для установок с насосными модулями газосепараторами ( по вариантам комплектации) –55 %  при этом соотношении в откачиваемой жидкости нефти и воды регламентируется методикой подбора УЭЦН;

· максимальная концентрация сероводорода: для установок обычного исполнения-0,001% (0,01г/дм3); для установок коррозионностойкого исполнения 0,125% (1,25 г/дм3) 

· температура перекачиваемой жидкости в зоне работы погружного агрегата не более 90 0С

ВНИМАНИЕ В случае, если по скважине ожидается значительный вынос мехпримесей или отложение солей в насосе, спускать УЭЦН без шламоуловителя – запрещается.

Требования к конструкциям скважин

1. Минимальный внутренний диаметр скважины для каждого типоразмера насоса согласно технического описания на модуль-секции и двигатели

2. Максимальный темп набора кривизны ствола скважины – 2мм на 10 м;

3. Максимальное давление в зоне подвески установки 250 кгс/см2;

4. Отклонение ствола скважины от вертикали в зоне установки не более 40 мм;

5. Интенсивность изменения кривизны ствола скважины в зоне подвески установки 3 мм на 10 м

Характеристики модулей –секций насоса (опр. по таблице)

Диаметр, мм

Напор максимальный, м

Масса, кг 

Количество ступеней , шт

Все типы насосов могут быть выполнены:

· с бесфланцевым (бугельным) соединением секций

· износо-коррозионностойкими

· с приемной  сеткой и ловильной головкой  на секции.

Определение глубины подвески ПЭЦН

Глубина подвески насоса определяется:

1. Глубиной динамического уровня жидкости в скважине Нд при отборе заданного количества жидкости;

2. Глубиной погружения ПЭЦН под динамический уровень Нп, минимально необходимой для обеспечения нормальной работы насоса;

3. Противодавлением на устье скважины Ру, которое необходимо преодолеть;

4. Потерями напора на преодоление сил трения в НКТ при движении  потока hтр;

5. Работой выделяющегося из жидкости газа Нг, уменьшающего необходимый суммарный напор.

Таким образом можно записать:

       L = Нд +Нп +Ру/рg + hтр - Нг

ЭКСПЛУАТАЦИЯ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН

Особенности добычи газа и конденсата

       Особенности конструкции и оборудования газовых скважин по сравнению с нефтяными, в частности с фонтанными скважинами обусловлены отличиями свойств газа и нефти. 

        Плотность и вязкость газа на 2-3 порядка меньше, чем нефти. Скорость движения газа в стволе скважины в 5-25 раз больше, чем скорость движения нефти. Извлечение газа из недр происходит только за счет использования пластовой энергии. Газ содержит агрессивные коррозионные компоненты и поэтому к скважинам, добывающим газ предъявляются более жесткие требования.

        Давление газа на устье всего на 5-10% меньше забойного или пластового, значит на обсадные трубы создаются большие давления и их перепады  при наличии температурных напряжений.

        В случае малейшей негерметичности обсадной колонны, вследствие  малой вязкости газ проникает в вышележащие пласты, что может привести к загазованности территории, образованию грифонов и создать взрывоопасные условия.

        Агрессивные компоненты не должны вызывать снижение прочности обсадных колонн и газопомыслового оборудования. Вследствие больших скоростей газа повышается опасность эрозии оборудования в газовой струе.

        Поэтому подбирают соответствующие материалы обсадных колонн, повышают герметичность труб применением уплотнительных смазок для резьб или сварных соединений, цементируют трубы по возможности на большую высоту ( до устья) и др.

         Конструкция и оборудование газовых  и газоконденсатных скважин имеют много общего с фонтанными скважинами

         Для скважин глубиной до 1000 м  применяют одноколонную конструкцию, состоящую из кондуктора и эксплуатационной колонны. С увеличением глубины, а, следовательно, и давления пласта применяют более сложные конструкции, так для глубин 2500-3000 м применяют трехколонные конструкции.

 Конструкцию скважин для каждого газового или газоконденсатного месторождения выбирают исходя из учета особенностей геологического строения месторождения, климатических условий, физико-химической характеристики газа, распределения температур от устья до забоя, условий эксплуатации и бурения.

Если в газе содержатся агрессивные компоненты, то предусматривают дополнительные меры обеспечивающие надежность работы скважин: спуск заколонного пакера на конце эксплуатационной колонны, оборудование забоя забойными клапанами и пакерами, заполнение затрубного пространства ингибиторами.

Например, в скважинах Оренбургского газового месторождения, где содержится большое количество серы и сернистых соединений, вслед за кондуктором спускается 219 мм промежуточная колонна, а затем 168 мм или 146мм эксплуатационная колонна. В таких скважинах в процессе их эксплуатации устанавливают регулярные наблюдения за межколонным давлением. С этой целью колонная головка оборудуется специальным патрубком с вентилем и манометром. При возрастании межколонного давления принимают соответствующие меры вплоть до глушения скважины для ее ремонта.

При работе в агрессивных средах иногда принимают меры к снижению коррозии оборудования, для этого могут применяться трубы с покрытием и арматура из фторопласта или с включениями фторопласта , а так же оборудование из нержавеющей стали или остеклованное оборудование. Все это сильно повышает стоимость строительства и обустройства скважины, а затем переносится на стоимость добываемого газа.

Конструкция скважин, сооружаемых в зонах вечной мерзлоты, где возможно смятие колонн после бурения, должна предусматривать возможную потерю устойчивости пород за счет растепления вечномерзлых приствольных пород при эксплуатации. Для обеспечения герметичности башмак кондуктора должен находиться ниже вечномерзлых пород, или необходимо специально изолировать кондуктор, или установить второй кондуктор. Межколонное пространство над цементным стаканом заполняют незамерзающей жидкостью, например  дизельным топливом. При длительной консервации ствол скважины также заполняют незамерзающим раствором, в том числе дизтопливом или раствором хлористого кальция.

Специальная конструкция предусматривается в случае раздельной эксплуатации двух и более горизонтов одной скважиной.

Эксплуатационные колонны в газовых скважинах рассчитывают на внутреннее давление, соответствующее статическому давлению после вызова притока газа в промежуточные колонны, на которых монтируется противовыбрасовое оборудование на максимальное давление при выбросе газа.

Особенности конструкций газовых скважин

          Газовые и газоконденсатные месторождения залегают в земной коре на различных глубинах: от 250 до 10 000м и более. Для извлечения углеводородных компонентов пластового флюида на поверхность земли бурятся газовые и газоконденсатные скважины.  Газовые скважины используются для: 1) движения газа из пласта в поверхностные установки промысла; 2) защиты вскрытых горных пород разреза от обвалов; 3) разобщения газоносных, нефтеносных и водоносных пластов друг от друга; 4) предотвращения подземных потерь газа.

            Газовые скважины эксплуатируются в течение длительного времени в сложных, резко изменяющихся условиях. Действительно, давление газа в скважинах доходит от 100 МПа, температура газа достигает 523 ºК, горное давление за колоннами на глубине 10 000 м превышает 250 МПа. В процессе освоения, исследований, капитального ремонта и во время эксплуатации скважин резко изменяются давление, температура, состав газа, движущегося в скважине.

         Скважины - дорогостоящие капитальные сооружения. В общих капитальных вложениях в добычу газа удельный вес капитальных вложений в строительство скважин может составлять 60 - 80 % в зависимости от глубины залегания месторождения, геологических условий бурения скважин, географических условий расположения месторождений.

Долговечность работы и стоимость строительства скважин во многом определяются их конструкциями.

          Конструкцией скважины называют сочетание нескольких колонн обсадных труб различной длины и диаметра, спускаемых концентрично одна внутри другой в скважину. Колонны обсадных труб скрепляются с породами геологического разреза цементным камнем, поднимаемым за трубами на определенную высоту.

            Конструкция добывающих газовых скважин зависит от многих факторов, в частности от пластового давления и отношения его к гидростатическому, геологических условий бурения, геолого-физических параметров пласта, физических свойств пластового флюида, разности давлений между пластами, технологических условий эксплуатации скважин, режима эксплуатации пласта, экономических соображений.

            На рис. 9.1. приведены конструкции газовых и газоконденсатных скважин.

Физические свойства газа - плотность и вязкость, их изменение в зависимости от давления и температуры существенно отличается от изменения плотности и вязкости нефти и воды. Во многих случаях плотность газа значительно меньше плотности нефти и воды, а коэффициент динамической вязкости газа в 50 - 100 раз меньше, чем у воды и нефти.

         Различие плотностей газа и жидкостей вызывает необходимость спуска кондуктора в газовых скважинах на большую глубину, чем в нефтяных, для предотвращения разрыва газом горных пород, загрязнения водоносных горизонтов питьевой воды, выхода газа на дневную поверхность.

Глубину спуска кондуктора в газовых скважинах Н (в м) можно определить подбором из равенства
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где L - глубина скважины; R - удельная газовая постоянная; Т - средняя температура на длине (L - h); ρср - средняя объемная плотность горных пород разреза на длине h; Pн - начальное пластовое давление газа; g - ускорение свободного падения, или приближенно по формуле
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где ρв - плотность пластовой воды
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Рис. 9.1. Конструкции скважин на газовых, газоконденсатных месторождениях

и подземных хранилищах газа:  а - Майкопское газоконденсатное месторождение (скв. 37), 146 мм обсадная колонна (сварная);  б - Вуктыльское газоконденсатное месторождение; в - Уренгойское газоконденсатное месторождение (высокодебитная скв. 22); г - Медвежье газовое месторождение (высокодебитная скв. 18);1 - хвостовик; д - ПХГ-1, е - ПХГ-2

        Малая вязкость газа вызывает необходимость принимать особые меры по созданию герметичности как обсадных колонн, так и межтрубного пространства газовых скважин

         Герметичность колонн обсадных труб достигается различными способами применением резьбовых соединений на концах труб и муфтах со специальной трапецеидальной формой поперечного сечения с тефлоновыми уплотнительными кольцами, использованием фторопластовой уплотнительной ленты, герметизирующих уплотнительных составов для муфтовых соединений типа УС-1, ГС-1 Герметичность заколонного пространства скважин обеспечивается применением цементов определенных марок, дающих газонепроницаемый, трещиностойкий цементный камень

9.2.1.Оборудование устья скважин.

        Оборудование устья газовой скважины предназначено для соединения верхних концов обсадных колонн и фонтанных труб, герметизации межтрубного пространства и соединений между деталями оборудования, осуществления мероприятий по контролю и регулированию технологического режима эксплуатации скважин. Оно состоит из трех частей 1) колонной головки, 2) трубной головки и 3) фонтанной елки.

Колонная головка соединяет верхние концы кондуктора и эксплуатационной колонны, герметизирует межтрубное пространство, служит опорой трубной головки с фонтанной елкой.

          На рис.9.2 изображена колонная головка на шлипсах В нижней части расположен широкоопорный пьедестал 1, навернутый до отказа на наружную резьбу обсадной колонны и закрепленный на бетонном фундаменте анкерными болтами Сверху к пьедесталу прикреплен при помощи фланцевого соединения опорный пьедестал 2, служащий для подвески эксплуатационной колонны. На конусных внутренних ребрах опорного пьедестала установлены шлипсы 3, на которых подвешена и закреплена эксплуатационная колонна Для герметизации межтрубного пространства в опорном пьедестале над шлипсами установлен сальник, состоящий из газонефтестойкого специального уплотнения 6, зажатого между двумя кольцами 4 и 7 нажимной гайкой 8. Подвеска эксплуатационной колонны на шлипсах заменяет сложный способ подвески на резьбе.

Трубная головка служит для подвески фонтанных труб и герметизации межтрубного пространства
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Рис. 9.2. Схема колонной головки газовой скважины со шлипсовым креплением обсадных колонн

1 - широкоопорный пьедестал; 2 - опорный пьедестал для подвески эксплуатационной колонны;

3 - шлипсы; 4 и 7 - нижнее и верхнее кольца; 5 - отводной патрубок; 6 - уплотнение; 8 - нажимная гайка
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Рис. 9.3. Оборудование устья скважины.

а - тройниковая арматура:   1, 11 - фланцы, 2, 9 - буферы, 3 - вентиль, 4 - манометр; 5 - задвижка; 6 - крестовина; 7, 10 - катушки; 8 - тройник; 12 - штуцер;

б - крестовиковая арматура: 1 - фланец, 2 - уплотнитель, 3, 8, 11 - буферы, 4 - вентиль; 5 - манометр; 6 - задвижка; 7, 9 - крестовины; 10 - тройник; 12 - штуцер; 13 - катушка; 14 - фланец

между эксплуатационной колонной и фонтанными трубами. На трубную головку непосредственно устанавливают фонтанную елку крестовикового или тройникового типа.

Фонтанная елка монтируется выше верхнего фланца трубной головки. Она предназначена для:

1) освоения скважины;

2) закрытия скважины;

3) контроля и регулирования технологического режима работы скважины.

Основной элемент фонтанной елки крестовикового типа - крестовина, а тройниковой елки - тройник. На ней монтируются штуцеры, термометры, установки для ввода ингибитора гидратообразования и коррозии, устьевой клапан-отсекатель

Устьевой клапан-отсекатель (К-301) предназначен для автоматического перекрытия выходной линии от скважины (шлейфа) при аварийном повышении давления до него или понижении давления после него (в шлейфе). Запорный элемент клапана-отсекателя К-301 выполнен в виде заслонки. Она удерживается в горизонтальном положении с помощью штока чувствительного элемента. При уменьшении давления в трубопроводе шток перемещается, освобождает заслонку, которая и перекрывает поток газа. Клапан-отсекатель открывается вручную после выравнивания давлений до и после заслонки.

На рис. 9.3 изображены трубные головки и фонтанные елки с тройниковой (а) и крестовиковой (б) елками. Межтрубные пространства уплотняются кольцевыми прокладками Нижние боковые отводы от трубной головки предназначены для обработки скважины и замера межтрубного давления. Из двух отводов фонтанной елки один рабочий, второй резервный. Фонтанная елка крестови-кового типа имеет небольшую высоту, удобна в обслуживании, уравновешена. Применяется в случае, если в потоке газа отсутствуют твердые взвеси, газообразные или жидкие коррозионные агенты, способные вызвать коррозию крестовины и тем самым вывести скважину из эксплуатации.

Фонтанная арматура (елка) тройникового типа имеет два тройника. Верхний - рабочий, нижний - резервный. Нижний используется только во время ремонта или замены верхнего. Фонтанная арматура тройникового типа имеет большую высоту (до 5 м от поверхности земли), неудобна в обслуживании, неуравновешена.
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Рис. 9.4. Комплекс устьевого оборудования для высокодебитных скважин:

1 - угловой регулирующий штуцер; 2 - автоматический отсекатель;

3 - стволовая пневматическая задвижка; 4 - трубная головка

         Применяется в особо сложных условиях эксплуатации скважины - при наличии твердых взвесей в потоке газа, вызывающих абразивный износ оборудования, газообразных или жидких коррозионных агентов (углекислый газ, сероводород, пропионовая, масляная или. другие кислоты жирного ряда), при резких колебаниях давления и температуры. В верхней части фонтанной елки устанавливается буферный патрубок с манометром, показывающим давление на головке скважины (буферное давление).

Фонтанная арматура выпускается на рабочие давления 4; 7,5; 12,5; 20; 30; 35; 70 и 100 МПа. Внутренний диаметр фонтанной арматуры (63 или 100 мм) выбирают в зависимости от дебита скважины и давления газа. Научно-технический прогресс в добыче газа приводит к необходимости увеличения дебита скважины и диаметра эксплуатационной колонны, а следовательно, диаметра фонтанной арматуры.

        Предприятия ВПО «Союзнефтемаш» разработали комплекс устьевого оборудования для высокодебитных скважин газовых месторождений Тюмени (рис. 9.4). Он состоит из блочной фонтанной арматуры АФБ6-150/160 х 210ХЛ с дублирующей дистанционно управляемой стволовой задвижкой, автоматическими отсекателями, угловыми регулирующими дросселями на боковых отводах елки; трубной головки, предусматривающей возможность подвески одного ряда насосно-компрессорных труб диаметром 168 мм; манифольда фонтанной арматуры, позволяющего отбирать продукцию по одному из двух или по обоим боковым отводам одновременно и менять штуцерные насадки без остановки скважины; колонной головки ОКК1-210 для обвязки обсадных колонн диаметрами 219 и 324 мм между собой и герметизации межтрубного пространства при помощи самоуплотняющегося уплотнителя. Диаметр условного прохода ствола 150 мм, боковых отводов трубной головки 65 мм, боковых отводов елки 100 мм, температура окружающей и рабочей среды до 213 и 393 ºК соответственно, давление 21 МПа.

Подземное оборудование ствола газовых скважин при добыче природного газа различного состава

        При эксплуатации скважин большое внимание должно уделяться надежности, долговечности и безопасности работы, предотвращению открытых газовых фонтанов, защите среды обитания. Условиям надежности, долговечности и безопасности работы должны удовлетворять как конструкция газовой скважины, так и оборудование ее ствола и забоя. Подземное оборудование ствола скважины позволяет осуществлять: 1) защиту скважины от открытого фонтанирования; 2) освоение, исследование и остановку скважины без задавки ее жидкостью; 3) воздействие на призабойную зону пласта с целью интенсификации притока газа к скважине; 4) эксплуатацию скважины на установленном технологическом режиме; 5) замену колонны насосно-компрессорных (фонтанных) труб без задавки скважины жидкостью. Схема компоновки подземного оборудования скважины показана на рис. 9.5.

      Для надежной эксплуатации газовых скважин используется следующее основное подземное оборудование: разобщитедь (пакер); колонна насосно-компрессорных труб (НКТ); ниппель; циркуляционный клапан; ингибиторный клапан; устройство для автоматического закрытия центрального канала скважины, которое включает в себя забойный клапан-отсекатель, уравнительный клапан, переводник и замок; клапан аварийный, срезной; разъединитель колонны НКТ; хвостовик. Дополнительное рабочее оборудование для работы с клапанами-отсекателями включает в себя: посадочный инструмент; ловители; шар с седлом для посадки пакера; приемный клапан; головку к скважинным приборам; грузы; гидравлический ясс; механический ясс; шлипсовый замок; груз для обрыва скребковой проволоки; двурогий крюк; уравнительную штангу; инструмент для управления циркуляционным клапаном.

       Разобщитель (пакер) предназначен для постоянного разъединения пласта и затрубного пространства скважины с целью защиты эксплуатационной колонны и НКТ от воздействия высокого давления, высокой температуры и агрессивных компонентов (Н2S, СО2, кислот жирного ряда), входящих в состав пластового газа.

         Колонна НКТ спускается в скважину для предохранения обсадной колонны от абразивного износа и высокого давления, для создания определенных скоростей газожидкостного потока и выработки газонасыщенного пласта снизу вверх.

         Ниппель служит для установки, фиксирования и герметизации в нем забойного клапана-отсекателя. Он спускается в скважину на колонне НКТ и устанавливается обычно выше пакера.

        Циркуляционный клапан обеспечивает временное сообщение центрального канала с затрубным пространством с целью осуществления различных технологических операций: освоения и задавки скважины, промывки забоя, затрубного пространства в колонны НКТ, обработки скважины различными химическими реагентами и т. д. Клапан устанавливается в колонне НКТ во время ее спуска в скважину и извлекается вместе с ней.
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Рис. 9.5. Схема компоновки подземного оборудования газовой скважины:

1 - пакер эксплуатационный; 2 - циркуляционный клапан; 3 - ниппель; 4 - забойный клапан-отсекатель с уравнительным клапаном; 5 - разобщитель колонны НКТ; 6 - ингибиторный клапан; 7 - клапан аварийный, срезной; 8 - НКТ; 9 - жидкий ингибитор коррозии и гидратообразования; 10 - хвостовик

         Ингибиторный клапан предназначен для временного сообщения затрубного пространства скважины с внутренним пространством колонны НКТ при подаче ингибитора коррозии или гидратообразования в колонну. Клапан устанавливается в колонне НКТ во время ее спуска и извлекается вместе с ней (КИМ-89В-350К).

        Устройство для автоматического закрытия центрального канала скважины, предназначено для временного перекрытия скважины у нижнего конца колонны фонтанных труб при аварийных ситуациях или ремонте оборудования устья. Оно может устанавливаться в различных местах в НКТ.

         Клапан аварийный срезной КАС168-140 предназначен для глушения (задавки) оборудованной пакером скважины в аварийной ситуации через затрубное пространство, когда нельзя открыть циркуляционный клапан типа КЦ при помощи проволочного приспособления. Устанавливается с колонной НКТ, входит в состав комплекта скважинного оборудования с диаметром эксплуатационной колонны 219 мм на давление 14 МПа (КО219/168-140).

         Скважинное предохранительное оборудование газовых скважин состоит из двух отдельных узлов: 1) разобщителя (пакера); 2) собственно клапана-отсекателя. К пакерам, применяемым вместе с забойными клапанами-отсекателями, предъявляются высокие требования: 1) безотказность в работе; 2) надежность разобщения пласта от затрубного пространства; 3) возможность установки на любой заданной глубине; 4) малое время для соединения с колонной НКТ; 5) простота конструкции, минимально возможные основные размеры и металлоемкость; 6) устойчивость к агрессивным средам при высоких давлениях и температурах.

        После окончания бурения скважины, спуска эксплуатационной колонны и ее цементирования верхние концы обсадных колонн скрепляют колонной головкой, предназначенной для герметизации межтрубных пространств, подвески и закрепления обсадных колонн. На верхнем фланце колонной головки устанавливают то или иное устьевое оборудование.

При разработке газоконденсатных месторождений учитывается количество выделяющегося конденсата. Помимо обычных затрат на бурение эксплуатационных и нагнетательных скважин ( для поддержания пластового давления), обустройство промысла и его обслуживание, здесь приходится вкладывать большие средства в строительство и эксплуатацию газоконденсатного завода и компрессорной станции высокого давления для обратной закачки сухого газа в пласт. (как метод поддержания пластового давления и лифта газоконденсата)     

Особенности разработки газовых месторождений обусловлены невозможностью хранения добытого газа, для этого необходимо направлять газ в магистральные газопроводы или местным потребителям.

Во всех этих случаях к добытому газу предъявляются жесткие требования по составу, т.е. отсутствие конденсата, влаги, сероводорода, кислорода и др. требования, и следовательно газ должен осушаться перед подачей в газосборные сети.

9.4Определение диаметра фонтанных труб

Как показывает опыт полный вынос газовой струей частиц породы воды, скапливающихся на забое, обеспечивается тогда, когда скорость восходящего потока в скважине несколько превышает  критическую скорость, соответствующую взвешенному состоянию частиц

               
[image: image10.wmf]      v=1,2ωкр                          см/сек               ( 9.3 )

где    ωкр – критическая скорость , при которой капля воды или частица      

                     породы находится во взвешенном состоянии

Значение ωкр определяют по формуле РИТТИНГЕРА
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где   g  - ускорение свободного падения ,  см/сек2

        d   - диаметр частиц , см

        ρп  и ρг   -плотности частиц  и газа соответственно г/см3

        φ   - аэродинамический  коэффициент скольжения, который  

                зависит от формы частиц  породы и воды.  Для шарообразных 

                частиц воды φ= 0,45, для шарообразных частиц породы 

                φ=0,25, для призматической формы частиц φ= 0,73.

Скорость восходящего потока газа  будет минимальной у башмака газопроводящей колонны, поэтому :
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где     Q – дебит газа м3/сут

          Рс – забойное давление кгс/см2

          Z    - коэффициент сжимаемости газа,

Подставив значения (10.5) в (10.3) получим максимальный диаметр газопроводящей колонны, при котором частицы воды и породы выносятся на поверхность:
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При эксплуатации газоконденсатных скважин жидкие углеводороды образуют в колонне двухфазный поток. При небольших скоростях движения смеси на поверхность будут выноситься лишь мелкие частицы, крупные будут оседать на забое, создавая дополнительное сопротивление и снижая дебит скважины

В этих условиях газоконденсатная скважина должна эксплуатироваться с минимально допустимым дебитом, обеспечивающим вынос конденсата на поверхность
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где     Q  - минимально допустимый дебит, тыс. м3/сут

           D  - диаметр газопроводящей колонны, мм

           Рс – рабочее забойное давление, кгс/см2

            Т  - абсолютная забойная температура, К

            М – молекулярная масса газа.

Ствол скважины  -важное звено в общей системе  пласт-скважина-газосборная сеть- газосборный пункт. В этом звене  возникают, как и в другом, потери давления, которые могут быть особенно велики при эксплуатации высокодебитных скважин.

Поэтому, при эксплуатации таких скважин необходимо стремиться к созданию условий, при которых  потери давления в стволе были бы минимальными и газ поступал бы в устье с возможно большим давлением. Это достигается путем применения труб наибольшего диаметра.

Большая часть газовых месторождений разрабатывается в условиях водонапорного режима, по мере вытеснения газа водой происходит неизбежное обводнение газовых скважин, и как следствие накопление воды на забое.

Методы удаления жидкости с забоев газовых скважин делятся на:

1. механические ( плунжерный лифт, различные модификации газлифта, автоматизированные продувки)

2. физико-химические ( при помощи пенообразующих реагентов)

Гидратообразование, предупреждение гидратообразований

В пластовых условиях в газе газовых месторождений содержатся пары воды, в газе газоконденсатных месторождений пары конденсата и влаги, а также различные твердые примеси ( песок, окалина, кристаллы солей).

Наличие воды в природном газе приводит к усиленной коррозии обрудования и образованию гидратов и льда, что может привести к гидратным  и ледяным пробкам в трубопроводах и арматуре. Для осушения и очистки газов устанавливают газосепараторы (гравитационные и циклонные).

Гидратами углеводородных газов называютя кристаллические вещества, образованные ассоциированными молекулами углеводородов и воды; они имеют различную структуру.

Свойства гидратов позволяют рассматривать их как твердые растворы.

Возникновение гидрата обусловлено определенным давлением и температурой при насыщении газа парами воды. Гидраты распадаются после того, как  упругость паров воды будет ниже парциальной упругости паров исследуемого гидрата.

Состав газа определяет условия образования гидратов. Из входящих в состав нефтяных газов и нефтяных компонентов гидраты образуют азот, сероводород, углекислый газ, водород и углеводороды С1 –С4.

В зависимости от условий образования  внешне гидраты являются прозрачными кристаллами разнообразной формы: в турбулентном потоке- это масса спрессованного снега; в ламинарном – кристаллы, имеющие формы тетраэдра додекаэдра и гексаэдра.

Гидраты обладают высокой сорбционной способностью и поэтому покрываются пленкой из жидких, а иногда и твердых углеводородов. К последним относятся  смолы, асфальтены, парафины, мехпримеси. Эти соединения значительно упрочняют гидраты и делают их более стойкими к разрушению, кроме того, они увеличивают их адгезионные свойства, т.е. способность к прилипанию к элементам оборудования и к друг к другу.

Насыщение газа  парами воды –одно из условий гидратообразования.

Этот процесс происходит при воздействии на газовую смесь давления, температуры, минерализации воды.

Поскольку, в пластовых и скважинных условиях все указанные факторы меняются, значения влагосодержания газа также может изменяться. Для промысловой практики весьма важно знать интервал образования гидратов в скважине или трубопроводе для эффективной борьбы сними. Поэтому оценка значения влагосодержания по стволу скважины является одной из задач прогнозирования места гидратообразования.

Существуют номограммы по которым зная давление и температуру по стволу скважины, влагоемкость газа, содержание соли в растворе, плотность газа по воздуху и его молекулярную массу можно получить  интервал гидратообразования.

Обычно все эти расчеты проводятся на основании исследования скважин, проводимых регулярно или специально. И анализ этих материалов показывает:

1. при снижении забойного давления температура жидкости на устье уменьшается за счет выделения газа

2. снижение забойного давления  ниже давления насыщения приводит к некоторому увеличению устьевой температуры за счет большего нагрева газа в призабойной зоне пласта

3. увеличение обводненности ведет к росту устьевой температуры за счет большей теплоемкости воды, чем нефти

4. снижение забойного давления повышает вероятность гидратообразования

5. повышение обводненности снижает вероятность гидратообразования

6. снижение забойного давления ниже давления насыщения  ведет к сокращению зоны возможного гидратообразования

7. изменение работы скважины, особенно при ее остановке вероятность образования гидратных пробок возрастает

Как происходит образование гидратов 

 При отборе газа из пласта, сопровождающемся понижением его температуры и давления пары воды конденсируются и скапливаются в скважинах и газопроводах. При определенных условиях компоненты природного газа ( метан, этан, пропан, бутаны) взаимодействуя с водой способны образовывать твердые кристаллические вещества , называемые гидратами. Каждая молекула перечисленных компонентов способна связать 6-7 молекул воды, например: СН4 –6Н2О; С2Н6 –7Н2О .

По внешнему виду гидраты напоминают снег и лед. Они относятся к неустойчивым соединениям и при некоторых условиях ( нагревание, понижение давления) быстро разлагаются на газ и воду. Образование гидратов происходит при низкой температуре, повышенных давлениях и тесном контакте гидрообразующих компонентов газа с водой

Борьба с гидратами ведется в двух направлениях:

А) предупреждение образования гидратов;

Б) ликвидация образовавшихся гидратов 

Предупреждение любого осложнения в скважине требует меньших затрат, чем ликвидация результатов любого осложнения. Это целиком относится и к гидратообразованию. В настоящее время разработаны и применяются химические и тепловые методы предупреждения гидратообразования. 

Химические методы включают технологию подачи в скважину ингибиторов различного типа. Действие их направлено на изменение структурных параметров воды и равновесных условий гидратообразования.  Ингибиторы уменьшают растворимость газа в воде. Именно эту задачу выполняют водные растворы спиртов, электролитов и их смеси .

Ингибиторы подразделяются на два класса- неорганические и органические . к неорганическим относятся электролиты диссоциирующие в растворах на ионы. Наиболее активные ингибиторы соединения бора, бериллия и алюминия. Рекомендуются также нитраты, хорошо растворимые в воде ,а также хлориды этих элементов. Наибольшее распространение получил вследствие доступности, низкой стоимости, малой токсичности и высокой активности хлористый кальций в виде 30-35% раствора с плотностью 1286-1336 кг/м3,  Т зам =55-200С и Т кип = 110-1140С . недостатком хлористого кальция  является способность обогащаться кислородом воздуха и становиться коррозионно- активным. Поэтому при длительном хранении следует исключит его контакт с воздухом  и применять антикоррозионные присадки.

Для предотвращения образования гидратов в скважинах прменяют следующие методы:

А) устанавливают соответствующий режим эксплуатации скважины

Б) непрерывно или периодически подают  на забой скважины антигидратные ингибиторы;

В)  применяют футерованные насосно компрессорные подъемные трубы;

Г) систематически удаляют с забоя скапливающуюся жидкость;

Д) устраняют причины, вызывающие пульсацию газа в скважине.

Ствол скважины очищают от гидратных отложений

А) продувкой в атмосферу с необходимой предварительной выдержкой скважины в закрытом состоянии с целью разложения ( частично) гидратов под влиянием тепла окружающих пород

Б) закачкой большого объема антигидратного ингибитора непосредственно на гидратную пробку с выдержкой для ее разложения с последующей продувкой в атмосферу.

Кроме того, предупреждают образование гидратов в фонтанной арматуре и обвязке скважины,  а также на различных участках , в узлах и звеньях системы сбора и транспортирования газа следующими методами , применимыми как самостоятельно так и комплексно:

А) обогревом отдельных узлов и участков

Б) вводом в поток антигидратных ингибиторов ( метанола, раствора хлористого кальция, диэтиленгликоля и др.)

В) устранением резких перепадов давления, которые вызывают снижение температуры газа, ведущее к конденсатообразованию, конденсации влаги и образованию гидратов;

Г) систематическим удалением жидкости, скапливающейся в пониженных местах системы сбора и внутрипромыслового транспортирования газа при помощи конденсатосборников и дренажных патрубков;

Д) регулярной продувкой газопроводов от мехпримесей, окалины, грязи и т.п. в местах скопления которых образуются кристаллы гидратов

Способы предотвращения  образования гидратов и льда

Ввод метанола в газовый поток – этот способ получил наибольшее распространение, метанол является понизителем температуры замерзания влаги. Спирто-водные растворы замерзают значительно ниже нуля. Т.к. количество водяных паров, содержащихся в газе, понижается при этом уменьшается точка росы (температура при которой конденсируется влага).  

Метанол –метиловый спирт     (СН3ОН) – бесцветная жидкость с характерным спиртовым запахом. Смешивается в любых соотношениях с водой, этанолом, диэтиловым  спиртом, ацетоном, бензолом. Является сильным ядом , действующим на нервную и сосудистую системы. Молекулярная масса 32,4, плотность при 250С –796 кг/м3, Ткип = 64,70С , при 20 и 30% концентрации Т зам  соответствует минус 18,5 и 31,50С .

Этот способ имеет ряд недостатков:

-метанол- сильный ЯД , как при попадании внутрь организма, так и при вдыхании паров 

-метанол вводится в систему вручную – накачивается бачок – оператор расходует много времени;

· метанол удорожает себестоимость газа

Подогрев газа Этот способ применяют для предотвращения образования гидратов, а также для их ликвидации.

Подогревать  газ можно огневым способом и путем теплообмена с горячей водой, паром или дымовыми газами. Подогрев огнем нерационален из-за прогорания труб и огнеопасности прямого контакта газа с огнем, поэтому зачастую пользуются подогревом газа в теплообменниках.

Осушка газгов Для осушки применяют специальные реагенты- осушители, которые поглощают из газа часть влаги. Этот метод не применяют на скважинах - его обычно используют для осушки  значительных количеств газа  на головных станциях магистральных газопроводов.

Для подготовки газа газоконденсатных месторождений необходимо,  кроме получения  определенной точки росы по воде , извлекать из газа конденсат, являющийся ценным химическим сырьем. При этом используются три основных способа подготовки газа на промыслах:

1. Низкотемпературная сепарация – получение низких температур при дросселировании газа высокого давления или на установках искусственного холода

2. Абсорбция – извлечение жидких углеводородов и воды жидкими поглотителями

3. Адсорбция – извлечение жидких углеводородов и воды твердыми  поглотителями

Резкое снижение давления Этот способ применяют в условиях, когда в системе сбора транспорта газа и обвязки скважин гидратная пробка уже образовалась, а также с целью предупреждения образования гидратов. Резкое снижение давления приводит к разложению гидратов, которые потом выносятся продувкой через отводы в атмосферу. Этот метод аварийный , т.к. связан с нарушением технологического режима эксплуатации скважины.

        В условиях высокого давления гидраты не могут существовать при температуре выше критической:

	Газ
	метан
	этан
	пропан
	Изо-бутан
	Н-бутан

	Ткр 0С
	21,5
	14,5
	5,5
	2,5
	1,0


Тепловые методы основаны на повышении температуры в стволе скважины ( в месте начала гидратообразования ) или в сборном трубопроводе выше критической и поддержании ее в течении длительного времени.

Известны несколько способов решения этой проблемы . Например для газовых скважин можно установлением количества отбора газа добиться такого режима, когда устьевая температура станет несколько выше его температуры в области призабойной зоны.

Можно создать необходимую температуру за счет экзотермической реакции путем смешивания пятихлористого фосфора с водой.

Однако поддерживать постоянно необходимую температуру по данной технологии сложно- здесь речь идет о периодическом воздействии.

Существует технология периодической прокачки теплоносителя через скважину агрегатами депарафинизации.

На практике тепловые методы получили применение для борьбы с гидратообразованием в газопроводах путем подогрева газа устьевыми подогревателями и использования теплоизолированных труб.

Одной из профилактических мер предупреждения гидратообразования является использование ингибиторов-сорбитов влаги- гликолей.

Разработаны различные технологии, направленные на устранение пробок уже образовавшихся и приведших к снижению дебита скважин или даже полному прекращению их работы.

Все технологии можно разделить на 3 группы: механические, тепловые и химические.

1. механические способы предполагают разрушение рыхлых или плавающих пробок, образующихся в НКТ  специальными штангами. Воздействуя на пробку ударами  штанги, спускаемой в НКТ на канате, пробку можно разрушить или протолкнуть на забой в зону повышенной температуры.  Для повышения эффекта штангу иногда оснащают скребками.

2. Тепловые методы включают воздействие на пробку различными теплоносителями –водой, паром горячей нефтью, закачиваемым с помощью наземных агрегатов ППУ и депарафинизационных агрегатов. А также скважинные источники тепла- электронагреватели различной конструкции.

 Для прогрева гидратной пробки теплоносителем необходим спуск промывочных труб, штанг или специальных шлангов высокого давления до гидратной пробки.

Опыт показал, что наиболее приемлемым является использование малогабаритного ( весом 12 кг. Диаметром44 мм) электронагревателя, разработанного Уральским Гос Тех Университетом, нагревающим головку до 130 градусов.

Исследование газовых скважин проводится с целью определения параметров пласта и установления технологического режима работы скважин, обеспечивающего эксплуатацию скважин при оптимальных условиях без осложнений и аварий.

Первичные испытания проводят на разведочных и эксплуатационных скважинах после выхода их из бурения для определения максимально допустимого дебита, который можно получить при данных геологических условиях, оценки параметров пласта и назначения первоначального рабочего дебита. При испытании разведочных скважин необходимо отобрать пробы газа и воды для анализа и измерить с максимальной точностью пластовое давление и температуру.

Текущие испытания проводят для установления технологического режима работы  и текущей проверки параметров призабойной зоны пласта и скважины. Проводят 1 раз в год или чаще в зависимости от условий работы пласта.

Контрольные испытания проводят для того, чтобы проверить качество текущих испытаний, определить  параметры пласта для составления проекта разработки и в процессе анализа разработки месторождения.

Специальные испытания для выявления отдельных факторов, влияющих как на продуктивную характеристику, так и на условия эксплуатации скважин. К ним относятся испытания на газоконденсатность, на прорыв подошвенной воды, очищенность призабойной зоны и вынос примесей, испытания перед остановкой скважины на ремонт и при выходе из ремонта, при консервации и т.д.

При исследовании газовых скважин:

1. определяют зависимость дебита от депрессий и забойных давлений, поведение пласта при различных депрессиях

2. устанавливают зависимость дебита от размера штуцера

3. получают данные для составления рабочего уравнения притока газа к забою скважины и определяют различные параметры пласта ( проницаемость, пьезопроводность и т.д.)

4. устанавливают оптимальный дебит, соответствующий лучшим условиям работы пласта и эксплуатации скважины

5. определяют условия выноса частиц пароды и влаги при различных перепадах давлений.

При исследовании газоконденсатных скважин определяют физико-химические параметры газа конденсата, необходимые как для подсчета запасов, так и для составления проектов обустройства промысла и использования конденсата или его переработки.

ОДНОВРЕМЕННАЯ РАЗДЕЛЬНАЯ ЭКСПЛУАТАЦИЯ НЕСКОЛЬКИХ ПЛАСТОВ ОДНОЙ СКВАЖИНОЙ

Наибольшее число нефтяных и газовых месторождений мира многопластовые, они представляют собой  несколько продуктивных пластов расположенных поэтажно один над другим. Разработка  таких месторождений самостоятельными сетками скважин, пробуренных на каждый пласт, требует огромных капитальных вложений .

При разработке многопластовых месторождений  часто объединяют  несколько пластов в один эксплуатационный объект для сокращения сроков разработки месторождения и уменьшения затрат на бурение и обустройство нефтедобывающих площадей. Это допустимо, если пластовые  давления и качество нефти объединяемых объектов достаточно близки. Сущность такого способа эксплуатации заключается в том, что все продуктивные пласты месторождения или основные из них вскрываются в одной скважине и в последующем  разрабатывается как единый объект.

Опыт разработки нефтяных и газовых месторождений показывает, что более половины всех капитальных вложений приходится на бурение скважин. Кроме того, не всегда в пластах содержатся рентабельные для извлечения самостоятельной сеткой скважин запасы нефти и газа. Уменьшить затраты на бурение скважин и сделать рентабельной добычу нефти и газа из пластов с небольшими запасами позволяет одновременная раздельная эксплуатация нескольких пластов одной скважиной (ОРЭ).

Метод ОРЭ заключается в том, что пласты в скважине разобщаются с помощью специальных устройств (пакеров) и для каждого пласта создаются отдельные каналы для выхода продукции на поверхность, снабженные соответствующим оборудованием.

Принципиальные схемы ОРЭ приведены на рисунке 10.1 (насосное оборудование, фильтры, якори условно не показаны). При одновременной эксплуатации двух пластов с одним пакером (Рисунок 10.1 а) продукция нижнего пласта отводится на подъемной трубе, нижнего — по межтрубному пространству. В случае одновременной эксплуатации трех пластов с двумя пакерами (Рисунок 10.1 б) используются две подъемные трубы, а с тремя пакерами (Рисунок 10.1 в) — три трубы.
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Рисунок 10.1 — Принципиальные схемы ОРЭ

а) — эксплуатация двух пластов с одним пакером; б) —  эксплуатация трех пластов с двумя пакерами; в) — эксплуатация трех пластов с тремя пакерами

Продукция разных пластов доставляется на поверхность отдельно, что позволяет не смешивать разносортные (например, высокосернистые и малосернистые) нефти. Более того, одновременно ложно добывать из одного пласта нефть, а из другого — газ. Различными могут быть и способы эксплуатации разных пластов. Согласно терминологии принято для краткости именовать ту или иную технологическую схему совместной эксплуатации названием способа эксплуатации сначала нижнего, а затем верхнего пласта.

Например, схема насос-фонтан означает, что нижний пласт эксплуатируется насосным способом, а верхний — фонтанным.

Возможности раздельной эксплуатации пластов через одну скважину существенно зависят от диаметра эксплуатационной колонны. Если он мал (меньше 168 мм), то диаметры подъемных труб невелики и их гидравлическое сопротивление является повышенным, что отрицательно сказывается на дебите скважин.

Особенности эксплуатации скважин

 Особенности эксплуатации скважин, оборудованных установками для одновременной раздельной эксплуатации (ОРЭ).

Для достижения наибольшей эффективности ОРЭ скважины должны удовлетворять следующим требованиям:

1. по условиям регулирования разработки месторождения, его участков или блоков необходима раздельная  эксплуатация пластов (добыча, закачка, закачка-добыча)

2. расстояние между разобщаемыми пластами достаточно для установки пакера ( не менее 3м)

3. пропластки, разделяющие разобщаемые пласты представлены непроницаемыми породами с отсутствием литологических «окон» , трещин и т.д.

4. отсутствие перетоков за эксплуатационной колонной и цементным камнем

5. плановые дебиты по отдельным пластам соответствуют техническим возможностям выпускаемого оборудования

6. эксплуатационная колонна герметична и позволяет спустить в скважину подземное оборудование для ОРЭ

При применении ОРЭ в скважину спускается специальное оборудование, обеспечивающее раздельную разработку пластов. Тогда работа каждого пласта не влияет на работу других пластов.

При  разработке двух или нескольких пластов, отличающихся давлениями, дебитами и составом применяют раздельную эксплуатацию горизонтов со спуском фонтанных труб и пакеров. 

Один из вариантов названной технологии  для совместной эксплуатации нескольких пластов одной скважиной могут быть использованы многорядные скважины.

В таких скважинах в один и тот же ствол на разные глубины спущено и зацементировано два или три ряда эксплуатационных колонн диаметром  от 114 до 146 мм. Расстояние между центрами колонн у поверхности делают равным 0,6-0,8 м , что необходимо для обеспечения монтажа наземного оборудования, эксплуатации и подземного ремонта.

При раздельной эксплуатации пластов одной скважиной  встречаются самые разные сочетания: 

1. все пласты нефтяные или газовые; 

2. одни пласты газовые, другие нефтяные; 

3.  из всех пластов отбирается продукция и одновременно во все или отдельные пласты нагнетается рабочий агент         ( вода, газ).

Чем больше пластов подключается к эксплуатации в одной скважине , тем сложнее конструкция подземного и наземного оборудования.

В России применяются способы раздельного отбора продукции из двух пластов в одной скважине и раздельного нагнетания рабочего агента в виде закачки воды в два пласта через одну скважину, а также комбинированный способ, при котором из одного пласта отбирается продукция, а в другой пласт через ту же скважину закачивается вода. 

Раздельная эксплуатация двух горизонтов может осуществляться  в зависимости от условий притока в скважину по следующим схемам:

1. Фонтан-фонтан  - оба вскрытых пласта эксплуатируются фонтанным способом

2. Насос-насос – эксплуатация обоих пластов насосным способом с помощью щтанговых и погружных насосов

3. Фонтан-насос и насос-фонтан нижний пласт эксплуатируется фонтанным способом, а верхний  насосным и насос-фонтан –нижний -насосным, а верхний фонтанным. 

Для каждой из перечисленных схем предусмотрено оборудование различных видов.

Оборудование для эксплуатации пластов

По схеме фонтан-фонтан  Для раздельной эксплуатации двух пластов по этой схеме спроектировано два вида оборудования, предусматривающего  подъем жидкости  из каждого пласта на поверхность

1. по параллельно спущенным двум колоннам НКТ ( типа  УФЭ )

2. по двум концентрическим колоннам НКТ ( типа УФК )

Оборудование УФЭ предназначено для скважин с эксплуатационной колонной 168 мм и более. Подъем нефти из пластов осуществляется по двум рядам НКТ диаметром 60 и 48 мм параллельно расположенным в эксплуатационной колонне. Для  эксплуатации верхнего  пласта спускается ряд НКТ диаметром 48 мм. Башмак устанавливается над фильтром верхнего пласта.

Данная схема используется, если пласты залегают на значительном расстоянии друг от друга и давление нижнего пласта значительно превышает давление верхнего пласта.

 Наземное оборудование рассчитано на рабочее давление 20 МПа . Регулирование  режима работы осуществляется штуцерами. Эксплуатация ведется по двум 50 мм линиям раздельно.т.е. двухструнным выкидом для каждого пласта отдельно.

 Оборудование УФК предназначено для скважин с эксплуатационными колоннами 146 и 168 мм. Имеется  три варианта такого оборудования :

1УФК –однорядная

2УФК – двухрядная

3УФК – трехрядная

Во всех модификациях оборудования этого типа на устье используется обычная фонтанная арматура, а подземная ее часть аналогична оборудованию типа  УФК. 

Оборудование этого типа - концентрическое 

1УФК предназначено для эксплуатации скважин в продукции верхнего пласта которых отсутствует парафин и песок. Продукция верхнего  пласта транспортируется до устья скважины по затрубному пространству, а продукция нижнего по НКТ.

2УФК предназначено для эксплуатации скважин в продукции верхнего пласта которых содержится незначительное количество парафина и песка. Продукция верхнего пласта транспортируется до устья скважины по кольцевому зазору между наружным и внутренним рядом НКТ, а продукция нижнего пласта по внутреннему ряду труб.

3УФК предназначено для эксплуатации скважин в продукции обоих пластов  которых содержится парафин и песок. Продукция верхнего пласта транспортируется до устья скважины по кольцевому пространству  внешнего и среднего ряда НКТ, а продукция нижнего пласта по внутреннему ряду труб.

Для обеспечения возможности подвески трех концентрических рядов НКТ фонтанную арматуру  дополнительно комплектуют двумя крестовинами диаметром условного прохода 52 и 70 мм. В отличие от установок 1УФК и 2УФК в этой установке имеется разобщитель, для разделения пластов внутри  НКТ, а также сообщения затрубного пространства с кольцевым между наружным и средним рядом НКТ.

Оборудование для эксплуатации пластов по схеме насос-насос для раздельной эксплуатации двух пластов по схеме насос-насос спроектировано два вида оборудования УГР и УГРП

Оборудование УГР предусматривает привод двух последовательно соединенных глубинных насосов от общей колонны штанг и может применяться в скважинах с эксплуатационной колонной  диаметрами 146 и 168 мм. Выпускается двух модификаций в зависимости от способа монтажа нижнего насоса вставного или невставного исполнения.

Имеется несколько конструктивных вариантов такого оборудования:

УГР 1В и УГРТ 1В – вставного исполнения с отводом подпакерного газа;

УГР 2В и УГРТ 2В – вставного исполнения без отвода подпакерного газа;

УГР 1Н и УГРТ 1Н – невставного исполнения с отводом подпакерного газа;

УГР 2Н и УГРТ 2Н – невставного исполнения без отвода подпакерного газа;

Шифр У – установка

            Г –глубиннонасосная

            Р- для раздельной эксплуатации

            1 и 2  -с отводом и без отвода подпакерного газа

            В – вставного исполнения

            Н – невставного исполнения

             Т – с трубчатыми штангами

Во всех модификациях оборудования этого типа наземное оборудование одинаковое, оно состоит из станка качалки, канатной подвески. На устье скважины используют  арматуру, применяемую при обычной однопластовой глубиннонасосной эксплуатации. Кроме того предусмотрен удлиннитель хода канатной подвески, установленный на балансире  станка-качалки и предназначенный для дополнительного спуска и подъема сальникового штока. Если эксплуатация скважины сопряжена с выделением свободного газа в подпакерной зоне, предусмотрена газоотводная труба.

В скважину опускают колонну НКТ на которой закреплена замковая опора нижнего насоса (6), пакер  (8) и замковая опора (4) верхнего насоса, а затем на штангах два последовательно соединенных насоса, устанавливаемых на соответствующих замковых опорах. Нижний насос – обычный штанговый насос вставного или невставного типа. Верхний насос специальной конструкции – с подвижным цилиндром и закрепленным плунжером. Продукция верхнего и нижнего пластов смешивается в подъемных трубах.

Оборудование типа УГРП выпускается трех модификаций:

УГРП –Н/В комбинированного ( невставного- вставного) исполнения;

УГРП-В – вставного исполнения

УГРП-Н- невставного исполнения

Наземное оборудование  состоит из  балансирного станка-качалки, канатной подвески,предназначенной для подвески к головке балансира двух палаллельных колонн глубиннонасосных штанг, арматуры типа ОУП. Арматура типа ОУП предназначена  для герметизации устья скважины и подвешивания двух параллельно расположенных колонн НКТ.

Подземное оборудование  установок УГРП состоит из верхнего и нижнего глубинных насосов, промежуточных пакеров, малогабаритной опоры вставного насоса, фиксирующей  положение глубинного насоса на заданной глубине скважины, атосцепа для глубиннонасосных штанг в установках УГРП-Н, предназначенного для сцепления  колонны глубиннонасосных штанг с плунжером глубинного насоса. Каждый глубинный насос  подвешивается на индивидуальной колонне НКТ и глубинных штанг. Жидкость из каждого пласта поступает в свою струну. Применение установок УГРП позволяет проводить весь комплекс исследования по каждому пласту и каждому насосу.

Оборудование для эксплуатации пластов по схеме фонтан-насос

Имеется несколько вариантов  оборудования  для раздельной эксплуатации двух пластов одной скважиной по схеме фонтан-насос.

При фонтанировании  верхнего пласта и необходимости добычи нефти глубиннонасосным способом  из нижнего пласта эксплуатацию осуществляют по схеме насос-фонтан с помощью оборудования типа УНФ ( при концентрической подвеске труб и УНФП – при параллельной подвеске труб, а при фонтанировании  нижнего  пласта и необходимости добычи нефти глубиннонасосным способом  из верхнего пласта эксплуатацию осуществляют по схеме фонтан-насос с помощью оборудования  УФН  и УФНП.

Оборудование УНФ  и УФН предназначено для скважин диаметром 146 и 168 мм.

УФНП – для скважин с эксплуатационными колоннами 168 мм.

Оборудование УНФ разработано в двух вариантах

1 УНФ – со смешением продукции пластов

2УНФ – с раздельной транспортировкой : жидкость отбираемая из пласта ,эксплуатируемого насосным способом транспортируется по НКТ, а из пласта, эксплуатируемого фонтанным способом по затрубному пространству.

При эксплуатации оборудования 1УНФ и 1УФН смешение продукции различных пластов происходит в НКТ, а на устье скважины монтируется специальная арматура, для уплотнения сальникового штока и сменным штуцером, посредством которого регулируется режим работы фонтанного пласта.

Для оборудования скважины УФН ( нижний пласт фонтанный ) предусмотрен обводной кожух и муфта перекрестного течения. По обводному кожуху продукция фонтанного пласта минуя прием насоса поступает  в НКТ.

Существует оборудование для раздельной эксплуатации скважин диаметром 168 мм по схемам  фонтан-ЭЦН и ЭЦН-фонтан

В оборудовании  работающем по схеме фонтан –ЭЦН в качестве обводного канала используется труба, проходящая параллельно насосному агрегату, а в оборудовании, работающем по схеме ЭЦН- фонтан – кожух, охватывающий нижнюю часть агрегата включая прием насоса.

Помимо рассмотренных вариантов оборудования для раздельной эксплуатации двух пластов одной скважиной, разработано несколько других модификаций, предназначенных для различных условий эксплуатации. Это оборудование для эксплуатации  двух пластов погружными насосами, для эксплуатации одного пласта глубинным штанговым насосом, а другого – погружным электронасосом, для раздельной газлифтной эксплуатации и т.д.

Кроме того создано оборудование для обеспечения добычи нефти из одного пласта и закачки воды в другой пласт, для закачки воды в два пласта через одну нагнетательную скважину и т.п.

Метод раздельной эксплуатации  двух пластов одной скважиной и раздельной закачкой воды в два пласта находит широкое применение в нефтяной промышленности.

.Раздельная эксплуатация двух газовых пластов

 Как  и при разработке нефти возможна эксплуатация  двух  или нескольких пластов на многопластовых газовых месторождениях.

Когда пластовые давления разрабатываемых пластов близки по значению могут быть применены способы эксплуатации   по фонтанным трубам без изоляции кольцевого пространства между обсадной колонной и фонтанными трубами или с перекрытием кольцевого пространства пакерами. Причем, если в газе содержатся агрессивные компоненты, значительны пластовые давления  изоляция кольцевого пространства  обязательна. Кольцевое пространство заполняют специально выбранными для условий данного месторождения жидкостями.

При разработке двух или нескольких  пластов , отличающихся давлениями, дебитами, составом газов применяют раздельную эксплуатацию  пластов со спуском фонтанных труб и использованием пакеров. 

Таким образом при любом способе добычи газа необходимо применять фонтанные трубы, которые служат для выноса с забоя на поверхность жидких и твердых частиц, предотвращения преждевременного износа обсадных колонн, вследствие коррозии и эрозии, раздельной эксплуатации с помощью пакеров, возможности проведения ремонтно- изоляционных работ.

Для увеличения пропускной способности скважины и снижения потерь давления в ее стволе можно применять оборудование, предусматривающее подъем продукции по затрубному пространству и фонтанным трубам одновременно. 

В зависимости от пластового давления и дебита, физических свойств нефти и газа, числа  пластов термодинамических условий работы ствола скважины газовые и газоконденсатные скважины могут оборудоваться для совместной эксплуатации нескольких пластов, эксплуатации по фонтанным  трубам ( без пакера или с пакером) и раздельной эксплуатации посредством фонтанных  труб и пакеров, а также многорядными колоннами.

Пласты, выделяемые как самостоятельный объект должны отвечать условиям:

-содержать рентабельные для извлечения самостоятельной сеткой скважин запасы газа

· включать один или несколько газонасыщенных пластов (пропластков) отделенных от выше- и нижележащих пород непроницаемыми или слабопроницаемыми породами

· иметь достаточно  близкие литолого- физические свойства, пластовые давления, технологические режимы эксплуатации скважин и режимы пластов.

· Не содержать агрессивных компонентов ( сероводород и углекислый газ)

         Цель объединения нескольких пластов в один эксплуатационный объект -–увеличение дебитов скважин, сокращение их числа при заданных отборе газа, условиях охраны недр и регулировании разработки месторождения .

 ТЕМА:МЕТОДЫ УВЕЛИЧЕНИЯ ДЕБИТОВ СКВАЖИН

Производительность нефтяных и газовых скважин и поглотительная способность нагнетательных зависят главным образом от проницаемости пород в зоне действия той или иной скважины.

Проницаемость пород одного и того же пласта может резко изменяться в различных зонах или участках. Иногда при общей хорошей проницаемости пласта отдельные скважины вскрывают зоны с пониженной проницаемостью, в результате чего ухудшается приток нефти и газа к ним.

Естественная проницаемость пород под влиянием тех или иных причин может с течением времени ухудшаться. Так при бурении призабойные зоны часто загрязняются отфильтровавшимся глинистым раствором, что приводит к закупорке пор пласта и снижению естественной проницаемости пород. При эксплуатации нефтяных и газовых скважин естественная проницаемость пород в призабойной зоне может резко ухудшиться из-за закупорки пор парафинистыми и смолистыми отложениями, а также глинистыми частицами и солевыми отложениями.

Призабойная зона нагнетательных скважин загрязняется различными механическими примесями , имеющимися в закачиваемой воде ( ил, глина, окислы железа, соли и т.п.)

Проницаемость пород призабойной зоны увеличивают путем искусственного увеличения числа и размеров дренажных каналов, увеличения трещиноватости пород, а также путем удаления парафина, смол и грязи, осевших на стенках поровых каналов.

         Все методы воздействия на призабойную систему (ПЗС) можно разделить на: химические, механические, тепловые и физические. Часто для получения лучших результатов применяют эти методы в сочетании друг с другом или последовательно.

Выбор метода определяется пластовыми условиями.

 Химические методы воздействия дают хорошие результаты в слабопроницаемых карбонатных породах. Их успешно применяют также в цементированных песчаниках, в состав которых входят карбонатные включения и карбонатные цементирующие вещества.. Типичным методом воздействия является простая кислотная обработка.

Механические методы обработки применяют обычно в пластах, сложенных плотными породами с целью увеличения их трещиноватости. К этому виду воздействия относится гидравлический разрыв пласта (ГРП).

 Тепловые методы применяют для удаления со стенок пористых каналов парафина, смол, асфальтенов, а также для интенсификации химических методов обработки призабойных зон. К этому виду воздействия относятся прогревы ПЗС глубинным электронагревателем, паром или другими теплоносителями.

Физические методы предназначены для удаления из призабойной зоны остаточной воды и твердых частиц, что в конечном итоге увеличивает проницаемость пород для нефти.

Существуют разновидности методов воздействия на ПЗС, которые сочетают характерные особенности перечисленных основных. Например, термокислотная обработка скважин сочетает в себе как химическое воздействие на породу пласта, так и тепловое воздействие в результате выделения большого количества теплоты при химической реакции со специально вводимыми веществами и т. д.

Обработка скважин кислотой

Кислотная обработка  скважин основана на способности кислот вступать в реакцию с некоторыми видами пород, что приводит к  очистке и расширению их пористых каналов, увеличению проницаемости и, как следствие, к повышению производительности скважин.

Для обработки скважин в большинстве случаев применяют соляную и фтористоводородную ( плавиковую) кислоты.

При солянокислотной обработке соляная кислота растворяет карбонатные породы – известняки, доломиты, доломитизированные известняки, слагающие продуктивные горизонты нефтяных и газовых месторождений.. Такие породы соляная кислота хорошо растворяет, при этом происходят следующие основные реакции.

При воздействии на известняк 
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При воздействии на доломит 
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Продукты реакции - хлористый кальций (CaCL2) и хлористый магний (MgCL2)  -  это соли, хорошо растворимые в воде - носителе кислоты, образующейся в результате реакции. Углекислый газ (CO2) также легко удаляется из скважины, либо при соответствующем давлении (свыше 7,6 МПа) растворяется в той же воде.

При обработке пласта  соляной кислотой диаметр скважины практически не увеличивается. Больший эффект дает расширение поровых каналов и очистка их от илистых и карбонатных материалов, растворимых в кислоте. Опыты показывают, что под действием кислоты иногда образуются узкие длинные кавернообразные каналы, в результате чего увеличивается область дренирования скважин и их дебиты. 

Глубина проникновения кислоты в активном состоянии в пласт зависит от скорости ее реакции с породой. А скорость реакции зависит от химического состава пород, от объема кислоты, приходящейся на единицу поверхности пород, от пластовых температуры и давления.

С повышением температуры с 20 до 600С, скорость реакции в зависимости от состава пород возрастает в 1,5-8 раз.

С повышением давления скорость  реакции замедляется. Опыты показывают, что при увеличении давления от атмосферного до 0,7 мПа скорость реакции падает в6-10 раз, при0,7-1 мПа – в 30-35 раз, а при 2-6 мПа – в70 раз.

Фтористоводородная (плавиковая)  кислота растворяет часть силикатного материала, цементирующего и скелетного веществ пород пласта, цементные корки и глинистые корки, образующиеся в процессе бурения и ремонтных работ.

Соляная кислота, находящаяся в смеси с плавиковой предупреждает образование в порах геля кремниевой кислоты, а также обеспечивает более полное разложение силикатов.

Оптимальный состав глинистой кислоты следует принимать :

Соляная кислота –8-10 %

Плавиковая кислота – 3-5 %.

Реагенты и химические материалы

Соляная кислота  вырабатывается нескольких сортов, отличающихся между собой концентрацией НС1 и содержанием вредных примесей железа, серной кислоты и др. Лучшим сортом является синтетическая техническая соляная кислота, имеющая следующие показатели:

Содержание НС1  - не менее 31%

Содержание железа – не более 0,02%

Содержание серной кислоты – не более 0,005%.

 Итак, в кислоте всегда присутствуют примеси, которые при взаимодействии с

ней могут образовать не растворимые в растворе нейтрализованной кислоты осадки. Выпадение этих осадков в порах пласта снижает проницаемость ПЗС. К числу таких примесей относятся следующие. 

1. Хлорное железо (FeCL3), образующееся в результате гидролиза гидрата окиси железа [Fе(ОН)3], выпадающего в виде объемистого осадка.

2. Серная кислота H2SO4 в растворе при ее взаимодействии с хлористым кальцием СаСL2 образует гипс (CaS042H2O), который удерживается в растворе лишь в незначительных количествах. Основная масса гипса выпадает в осадок в виде волокнистой массы игольчатых кристаллов.

3. Некоторые реагенты, вводимые в раствор кислоты в качестве антикоррозионных добавок (например, ингибитор ПБ-5).

4. Фтористый водород и фосфорная кислота, которые при некоторых технологических схемах производства соляной кислоты в ней присутствуют и при 

реагировании с карбонатами образуют в пласте нерастворимые осадки фтористого кальция (CaF2) и фосфорнокислого кальция [Сa3 (РO4)2].

Фтористоводородную кислоту применяют только в смеси с соляной. Такую кислотную смесь (глинокислоту) применяют для обработки карбонатных пород  или сильно карбонизированных песчаников. Для обработки применяют кислоту такого качества: HF – не менее 40%, кремневодородной кислоты не более 0,4% и  серной кислоты не более 0,05%

    При обработке скважин к раствору соляной кислоты добавляют следующие реагенты:

 . Ингибиторы - вещества, снижающие коррозионное воздействие кислоты на оборудование, с помощью которого раствор НСL транспортируют, перекачивают и хранят. Ингибиторы коррозии: Растворы соляной кислоты 10% ной концентрации и выше вызывают сильную коррозию  металлического оборудования. Чем выше концентрация НС1 , ТЕМ БЫСТЕЕ ПРОИСХОДИТ РАЗРУШЕНИЕ МЕТАЛЛА. При этом помимо прямого ущерба оборудованию скважины, все растворенное в кислоте железо неизбежно попадает в пласт в виде объемистого осадка гидрата окиси железа. Добавление специальных реагентов к рабочим растворам НС1 позволяет ослабить коррозионную активность НС1 в отношении металла. Эти вещества называют ингибиторами ( замедлителями).

1 Обычно ингибиторы добавляются в количестве до 1 % в зависимости от типа ингибитора и его исходной концентрации. В качестве ингибиторов используют:

формалин (0,6%), снижающий коррозионную активность в 7 - 8 раз;

уникол  -  липкую темно-коричневую жидкость (например, уникол ПБ-5) (0,25 - 0,5%), снижающую коррозионную активность в 30 - 42 раза. Однако поскольку уникод не растворяется в воде, то из нейтрализованной (отреагированной) кислоты он выпадает в осадок, поэтому его концентрацию уменьшают до 0,1 %, что снижает коррозионную активность только до 15 раз.

Для высоких температур и давлений разработан ингибитор - реагент И-1-А (0,4%) в смеси с уротропином (0,8%), снижающий коррозионную активность (при t = 87 °С и Р = 38 МПа) до 20 раз. Ингибитор катапин А считается одним из лучших. При дозировке 0,1 % от объема рабочего кислотного раствора он в 55 - 65 раз снижает коррозионную активность раствора, при 0,025% (0,25 кг на 1 м3 раствора) - в 45 раз. Однако его защитные свойства сильно ухудшаются при высоких температурах. Поэтому при t = 80 - 100 °С его дозировка увеличивается до 0,2 % с добавкой 0,2 % уротропина. Кроме того, катапин А является хорошим катионоактивным ПАВ.

2. Интенсификаторы  -  поверхностно-активные    вещества (ПАВ), снижающие в 3 - 5 раз поверхностное натяжение па границе нефти - нейтрализованная кислота, ускоряющие и облегчающие очистку призабойной зоны от продуктов реакции и от отреагировавшей кислоты. Добавка ПАВ увеличивает эффективность кислотных обработок.

           Некоторые ингибиторы, такие как катапин А, катамин А, мервелан К (0), одновременно выполняют роль интенсификаторов, так как являются и активными ПАВами. В качестве интенсификаторов используют также такие ПАВы, как ОП-10, ОП-7, реагент 44 - 11, 44 - 22 и ряд других. Учитывая потерю ПАВ на поверхности породы в результате абсорбции в головной части нагнетаемого раствора НС1, концентрацию реагента увеличивают примерно в 2 - 3 раза.

      Добавка ПАВ в раствор соляной кислоты рекомендуется – 0,3% для первой половины раствора и 0,1% для второй половины.

       Помимо катионактивных ПАВ, для интенсификации кислотных обработок применяют и анионактивные вещества, такие как ОП-10, УФЭ8 и др.

3. Стабилизаторы  -  вещества, необходимые для удерживания в растворенном состоянии некоторых продуктов реакции примесей раствора НС1 с железом, цементом и песчаниками, а также для удаления из раствора соляной кислоты вредной примеси серной кислоты и превращения ее в растворимую соль бария
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В этом случае раствор НСL перед закачкой в скважину обрабатывают раствором хлористого бария (BaCL2). Образующийся сернокислый барий (BaSO4) легко удерживается в растворе и удаляется из пор пласта в жидком состоянии вместе с другими продуктами реакции.

Зачастую кислота, полученная с заводов, содержит 0,5-0,7 % и более окислов железа, затем количество железа увеличивается в процессе хранения и транспортировки. В качестве стабилизатора кислотного раствора применяют уксусную кислоту (СН3СООН), которая удерживает в растворенном состоянии соли железа и алюминия и сильно замедляет реакцию раствора НСL с породой, что позволяет закачать концентрированный раствор НСL в более глубокие участки пласта. Соляная кислота, взаимодействуя с глинами, образует соли алюминия, а с цементом и песчаником  -  гель кремниевой кислоты, выпадающие в осадок. Для устранения этого и используют стабилизаторы - уксусную (СН3СООН) и плавиковую (HF) (фтористоводородную) кислоты, а также ряд других (лимонная, винная и др.). Кроме того, уксусная кислота является замедлителем реакции соляной кислоты с известняками, так что способствует продавливанию кислоты на максимальные  расстояния от забоя с сохранением активности. При содержании железа 0,1% и менее рекомендуется добавлять 1% уксусной кислоты, а при содержании железа 0,5% добавляется 2% уксусной кислоты в пересчете ее на100% концентрацию.

Гидравлический разрыв пласта

Сущность состоит в образовании и расширении в пласте трещин при создании высоких давлений на забое жидкостью, закачиваемой в скважину. В образовавшиеся трещины нагнетают отсортированный крупнозернистый песок, чтобы трещины не закрылись после снятия давления. Образовавшиеся трещины шириной 1-2 мм могут достигать нескольких десятков метров, если они заполнены крупнозернистым песком, то становятся высокопроницаемыми и фильтрационное сопротивление в призабойной зоне приближается к нулю, что обусловливает увеличение производительности скважины в несколько раз.

        Гидравлический разрыв проводится при давлениях, доходящих до 100 МПа, с большим расходом жидкости и при использовании сложной и многообразной техники.

На пористый пласт в вертикальном направлении действует сила, равная весу вышележащих пород. Средняя плотность горных осадочных пород обычно принимается равной 2300 кг/м3 .

Тогда давление горных пород будет равно
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Поскольку плотность воды 1000 кг/м3, то давление горных пород Рг примерно в 2,3 раза больше гидростатического на той же глубине Н залегания пласта.

Давление разрыва часто бывает меньше горного давления и равно 1,5-2,5 гидростатического давления в скважине, т.е.

Р разр= (0,15-0,25) *105 Н,                                                           (13.4)

        где  Рразр – даление разрыва, Па:

                Н – глубина скважины, м.

Операция гидравлического разрыва пласта состоит из следующих этапов:

1. закачка в пласт жидкости разрыва для образования трещин в пласте;

2. закачка жидкости-песконосителя

3. закачка жидкости для продавливания песка в трещины

 Для проведения этой операции устанавливают объем и качество рабочей и продавочной жидкости, количество песка и его концентрацию в рабочей жидкости.

В качестве жидкости разрыва и жидкости – песконосителя применяют одну и ту же жидкость, поэтому ее называют жидкость разрыва

В качестве жидкости разрыва применяют, в основном:

1. углеводородные жидкости;

2. водные растворы.

Иногда  применяют водонефтяные и нефтекислотные эмульсии.

Углеводородные жидкости применяются в нефтяных скважинах, к ним относятся:

1. сырая нефть повышенной вязкости,

2. мазут или его смесь с нефтями

3. дизельное топливо

4. сырая нефть, загущенная нафтеновыми мылами.


Водные растворы применяют в нагнетательных скважинах, это

1. вода;

2. водный раствор сульфитспиртовой барды;

3. раствор соляной кислоты;

4. вода, загущенная различными реагентами;

5. загущенные растворы соляной кислоты.

Выбор жидкости определяется по следующим параметрам:

1. вязкость

2. фильтруемость

3. способность удерживать зерна песка во взвешенном состоянии.

Выбирают жидкости с вязкостью 50-500 сП (0,05-0,5 сПа*с)

При закачке через обсадную колонну возможен выбор жидкости до 1000-2000 сП ( до 2сПа*с).

Удерживающая способность жидкости находится в прямой зависимости от вязкости.

Жидкость разрыва должна обладать низкой фильтруемостью , чтобы она слабо поглощалась стенками трещин. Низкой считается фильтруемость меньше 10см3 за 30 мин.

Более вязкие жидкости имеют меньшую фильтруемость.

Сырые нефти в основном хорошо фильтруются и, поэтому, они не рекомендуются при гидроразрыве.

Повышение вязкости и уменьшение фильтруемости достигается введением в жидкость соответствующих загустителей.

Для углеводородных жидкостей загустителями являются соли органических кислот, высокомолекулярные и коллоидные соединения нефтей.

Очень низкой фильтруемостью обладают растворы сульфитспиртовой барды, широко применяемой при гидроразрыве в нагнетательных скважинах.

Песок должен удовлетворять следующим требованиям:

1. иметь высокую механическую прочность, чтобы образовывать надежные песчанные подушки и не разрушаться под давлением пород;

2. сохранять высокую проницаемость

 Этим требованиям отвечает крупнозернистый кварцевый песок. Окатанность зерен песка способствует лучшему проникновению его в трещины.

В мировой практике в последнее время находят применение в качестве наполнителя стеклянные шарики, а также зерна агломерированного боксита соответствующего размера и молотая скорлупа грецкого ореха. Плотность стеклянных шариков примерно равна плотности кварца, но они прочнее и меньше вдавливаются в породу. Производятся промышленные испытания наполнителя из особо прочных искусственных синтетических полимерных веществ, имеющих плотность, близкую к плотности жидкости - песконосителя. (1100 кг/м3)

Наилучший размер песчинок 0,5-1 мм. Необходимое количество песка зависит от трещиноватости пород. В сильнотрещиноватые породы (известняки и доломиты) закачивают больше песка – до нескольких десятков тонн на скважину, также много песка закачивают и в рыхлые породы, обычно уже дренированные предыдущей эксплуатацией и склонные к пробкообразованию.

В пласты, сложенные из песчаников и малотрещиноватых известняков считается целесообразным закачивать в среднем 8-10 тонн на скважину. Иногда уменьшают до 4-5, иногда увеличивают до 20 тонн.

Концентрация песка в жидкости – песконосителе может колебаться от 100 до 600 кг на 1 м3 жидкости. Повышать концентрацию выше 600 кг на 1 м3, не рекоментуется из-за затруднений при закачке, и быстрого износа насосного обоудования. 

          Продавочные жидкости закачивают в скважину только для того, чтобы довести жидкость-песконоситель до забоя скважины. Таким образом, объем продавочной жидкости равен объему НКТ, через которые ведется закачка жидкости-песконосителя. К расчетному объему НКТ прибавляется объем затрубного пространства между башмаком НКТ и верхними дырами фильтра. В качестве продавочной жидкости используется практически любая недорогая жидкость, имеющаяся в достаточном количестве, и чаще всего обычная вода. 

Осуществление гидравлического разрыва

Осуществление ГРП рекомендуется в следующих скважинах.

1. Давших при опробовании слабый приток. 

2. С высоким пластовым давлением, но с низкой проницаемостью коллектора.

3. С загрязненной призабойной зоной.

4. С заниженной продуктивностью.

5. С высоким газовым фактором (по сравнению с окружающими).

6. Нагнетательных с низкой приемистостью.

7. Нагнетательных для расширения интервала поглощения.

Не рекомендуется проводить ГРП в скважинах, технически неисправных и расположенных близко от контура водоносности или от газовой шапки

Оборудование скважин при гидроразрыве пласта .

Подземное оборудование: 

1. обсадная колонна

2. НКТ

3. гидравлический якорь

4. пакер

5. продуктивный пласт

6. хвостовик.

             Устье скважины оборудуют специальной головкой, к которой подключаются агрегаты для нагнетания в скважину жидкости разрыва.

Порядок проведения работ при гидравлическом разрыве пласта

1. В подготовленной и оборудованной скважине производят гидропескоструйную перфорацию. При гидропескоструйной перфорации разрушение колонны или цементного кольца ( с образованием канала или щели) осуществляется за счет использования абразивного и гидромоторного эффектов песчанножидкостных струй выбрасываемых с высокой скоростью из насадок глубинного устройства гидроперфоратора . Пескоструйный перфоратор опускают  в скважину на колонны НКТ. Гидроперфоратор представляет собой устройство, имеющее определенное число насадок, изготовленных из абразивостойких сплавов.

2. освобождают пакер, вымывают шариковый клапан гидропескоструйной насадки, производят вторичную посадку пакера

3. в трубы закачивают нефть ( или воду) и создают максимально возможное давление

4. при максимальном числе подключенных насосных агрегатов в скважину закачивают жидкость разрыва. О разрыве пласта судят по резкому увеличению приемистости скважины ( поглотительной способности)

5. закачивают в пласт песок с жидкостью, последняя порция песка в количестве 100-150 кг должна содержать радиактивные изотопы, чтобы в дальнейшем  можно было проверить зоны поглощения песка при помощи гамма каротажа.

6. прокачивают в скважину продавочную жидкость при максимальной скорости прокачки с помощью максимального количества агрегатов. Количество продавочной жидкости должно быть равно емкости колонны НТК.
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Рис12.1. Схема расположения оборудования при ГРП:

1 - насосные агрегаты 4АН-700; 2 - пескосмесительные aгрегаты ЗПА; 3 - автоцистерны ЦР-20 с технологическими жидкостями; 4  -  песковозы; 5  -  блок манифольдов высокого давления; 6 - арматура устья 2АУ-700; 7 - станция контроля и управления процессом (расходомеры, манометры, радиосвязь)

