РАЗРАБОТКА НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ

________________________________________________________________________________

1.  ОСОБЕННОСТИ СОВРЕМЕННОГО ЭТАПА РАЗВИТИЯ НЕФТЯНОЙ ПРОМЫШЛЕННОСТИ

         Развитие  нефтяной  промышленности  России  в  последние  годы происходит  на фоне заметного ухудшения  структуры  запасов  нефти , что в основном связано  с значительной выработкой многих  уникальных и крупных  высокопродуктивных  месторождений и их высоким обводнением , а также открытием  и вводом  в разработку месторождений с трудноизвлекаемыми запасами, приуроченными  к коллекторам  с высокой геологической неоднородностью, карбонатным породам  со сложным строением  пустотного  пространства, газонефтяным залежам, залежам  с высоковязкими нефтями и аномальными условиями залегания.

         Растет доля запасов нефти в низкопроницаемых коллекторах ( с 29 % в 1980 г.  до  75 % в 1993 г. ) с неблагоприятными условиями ее извлечения. Растет доля месторождений, расположенных  на труднодоступных  территориях, что требует увеличения капитальных вложений  на их освоение, а также применения новых технологий  и технических средств.

        Другой особенностью современного этапа  является  все возрастающий объем запасов, находящихся на поздней стадии разработки, с резким изменением их структуры. Выработанность активных запасов достигла величины  65,5 %, трудноизвлекаемых – 23%. 

        Экономические  трудности привели к сокращению разведочного и эксплуатационного бурения, объемов прироста  запасов нефти , ввода новых нефтяных месторождений в промышленную разработку. Это дало возможность на длительный период сохранить стабильный уровень добычи нефти, обеспечивающий потребности страны.

        Основными регионами ускоренного воспроизводства сырьевой базы является Западная  и Восточная Сибирь с Республикой Саха, Тимано-Печорская провинция, наиболее крупные по запасам и ресурсам площади Арктического и Дальневосточного шельфа, перспективной является и Российская часть Прикаспийской впадины.

        Одной из важнейших особенностей развития нефтяной промышленности страны в последние четыре десятилетия явилось широкое внедрение современных высокоэффективных технологий и систем разработки, основанных на применении искусственного воздействия на пласты путем заводнения. Для конкретных геолого-геофизических условий нефтяных и газонефтяных месторождений были созданы различные модификации систем заводнения- линейные, площадные, избирательные. Получили применение блоковые системы воздействия, нашедшие распространение на месторождениях Волго-Уральской  провинции, а затем получившие развитие на месторождениях Западной Сибири.

        Основой для составления любого технологического документа является геологическая модель продуктивного объекта. Кроме послойной корреляции, позволяющей решать ряд вопросов, связанных с выделением зон замещения или выклинивания прослоев в различных плоскостях  важным является получение пространственной  картины строения продуктивного пласта. В этой связи широкое развитие получила объемная корреляция пластов с привлечением всей информации, полученной по петрофизическим, гидродинамическим, гидрогеологическим, физико-химическим методам исследования.

         Работы, выполняемые с привлечением метода томографии пластов, позволяют в динамике показать текущую нефтенасыщенность по площади и объему продуктивного объекта.

         Разбуривание оставшихся целиков нефти и зон, не охваченных дренированием на разрабатываемых месторождениях в старых нефтедобывающих районах, а также вовлечение в промышленную разработку месторождений с низкопроницаемыми коллекторами в Западной Сибири с особой остротой поднимают проблему вскрытия и освоения продуктивных пластов.          

        Все большую роль  в развитии нефтедобычи приобретают газонефтяные месторождения, запасы нефти которых заключены в обширных и низкопродуктивных  подгазовых  зонах  с незначительной нефтенасыщенной  толщиной  продуктивных пластов.   

2. ФУНДАМЕНТАЛЬНЫЕ   ПРОБЛЕМЫ  РАЗРАБОТКИ  НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ

Бурный  научно-технический  прогресс и высокие темпы развития различных отраслей науки и мирового хозяйства в Х1Х – ХХ  вв. привели к резкому увеличению потребления различных полезных ископаемых, особое место среди которых заняли нефть и горючие(природные) газы. 

      Нефть и горючие газы известны человечеству с доисторических времен.  Археологическими раскопками установлено, что на берегу Ефрата нефть добывалась за 6-4 тыс. лет до н.э. Использовалась она для различных целей, в том числе и в качестве лекарства. Древние египтяне применяли асфальт   (окисленную нефть) при бальзамировании. Добывали они его, по сообщению древнегреческого историка и географа Страбона (63 г.до н.э. – 23-34 гг. до н.э.), преимущественно у берегов Мертвого моря. Нефтяные битумы использовались для приготовления строительных растворов и как смазка. Нефть являлась составной частью зажигательного средства, вошедшего в историю под названием «греческого огня». 

       В средние века нефть использовалась для освещения улиц в ряде городов Ближнего Востока, Южной Италии и др. 

       В  России  нефть известна  с незапамятных  времен. По свидетельству  древних историков еще в III -  IV вв. с территории Азербайджана в Иран  вывозилась нефть. На Тамани обнаружены глиняные амфоры с нефтью, добытой в 1Х  или Х в.  

       В 1594 г. в Азербайджане был вырыт первый нефтяной колодец глубиной 35 м. В конце ХVIII в. в районе Баку было известно уже много таких колодцев. Нефть, добываемую из них, сливали в ямы, обложенные камнями ( амбары). Колодезный способ добычи нефти просуществовал до 1872 г.

       В начале Х1Х в. в России, а затем  в середине Х1Х в. в Америке из нефти путем ее возгонки было получено осветительное масло, названное керосином. Керосин использовался в лампах, изобретенных во второй половине Х1Х  в.  Игнатием  Лукасевичем  и  широко распространившихся по всему   миру. Впервые керосиновая лампа освещала операционный стол во львовском госпитале. 

       До середины Х1Х в. нефть добывалась в небольших количествах, в основном из неглубоких колодцев вблизи естественных выходов ее на дневную поверхность. Со второй половины Х1Х в. спрос на нефть стал резко возрастать в связи с широким использованием паровых машин и развитием на их основе промышленности, которая требовала больших количеств смазочных веществ м более мощных, чем сальные свечи, источников света.     

        С 1873 г. В Азербайджане начинается разведка и освоение крупнейших в мире по тому времени месторождений в Раманах, Сабунчах, Балаханах и Бибиэйбате   с  общими  извлекаемыми  запасами более  500 млн.т. Через 12 лет,  в 1884 г. 

они дали  6,2 млн. т. нефти.  На этих и некоторых других месторождениях  России  в 1901 г.  было добыто 11,5 млн. т. нефти, что составляло  50 %  мировой ее добычи. Помимо Азербайджана на территории России  в дореволюционное время осуществлялась добыча нефти в Грозном, на Кубани и в небольших объемах в других районах. Геологоразведочные работы и исследования с целью поисков нефти проводились учеными и специалистами также на Северном Кавказе ( П.С.Паллас, Д.И.Менделеев, Г.В.Абих, Ф.Б.Кошкуль, А.П.Карпинский, Д.И.Иванов, И.М.Губкин  и др.); В Ухтинском районе ( Г.Д.Романовский, Ф.Н.Чернышов, А.П.Павлов и др.); в Урало-Эмбинском  районе (П.С.Паллас, П.И.Рычков, С.Н.Никитин и др.); В Средней Азии ( Д.П.Петров, В.Н.Вебер, К.П.Калтцкий и др.); В Урало-Поволжье ( Г.Д.Романовский, И.М.Губкин,В.И.Миллер, А.Д.Архангельский и др.); на о-ве Сахалин ( Л.Ф.Бацевич,Н.Н.Тихонович, П.И.Полевой и др.).

        Несмотря на сотни лет, прошедшие с начала использования отечественной нефти, в 1998 г. нефтяной промышленности нашей страны исполнилось лишь 134 года. Датой ее рождения принято считать 1864 г., когда на Кубани под руководством А.Н.Новосильцева была пробурена с помощью механического привода первая скважина глубиной 198 м.

        Распространение механического способа бурения обусловило рост мировой добычи нефти с 300 тыс. т  в 1850 г. до 4,4 млн. т в 1881 г. и до 22,5 млн. т. в 1901 г.( в том числе 11,5 млн. т на территории России).

        Для начала развития нефтепромыслов в России характерно проявление инициативы отечественных предпринимателей, благодаря усилиям которых добыча нефти в 1883 г. составила уже 1,5 млн. т . Однако царское правительство не поддерживало их начинания, отдавая предпочтение иностранным  дельцам. Уже к началу ХХ века отечественные предприниматели были вытеснены иностранными компаниями не только с нефтяных промыслов, но и из торговли нефтепродуктами. К 1917 г. 70 % капиталовложений в нефтяную промышленность принадлежало иностранному капиталу – английскому, французскому, американскому, шведскому и др. В руках иностранных фирм  находилось 60 % добычи нефти и 75 % оборота торговли нефтепродуктами в России.    

         За  53  года  дореволюционного  периода техника в нефтяной промышленности оставалась примитивной, не развивалась. Ударное бурение, внедренное в 70-х годах прошлого века, не претерпело никаких изменений и к 1917 г. нефть  ( если она не фонтанировала) добывалась желонками. Все работы по бурению скважин и добыче нефти выполнялись в основном  вручную. Но и в таких условиях добыча нефти в России  в 1913 г. составила 10,2 млн. т  или  половину мировой, причем 75 %  всей добычи нефти в России обеспечивал Бакинский район. В 1916 г. было добыто нефти:  в Бакинском районе – 8 млн. т  , на Северном Кавказе ( Грозный и Майкоп) 1,7 млн. т , в Средней Азии и Казахстане  300 тыс. т .

        Первая мировая война, гражданская война, интервенция и сопутствующие им разруха и дезорганизация экономики отбросили нефтяную промышленность России к уровню конца Х1Х  в. Бурение скважин почти полностью прекратилось. Фонд действующих скважин резко сократился вследствие интенсивного их обводнения. В 1921 г. в России было добыто только 3,8 млн. т нефти, столько же сколько и в 1890 г.

        Вскоре после национализации  нефтяная промышленность Советского Союза значительно окрепла и начала бурно развиваться, дав стране уже в 1928 г. 12,1 млн. т , а в 1938 г. – 27,3 млн. т нефти.  

       В годы Великой Отечественной войны (1941–1945) значительно замедлилось развитие добычи нефти в связи с выбытием из строя нефтепромыслов Северного Кавказа. Однако в  последующие  послевоенные пятилетки благодаря самоотверженному труду советских нефтяников добыча нефти начинает вновь возрастать еще более высокими темпами: в 1950 г. страна получила свыше 35 млн. т нефти, в1956 г.–83,8 млн. т, в 968 г.– 309 млн. т, в 1976 г. – 520 млн. т , в 1980 г.-603 млн. т.    

           На рубеже ХХ – ХХI веков  в истории развития нефтедобывающей промышленности России можно выделить три главнейших этапа. Для каждого из них характерна своя технология, назначение и реализация отборов нефти.

       На первом  этапе  ( до 40 – х гг.  ХХ столетия ) было типичным площадное разбуривание  месторождения с применением некоторого принципа вскрытия нефтяного пласта ( сверху вниз, позднее снизу – вверх). Во главу угла ставилось использование естественной энергии пласта, иногда с локальным воздействием на пласт ( закачка воды или газа с отбором нефти через ближайшие из пробуренных скважин). Главным считалось тщательное изучение  стратиграфии всей толщи и регулирование  отборов в соответствии с интересами потребителя и с изученностью продуктивности пласта методами промысловой геологии. В результате проведенных исследований было установлено, что любой пласт представляет собой единую гидродинамическую систему, поэтому к нему можно применить расчетные математические методы.

        На втором этапе ( 40 – 60 –е гг.) было предложено проводить предварительное гидродинамическое проектирование с выделением экономически оптимального варианта расстановки скважин. Ключевым элементом эффективной разработки была идея о поддержании пластового давления за счет законтурного заводнения, а на гигантских месторождениях моноклинального типа – внутриконтурного ( 60-70-е гг.). 

        В результате практически сохранялась начальная энергия пласта и значительно продлевался фонтанный способ отбора нефти с большими дебитами эксплуатационных скважин. Тем самым стало возможным разбуривать месторождение редкими сетками скважин и добиться большой экономии металла, на производство которого  уходили основные трудозатраты в период восстановления народного хозяйства в послевоенные годы.

        Стало  возможным  выделить большее  число буровых станков на разведочное бурение, что обусловило впоследствие непрерывное расширение запасов нефти, а затем  и природного газа.

         Проблема повышения нефтеотдачи решалась поэтапно добуриванием новых скважин уже с учетом полученных  сведений  о неоднородностях и оставшихся целиков нефти ( из за прорывов вод ). 

         Наиболее трудным был вопрос выбора систем разработки   на месторождениях ( или участках ) с ухудшенными коллекторскими свойствами. Решающую роль  при обосновании  системы  играли экономические  факторы, увязанные с геологическим  строением  пласта  и  гидродинамическими  расчетами в каждом конкретном  случае. 

       Громадную роль в этом периоде сыграла отечественная нефтегазовая наука. Перевод проектирования разработки на  научную основу впервые практически был  осуществлен  в ПИБ – Проектно-исследовательском бюро Московского нефтяного института им. И.М.Губкина. В последующем на его базе был создан  головной институт ВНИИнефтегаз, ныне им. А. П. Крылова. Затем выросла целая сеть региональных институтов, взявшая на себя труд составления проектов практически всех месторождений СССР.

       Комплексный подход к проблеме проектирования  разработки нефтяных месторождений обеспечил  восстановление, а затем бурный рост  добычи нефти и газа,  что стабилизировало экономику  всей страны. Расширившийся экспорт рос-

сийской нефти за рубеж, особенно в условиях борьбы за передел рынков и цен, развернувшейся в те годы между странами ОПЕК и международными нефтяными компаниями, позволил  обеспечить непрерывный приток твердой валюты в больших объемах.

       Полученные средства  тех лет не инвестировались  в сбалансированное  развитие отечественной промышленности, даже в модернизацию нефтеперерабатывающей промышленности, которая могла позволить  постепенную замену экспорта сырой нефти на более ценные  нефтепродукты, а также уменьшить в выходе долю мазута, использовавшегося как простое топливо.

       В 80 – е  годы возможности громадных объемов добычи нефти низкой по себестоимости ( за счет фонтанного способа отбора), уменьшаются, поскольку пластовая энергия основных месторождений исчерпывается, а новых, столь же богатых, как Ромашкино и Самотлор, открыто не было.

       Между тем планы расширения добычи остались прежними, что заставило переходить к сверхвысоким отборам нефти в нарушение технологического баланса. Для этого были пробурены сотни и тысячи эксплуатационных скважин ( за счет уплотнения сетки скважин) фактически «на воду» – сверхвысокие отборы привели к спаду пластовых давлений и обводнению пластов. Так постепенно стал происходить переход  к механизированным способам добычи, следовательно к увеличению обслуживающего персонала, что привело к социальным трудностям в удаленных регионах страны.

        Общий рост затрат привел к «перекапитализации» отрасли и значительно снизил возможности разведочного бурения, а это по существу лишает отрасль будущего. Утверждения ряда известных геологов о необъятных запасах углеводородов и о возможности добычи нефти в 1000 млн. т. оказались неподкрепленными открытием реальных богатых месторождений.

         Технологический выход из возникшего тупика в те годы увидели в увеличении нефтеотдачи, которая действительно связана с увеличением скоростей движения воды. Казалось бы, этот фактор мотивирует и сверхотборы. На деле же он положителен для стимулирования подвижности нефти на микроуровне, т.е. главным образом уже в обводненных пластах. В режимах замещения нефти водой рост перепадов и скоростей течений вреден, поскольку приводит к неустойчивости фронта вытеснения, а следовательно и к возникновению застойных зон крупномасштабных  целиков пропущенной нефти.

         С начала 90 – х годов начался третий этап развития отрасли. Каковы же его особенности ? Перечислим их :

· замедление темпов прироста новых запасов из-за неоправданно больших объемов эксплуатационного бурения и относительно малого объема разведочного бурения  в 80 – е годы;

· усложнение геолого-физических условий на новых месторождениях;

· тяжелые природные условия новых районов добычи углеводородов;

· поздняя стадия разработки крупнейших месторождений;

· отбор остаточной нефти месторождений в обустроенных районах России;

· возрастание удельного веса категории трудноизвлекаемых запасов ( заводненные пласты, подгазовые зоны пластов, высоковязкие нефти, низкопроницаемые коллекторы, аномально сложнопостроенные залежи нефти.

      За последние 15 лет  запасы со степенью выработанности более 50 % возросли в  1,9 раз, а более 80 % - в 4 раза. Доля добычи с объектов, выработанных более 80 % , возросла с 4,6 до 17 %. Положение усугубляется износом техники и отсутствием доступных фондов, а нефтяные компании страны еще не готовы к соответствующим  капиталовложениям. 

       Подводя итог вышесказанному можно отметить, что в настоящий момент нефтяная промышленность России  переживает тяжелые времена по двум причинам. 

      Во-первых, с конца 80 –х годов в связи с тем, что преимущества, имеющиеся ранее благодаря открытию  крупнейших месторождений нефти (Ромашкино, Самотлор и др.) и поддержанию пластового давления (при редкой сетке скважин), были исчерпаны и произошло изменение структуры извлекаемых запасов и необходимой технологии их  извлечения. Нефтяники теперь вынуждены добывать нефть из пластов высокой водонасыщенности ( в 40 – 60 % ) -  с самого начала разработки или в силу обводнения. Отборы нефти проводятся из низкопроницаемых коллекторов ( проницаемость ниже 10 – 40 мД ). Эксплуатируются подгазовые залежи нефти, подстилаемые подошвенными водами, месторождения с летучими нефтями, ведется добыча конденсата из газовых пластов. Гигантские месторождения, главным образом за счет которых добыча нефти совсем недавно составляла 624 млн. т  обводняются.

        Во-вторых, экономические неурядицы в стране, нараставшие с 1985 г., достигли своего апогея к 1992 г. , что самым неблагоприятным образом сказалось на состоянии фонда скважин  и системах разработки в целом.  Последующая перестройка самой организации нефтяной промышленности  с переходом на новые (рыночные) отношения  также отодвинула технологические проблемы на более поздние сроки. Начались массовые отключения высокообводненных, а также низкодебитных  скважин на месторождениях. Это привело в большинстве случаев к расбалансировке системы разработки, т.е. к нарушению условий, при которых реализуется повышенный коэффициент нефтеотдачи.

       В результате наложения указанных факторов добыча нефти снизилась вдвое ( в 1995 г. добыто только 306 млн. т ).

       Проектная мощность по ряду месторождений реализуется  на 10 – 20 %. Система цен и налогов не позволяет применять существующие технологии разработки месторождений с трудноизвлекаемыми запасами. 

       Таким образом, современное состояние нефтяной промышленности предопределяет наступление нового этапа в развитии фундаментальных научных знаний о нефти и газе на основе прогрессивных достижений последнего времени в области науки, техники и технологий. На основе результатов фундаментальных исследований должно происходить обеспечение нефтегазового комплекса новыми технологиями.      

       Вышеописанное позволяет обозначить круг современных проблем разработки нефтяных месторождений.

1. Необходимость дальнейшего повышения степени извлечения нефти на основе геологического, гидродинамического и геофизического изучения пласта и построение постоянной компьютерной модели для каждого крупного месторождения. Повышение нефтеотдачи пласта обеспечивается стимулированием притока  к скважинам, увеличением  площадей дренирования за счет горизонтальной проводки стволов скважин и крупномасштабного гидроразрыва, использованием физико-химических методов воздействия на продуктивную толщу.

2. Геофизическое обоснование методов увеличения нефтеотдачи и отбора нефти в сложных условиях требует интенсивной разработки нового физико-математического моделирования природных и техногенных процессов в продуктивной толще и вмещающем массиве.

3. Обеспечение дальнейшего развития комплексного много дисциплинарного подхода к разработке месторождений углеводородов.

4. Возрождение контроля за разработкой месторождений, осуществление исследований конкретных скважин.

5. Создание необходимых  условий для исследований закономерностей фазовых переходов жидких и газообразных углеводородов при термобарических условиях, характерных для разработки вновь открываемых месторождений.

6. Постановка исследований по более активному использованию физических полей для повышения степени извлечения углеводородов из недр.

7. Проведение теоретических и экспериментальных исследований в области механики нефтегазоносных пластов применительно к актуальным проблемам геологии, геофизики, бурения и разработки месторождений.

8. Решение природоохранных проблем разработки месторождений осуществлять на основе мониторинга экологической обстановки с помощью дистанционных методов (подземно-наземно-аэрокосмический мониторинг объектов нефтяной и газовой промышленности).

9. Геолого-геофизические наблюдения за месторождением завершать созданием адекватной компьютерной модели.

10. Ориентироваться на вскрытие пластов скважинами  с наибольшей эффективной поверхностью вскрытия, т.е. наклонными и горизонтальными скважинами в зависимости от геометрии толщин.

11. Создавать новые технологии первичного и вторичного вскрытия пласта.

12. На месторождениях с низкопроницаемыми коллекторами изучать результативность  применения  крупномасштабных  гидроразрывов пласта с использованием высокого давления, специальных жидкостей разрыва и  нагнетания в пласт агентов по закреплению трещин.

13. Совершенствовать и внедрять вибротехнологию отбора остаточной нефти из заводненных пластов и исследовать результаты ее внедрения.

14. Развивать теоретические и экспериментальные исследования в области фильтрации многофазных систем.

15. Обобщить опыт разработки  сложнопостроенных месторождений и обеспечить создание систем комплексной разработки месторождений нефти.  

3. ОБЩИЕ  СВЕДЕНИЯ  О ПЛАСТОВЫХ ЖИДКОСТЯХ  И О СИЛАХ, ВЫЗЫВАЮЩИХ  ДВИЖЕНИЕ  НЕФТИ  ПО  ПЛАСТУ

3.1.ОСНОВНЫЕ СВОЙСТВА НЕФТИ И ГАЗА


Нефть и нефтяной газ - это смесь углеводородов (соединений углерода с водородом). Известно множество соединений углерода с водородом, различающихся характером сцепления атомов углерода и водорода и их числом в молекуле. В зависимости от этого одни углеводороды при нормальных условиях (760 мм. рт. ст. и t=) находятся в газообразном состоянии (природный и нефтяной газы), другие в жидком (нефть) и имеются углеводороды, которые находятся в твердом состоянии (парафины, содержащиеся почти во всех нефтях). В среднем в нефти содержится 82-87% углерода (С), 11-14% водорода (Н) и 0.4-1.0% примесей - соединений, содержащих кислород, азот, серу, асфальтовые и смолистые вещества.


При подогреве нефти в зависимости от температуры из нее вначале испаряются самые легкие - бензиновые фракции, затем более тяжелые - керосиновые, соляровые и т.д. Считают, что фракции нефти, кипящие в интервалах 40-200С - бензиновые, 150-3000С - керосиновые, 300-4000С - соляровые, при 4000С и выше - масляные.



По содержанию смолистых веществ нефти подразделяют на три группы:       

               
малосмолистые 

- содержание смол не более 18%



смолистые 


- содержание смол от 18 до 35%



высокосмолистые 
- содержание смол более 35%


По содержанию парафина нефти делятся также на три группы:

                       беспарафинистые 
- содержание парафина до 1%



слабопарафинистые 
- содержание парафина от 1 до 2%



парафинистые 

- содержание парафина более 2%


Содержание в нефти большого количества смолистых и парафинистых соединений делает ее вязкой и малоподвижной, что вызывает необходимость проведения особых мероприятий для извлечения ее на поверхность и последующей транспортировки.


По содержанию серы нефти подразделяются на:



малосернистые 

- содержание серы до 0.5%



сернистые 


- содержание серы от 0.5 до 2.0%



высокосернистые 
- содержание серы более 2.0%


Содержание в нефтях сернистых соединений ухудшает их качество, вызывает осложнения в добыче нефти.


О качестве нефти в промысловой практике ориентировочно судят по ее плотности. Плотность характеризуется массой, приходящейся на единицу объема. Плотность нефти при нормальных условиях колеблется от 700 (газовый конденсат) до 980 и даже 1000 кг/м3. Легкие нефти с плотностью до 880 кг/м3 наиболее ценные, т.к. обычно в них содержится больше бензиновых и масляных фракций.


Важнейшее физическое свойство любой жидкости, в том числе и нефти - вязкость, т.е. свойство жидкости сопротивляться взаимному перемещению ее частиц при движении. Различают динамическую и кинематическую вязкости.


За единицу динамической вязкости принимается вязкость такой жидкости, при движении которой возникает сила внутреннего трения в 1Н 9Ньютон) на площади 1 м2 между слоями, движущимися на расстоянии 1 м с относительной скоростью 1м/сек. 


Разномерность динамической вязкости: [m]=Па.с. (Паскаль-секунда).


Вязкость пластовых жидкостей, в том числе и нефти, обычно намного ниже 1 Па.с. В промысловой практике для удобства принято пользоваться единицей вязкости в 1000 раз меньшей мПа.с (миллипаскаль.секунда). так, вязкость пресной воды при температуре +200С составляет 1мПа.с. Вязкость нефтей добываемых в России в зависимости от характеристики и температуры изменяется от 1 до нескольких десятков мПа.с (0.1-0.2 Па.с) и более. 


Кинематическая вязкость - отношение динамической вязкости к плотности, измеряется в м2/с. Иногда для оценки качества нефти и нефтепродуктов пользуются относительной (условной) вязкостью, показывающей во сколько раз вязкость данной жидкости больше или меньше вязкости воды при определенной температуре. Измерение проводят обычно путем сравнения времени истекания из отверстия вискозиметра Энглера равных объемов исследуемой жидкости и воды. Результаты определений выражают в градусах условной вязкости оВYt, где индекс t указывает температуру измерения.


За число градусов условной вязкости при данной температуре принимают отношение времени истечения из вискозиметра Энглера 200 см3 испытуемой жидкости ко времени истечения 200 см3 воды из того же прибора при температуре 200С.


С повышением температуры вязкость нефти (как и любой другой жидкости) уменьшается. С увеличением количества растворенного газа в нефти вязкость нефти также значительно уменьшается.


На нефтяных месторождениях обычно наблюдается увеличение температуры с глубиной. Кроме того, в нефти, как правило, всегда содержится определенное количество растворенного газа. Поэтому вязкость нефти в пластовых условиях всегда меньше, чем вязкость на поверхности.

3.2.НЕФТЯНЫЕ ГАЗЫ И ИХ СВОЙСТВА


Газы, добываемые из нефтегазовых залежей вместе с нефтью, называют нефтяными газами. Они представляют собой смесь углеводородов - метана, пропана, бутана, пентана и др. Самый легкий из всех углеводородов - метан. В газах добываемых из нефтяных и газовых месторождений метана содержится от 40 до 95%. Одной из основных характеристик углеводородных газов является относительная плотность, под которой понимают отклонение массы объема данного газа к массе такого же объема воздуха при нормальных условиях. Относительная плотность нефтяных газов колеблется от 0.554 для метана до 2.49 для пентана и выше. Чем больше в нефтяном газе легких углеводородов - метана СН4 и этана С2Н6(относительная плотность - 1.038), тем легче этот газ. При нормальных условиях метан и этан находятся в газообразном состоянии. Следующие за ним по относительной плотности пропан С3Н8(1.522) и бутан С4Н0 (2.006) также относятся к газам, но легко переходят в жидкость даже при небольших давлениях.

            Природный газ - смесь газов. Компонентами природного газа являются углеводороды парафинового ряда: метан, этан, пропан, изобутан, а также неуглеводородные газы: сероводород, углекислый газ, азот. При эксплуатации газовых и газоконденсатных месторождений в скважинах, газосборных сетях, магистральном газопроводе при определенных термодинамических условиях образуется кристаллогидраты. По внешнему виду они похожи на сажеобразную массу или лед. Гидраты образуются при наличии капельной влаги и определенных давлениях и температурах.


В зависимости от преобладания в нефтяных газах легких (метан, этан) или тяжелых (пропан и выше) углеводородов газы разделяются на сухие и жирные. 

Сухим газом называют природный газ, который не содержит тяжелых углеводородов или содержит их в незначительных количествах. 


Жирным газом называют газ, содержащий тяжелые углеводороды в таких количествах, когда из него целесообразно получать сжиженные газы или газовые бензины. 


На практике принято считать жирным газом такой, в 1 м3 которого содержится более 60г газового бензина. При меньшем содержании газового бензина газ называют сухим. С тяжелой нефтью добывают преимущественно сухой газ, состоящий главным образом из метана. В нефтяных газах, кроме углеводородов, содержатся в незначительных количествах углекислый газ, сероводород и др. 
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Важной характеристикой природного газа является растворимость его в нефти. По закону Генри растворимость газа в жидкости прямо пропорциональна давлению газа: 

 где: Vг - объем растворенного газа, приведенный к атмосферному 
давлению, м3

a - коэффициент растворимости, 
Па-1

p - абсолютное давление газа, Па


Vж - объем жидкости, в которой растворен газ, м3


Коэффициент растворимости газа (газовый фактор) показывает, сколько газа растворяется в единице объема жидкости при повышении давления на единицу. Коэффициент растворимости в зависимости от условий растворения изменяется от 0.4х10-5 до 1х10-5 Па-1. Со снижением давления до определенного значения (давление насыщения) начинает выделяться растворенный в нефти газ.


По мере поступления от забоя скважины нефти с газом, газ имеет свойство расширяться, в результате- объем газа больше объема поступления нефти.


Газовый фактор не на всех месторождениях, пластах одинаков. Он обычно колеблется от 30 м3/м3 до 100 м3/м3 и выше.


Давление, при котором из нефти начинают выделяться первые пузырьки растворенного газа, называют давлением насыщения пластовой нефти. Это давление зависит от состава нефти и газа, соотношения их объемов и от температуры. Если в пласте имеется свободный газ (например, при наличии газовой шапки), то  давление насыщения нефти газом равно пластовому давлению или близко к нему. Если при постоянной температуре повышать давление какого-либо газа, то после достижения определенного значения давления, этот газ сконденсируется, т.е. перейдет в жидкость. Для каждого газа существует определенная предельная температура, выше которой ни при каком давлении газ нельзя перевести в жидкое состояние. 


Наибольшая температура, при которой газ не переходит в жидкое состояние, как бы, велико не было давление, называется критической температурой.


Давление соответствующее критической температуре называется критическим давлением. Таким образом, критическое давление - это предельное давление, при котором и менее которого газ не переходит в жидкое состояние, как бы ни была низка температура. Так, например, критическое давление для метана ( 4.7 МПа, а критическая температура - 82.50С (минус).

3.3.ПЛАСТОВЫЕ ВОДЫ

        Пластовые воды имеются в большинстве нефтегазовых месторождениях и являются обычным спутником нефти. Помимо пластов, в которых вода залегает вместе с нефтью, встречаются и чисто водоносные пласты. 

        В нефтегазовых залежах распределение жидкостей и газов соответствует их плотностям: верхнюю часть пласта занимает свободный газ, ниже залегает нефть, которая подпирается пластовой водой. Однако пластовая вода в нефтяных и газовых залежах может находиться не только в чисто водяной зоне, но и в нефтяной и газовой, насыщая вместе с нефтью и газом продуктивные породы залежей. Эту воду называют связанной или погребенной.


Осадочные породы, являющиеся нефтяными коллекторами, отлагались в основном в водных бассейнах. Поэтому еще до проникновения в них нефти поровое пространство между зернами породы было заполнено водой. В процессе тектонических вертикальных перемещений горных пород (коллекторов нефти и газа) и после них углеводороды мигрировали в повышенные части пластов, где происходило распределение жидкостей и газов в зависимости от их плотности. Содержание связанной воды в породах нефтяных залежей колеблется от долей процента до 70% объема пор и в большинстве коллекторов составляет 20-30% этого объема. Исследованиями установлено, что при содержании в пласте воды до 35-40% и небольшой проницаемости пород пласта из скважин может добываться безводная нефть, т.к. связанная вода в этом случае в пласте не перемещается.


Пластовые воды обычно сильно минерализованы. Степень их минерализации колеблется от нескольких сот граммов на 1 м3 в пресной воде и до 80 кг/м3 в концентрированных рассолах.


Минеральные вещества, содержащиеся в пластовых водах, представлены солями натрия, кальция, магния, калия и других металлов. Основные соли пластовых вод - хлориды, а также карбонаты щелочных металлов. Многие пластовые воды содержат в повышенном количестве йод, бром и их используют для получения этих ценных элементов. Из газообразных веществ пластовые воды содержат углеводородные газы и иногда сероводород. Плотность пластовой воды в зависимости от количества растворенных в ней солей колеблется в пределах 1010-1020 кг/м3 и более. По значению плотности наряду с другими данными судят о происхождении воды. Вязкость пластовой воды в большинстве нефтяных месторождений меньше вязкости нефти. С повышением температуры вязкость воды уменьшается. Пластовые воды обладают электропроводностью, которая зависит от степени минерализации.

3.4.КОЛЛЕКТОРСКИЕ СВОЙСТВА ГОРНЫХ ПОРОД


Горные породы, содержащие нефть, газ и воду и способные отдавать их при разработке, называются коллекторами. Коллекторские свойства нефтеносных пластов зависят от размера и формы зерен, слагающих породу, степени отсорбированности обломочного материала, характера и степеней цементации осадков, а карбонатных пород - от пористости и трещиноватости.

           Породы - коллекторы характеризуются пористостью, проницаемостью и трещиноватостью. Пористость горной породы характеризуется наличием в ней пустот (пор), являющихся вместилищем для жидкостей (воды, нефти) и газов, находящихся в недрах Земли.

        Различают общую, открытую и эффективную пористость.

        Общая пористость характеризуется разностью между объемом образца и объемом составляющих его зерен.

         Открытая пористость, или пористость насыщения, характеризуется объемом тех пустот, в которые может проникать жидкость (газ) при перепадах давлений, наблюдающихся в естественных пластах.


Эффективная пористость - учитывает лишь объем открытых пор, насыщенных нефтью (или газом), за вычетом содержания связанной воды в порах.


Промышленную ценность нефтяного месторождения можно определить по проницаемость его пород - способности проникновения жидкости или газов через породу. Движение жидкостей или газов через пористую среду называется фильтрацией.


Породы нефтяных и газовых залежей имеют капиллярные каналы, средний размер которых составляет 0.0002-0.5 мм.


При эксплуатации нефтяных месторождений в пористой среде движется нефть, газ, вода или их смеси Поэтому для характеристики проницаемости нефтесодержащих пород различают проницаемость абсолютную, эффективную и относительную.
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Абсолютная проницаемость - проницаемость пористой среды при движении в ней лишь одной какой-либо фазы (газа или однородной жидкости).


Эффективная (фазовая) - проницаемость породы для одной из жидкостей или газа при одновременной фильтрации различных жидкостей и газа.


Относительная - проницаемость пористой среды, характеризующаяся отношением фазовой проницаемости этой среды к абсолютной.


К проницаемым породам относят пески, песчаники, известняки, к непроницаемым или плохо проницаемым породам - глины, глинистые сланцы, песчаники с глинистой цементацией и т.д.

          Одно из важных свойств горных пород - трещиноватость, которая обуславливается густотой развития в них трещин. Трещинная проницаемость прямо пропорциональна густоте трещин в пласте.

3.5.ПОНЯТИЕ О ДАВЛЕНИИ

        Основными источниками пластовой энергии являются: напор краевой и подошвенной вод, давление газа газовой шапки и растворенного газа в нефти после его выделения из раствора, сила тяжести, упругость пласта и насыщающих его флюидов (нефти, воды, газа). Эти силы проявляются совместно или раздельно.

     Таким образом энергетические ресурсы пласта характеризуются существующим в нем давлением. Чем оно выше, тем полнее может быть использована залежь нефти.

     В процессе эксплуатации для рационального использования энергии пласта необходим постоянный контроль распределения пластового давления в залежи. Осуществляется это путем систематических замеров забойных и пластовых давлений и построением карт изобар.

      Изобара – это линия, соединяющая точки с одинаковыми значениями пластовых давлений, приведенных к условной  уровенной  поверхности.

     Под забойным давлением понимается давление на забое   скважины, которое замеряется во время установившейся работы скважины. Ему соответствует динамический уровень в скважине.

     Под пластовым давлением понимают давление в пласте  между  скважинами,  установившееся  во время работы  всех скважин.

     Это давление берется за основу при вычислении коэффициента продуктивности скважины и проницаемости пласта, а также используется при анализе  разработки месторождения  и  в   гидродинамических   расчетах.

      Значения  Рпласт.  в      различных  точках  залежи неодинаковы.  Они  меняются   как  во времени и  в  процессе  разработки. За  начальное  пластовое  давление  принимают  статистическое  забойное  давление  первой  скважины, вскрывшей  пласт,  замеренное  до  отбора  из  пласта  какого-нибудь  значительного  количества  пластовой  жидкости. Эти  единичные  замеры, возможные  лишь  в  определенных  точках  залежи  не  могут  быть  приняты  для  всей  залежи  в целом. Поэтому для  определения среднего   Р  пласт. ,полученные  замеры  по первым  скважинам  пересчитывают  на  среднюю  точку  объема  залежи,  на  середину  этажа  нефтеносности .  Когда  размеры  залежи  значительны  -  желательно  иметь  данные  о  начальном  Р пласт.   по  скважинам , расположенным  в  центральной  ее  части  и  замеры  Р пласт.  по  каждой  скважине , пробуренной  в  период  пробной  эксплуатации.  

      При  извлечении из залежи  нефти  или  газа  Р  пласт.  падает  и  оказывается  ниже  начального ( в случае естественной   разработки, без  воздействия  на  пласт). Поэтому , чтобы  определить  Р  пласт. на  любую  дату  определяют  текущее  пластовое  давление, т.е.  статистическое  забойное  давление,  замеренное  по  состоянию  на  ту  или  иную  дату  в  скважине, в  которой  после  ее  остановки  установилось  относительное  статистическое  давление. Все  другие  скважины  являются  рабочими, то  в пласте  не  устанавливается  относительное  статистическое  равновесие. Поэтому  в  качестве  текущего  пластового  давления  замеряют   динамическое  пластовое  давление.
         Для  наблюдения  за  процессом  разработки  пласта  необходимо  систематически  замерять  пластовое  давление  в  эксплуатационных  скважинах.  Эти  замеры  производятся  глубинными  манометрами. Их  использование ( когда  измерение  идет  манометром  по  стволу  скважины  ) дает  возможность  определить  истинную  плотность  жидкости  и газа  при  данных  давлении  и  температуре  с учетом  наличия  растворенного  газа  в  водонефтяной  смеси.

          При  фонтанном  или  компрессорном  способе  эксплуатации ( когда  невозможно  применять  глубинный  манометр)  Р  пласт.  определяют  по  формулам  расчетным  путем. 

4. ОБЩАЯ  ХАРАКТЕРИСТИКА  ПАРАМЕТРОВ МЕСТОРОЖДЕНИЯ

     Строение и свойства пластов, условия залегания и свойства флюидов (нефти, газа, воды), физико-гидродинамические  основы извлечения нефти обстоятельно изучены в предшествующих дисциплинах ( геологии, промысловой геологии, физике пласта, подземной гидродинамике и т.д.). 

      Обобщим представления о параметрах нефтяных месторождений с технико-технологических и экономических позиций  процессов добычи нефти из недр на поверхность Земли. Эти параметры условно можно разделить на три группы:  горно-геологические, экономико-географические и социально-экономические.
4.1.ГОРНО-ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ ПАРАМЕТРЫ

    Среди горно-геологических параметров основными являются :

1) геометрия месторождения ( форма, площадь и высота месторождения,

расчлененность на отдельные залежи и продуктивные пласты, глубина

залегания);

2) свойства коллекторов (емкостные –пористость, нефтенасыщенность,;

фильтрационные – проницаемость; литологические – гранулометрический состав, удельная поверхность, карбонатность; физические – механические, теплофизические и др. );

3) физико-химические  свойства флюидов;

4) энергетическая характеристика месторождения;

5) величина и плотность запасов нефти.    

      Под залежью нефти и горючих газов понимается  естественное скопление жидких и  газообразных  углеводородов, приуроченное  к  одному  или  нескольким пластам-коллекторам  с  единой  гидродинамической  системой.

      По  начальному  фазовому  состоянию  и  составу  основных  углеводородных  соединений  в  недрах  залежи подразделяются  на  однофазные  и  двухфазные.

       К  однофазным  залежам  относятся :

· нефтяные залежи, приуроченные   пластам –коллекторам, содержащим  нефть, насыщенную  в  различной  степени  газом;

· газовые  или  газоконденсатные  залежи, приуроченные к  пластам-коллекторам, содержащим газ  или  газ  с углеводородным  конденсатом.  

        К  двухфазным  залежам  относятся  залежи, приуроченные к  пластам-коллекторам, содержащим  нефть с   растворенным   газом   и   свободный   газ   над   нефтью ( нефтяная   залежь  с газовой  шапкой   или  газовая  залежь  с  нефтяной  оторочкой). В  отдельных  случаях  свободный  газ  таких  залежей  может  содержать  углеводородный  конденсат.  По  отношению  объема  нефтенасыщенной     части    залежи   к   объему    всей   залежи  двухфазные  залежи  подразделяются   на  :

· нефтяные  с  газовой  или  газоконденсатной  шапкой ( V  >  0,75 ) ;  

· газо- или  газоконденсатнонефтяные ( 0,50 <  V < 0, 75);

· нефтегазовые  или  нефтегазоконденсатные ( 0,25 <  V <0,50 );

· газовые или  газоконденсатные  с  нефтяной  оторочкой  (  V  <  0, 25 ). 

  В  зависимости  от  того, какие  запасы  превалируют, основным  эксплуатационным  объектом  в  двухфазных  залежах  считается  газонасыщенная  или  нефтенасыщенная  часть.

        Месторождением  называется  совокупность  приуроченных  к  единому  структурному  элементу  залежей, связанных  общим  участком  земной  поверхности.

       По сложности  строения  месторождения  ( залежи ) подразделяются  на :

· простого  строения , приуроченные  к  тектонически  ненарушенным  или  слабонарушенным  структурам, продуктивные пласты  которых  характеризуются  выдержанностью толщин  и коллекторских  свойств  по  площади  и  разрезу;

· сложного  строения , характеризующиеся невыдержанностью  толщин  и коллекторских  свойств  продуктивных  пластов  по  площади  и  разрезу  или  наличием  литологических  замещений  или  тектонических  нарушений, делящих единые  залежи  на  отдельные  блоки;

· очень  сложного  строения, характеризующиеся как  наличием  литологических  замещений  или  тектонических  нарушений, делящих  залежь  на отдельные  блоки,  так  и невыдержанностью  толщин  и  коллекторских свойств  продуктивных  пластов  в пределах  этих блоков.

      К категориям  сложного  и очень  сложного  строения  следует  также  относить  газонефтяные  и нефтегазовые  залежи, в которых нефть  в  подгазовых зонах  подстилается  подошвенной  водой, нефть содержится  в тонких  оторочках  неоднородных  пластов. 

           По величине  извлекаемых  запасов  нефти  и  балансовых  запасов  газа  нефтяные  и  нефтегазовые  месторождения  подразделяются  на  : 

· уникальные , содержащие  более 300  млн. т нефти  или более  500  млрд. куб. метров  газа ;

· крупные , содержащие  от 30  до 300  млн.т нефти  или от  30  до  500  млрд. куб. метров газа;

· средние, содержащие от 10  до 30  млн.т.нефти  или  от  10  до 30  млрд. куб. метров газа; 

· мелкие, содержащие  менее  10  млн.т нефти  или  менее 10  млрд. куб. метров  газа.

4.2.ЭКОНОМИКО-ГЕОГРАФИЧЕСКИЕ ПАРАМЕТРЫ

     Экономико-географические параметры имеют основное значение при решении вопросов размещения и развития нефтедобывающих районов. Под экономико-географическими параметрами понимают территориальное расположение месторождения, которое характеризуется удаленностью площади месторождения от экономически развитых районов; климатом, рельефом местности, характером почв  и растительности, сейсмичностью района; ресурсами местных строительных материалов, воды, электроэнергии; экономической освоенностью района.

     Экономическая освоенность – это обжитость территории в хозяйственном отношении ( наличие промышленных предприятий, запасов других полезных ископаемых, продуктов питания, и т.п.), плотность населения, наличие трудовых ресурсов ( свободной рабочей силы ), транспортных магистралей, систем энергоснабжения. 
4.3.СОЦИАЛЬНО-ЭКОНОМИЧЕСКИЕ ПАРАМЕТРЫ

     Социально-экономические параметры связаны с социальным и экономическим развитием общества и в основном устанавливаются народнохозяйственными планами , а также решениями и постановлениями директивных органов.    
5.КАТЕГОРИИ  СКВАЖИН

Природным  источником  сырья  (нефти, газа) является  залежь. Доступ  в нее  обеспечивается  посредством  множества  скважин. При  проектировании  и разработке нефтяных  месторождений  выделяются  следующие  группы  эксплуатационных  скважин:

· добывающие ;

· нагнетательные;

· специальные.

Добывающие  скважины , имеющие  фонтанное , насосное  или  газлифтное  оборудование   и  предназначены  для  добывания  нефти, нефтяного газа и попутной воды. В  зависимости  от  способа  подъема  жидкости  добывающие  скважины  подразделяются  на  фонтанные, газлифтные  и насосные. 

      При  фонтанном  способе  жидкость  и газ  поднимаются   по  стволу  скважины  от забоя  на поверхность только  под  действием  пластовой  энергии, которой  обладает  нефтяной  пласт. Этот  способ  является  наиболее экономичным , так  как  характерен  для  вновь  открытых , энергетически  не истощенны  месторождений. При поддержании  пластового  давления  путем  закачки  воды  или  газа  в залежь  в  отдельных  случаях  удается  существенно  продлить  период  фонтанирования  скважин. 

        Если  скважины  не  могут  фонтанировать, то их переводят  на  механизированные  способы  добычи  нефти .

        При  газлифтном  способе  добычи   в  скважину   для  подъема  нефти  на  поверхность  подают ( или  закачивают с помощью  компрессоров ) сжатый  ( углеводородный ) газ  или  крайне  редко  воздух, т.е.  подают  энергию  расширения  сжатого  газа.

        В  насосных  скважинах  подъем  жидкости  на  поверхность  осуществляется  с  помощью  спускаемых  в  скважину  насосов -  штанговых  ( ШСН )  или  погружных ( ЭЦН). На промыслах  используют  и  другие  способы  эксплуатации скважин.

        Нагнетательные  скважины  предназначены  для  воздействия  на  продуктивные  пласты  путем  нагнетания  в них  воды, газа  и  других  рабочих  агентов. В соответствии  с  принятой  системой  воздействия  нагнетательные  скважины  могут  быть  законтурные, приконтурные  и внутриконтурные. В процессе  разработки  в число  нагнетательных  скважин  в целях  переноса  нагнетания, создания  дополнительных и развития существующих линий разрезания, организации  очагового  заводнения  могут  переводиться  добывающие  скважины. Конструкция  этих  скважин  в  совокупности  с применяемым оборудованием  должна  обеспечить безопасность  процесса нагнетания, соблюдение  требований  по охране  недр. Часть  нагнетательных  скважин  может  временно  использоваться  в  качестве  добывающих.

       Резервный  фонд  скважин  предусматривается  с  целью  вовлечения  в разработку  отдельных  линз, зон выклинивания и застойных  зон, которые не  вовлекаются  в  разработку  скважинами  основного  фонда  в  пределах  контура  их  размещения. Количество  резервных  скважин  обосновывается  в  проектных  документах с учетом характера  и степени  неоднородности продуктивных  пластов ( их прерывистости ) , плотности  сетки  скважин  основного фонда  и т. д.  

        Наблюдательные  и  пьезометрические  скважины  служат  в качестве  контрольных  и  предназначены   для:

          -наблюдательные  для  периодического  наблюдения  за  изменением  положения  ВНК  и  ГНК , ГВК , за изменением  нефтеводогазонасыщенности пласта   в  процессе разработки  залежи;

       - пьезометрические -  для систематического  изменения  пластового давления в законтурной  области, в газовой  шапке и в нефтяной  зоне  пласта.   

    Количество  и  местоположение  контрольных  скважин определяется  в проектных  документах  на  разработку.

           Оценочные  скважины  бурятся  на разрабатываемых или  подготавливаемых  к  пробной  эксплуатации  месторождениях ( залежах) с целью уточнения параметров и режима работы  пластов, выявления и уточнения границ обособленных  продуктивных полей, оценки выработки запасов нефти отдельных  участков залежи  в пределах контура запасов категории   А+В+С  .  

        Специальные  скважины   предназначаются для добычи технической  воды , сброса промысловых  вод, подземного  хранения  газа, ликвидации  открытых  фонтанов.

       Водозаборные  скважины   предназначаются  для  водоснабжения  при бурении скважин, а также  систем  поддержания  пластового  давления  в процессе разработки. 

       Поглощающие  скважины  предназначены для закачки  промысловых  вод  с разрабатываемых  месторождений в поглощающие  пласты.

       Скважины – дублеры  предусматриваются  для замены фактически ликвидированных  из-за  старения ( физического износа) или по техническим  причинам ( в результате аварий при эксплуатации ) добывающих  и нагнетательных  скважин. Количество, размещение и порядок ввода  скважин-дублеров по представлению  нефтегазодобывающих  управлений обосновывается  технико-экономическими расчетами в проектах и уточненных  проектах  разработки и как исключение  в  технологических  схемах с учетом возможной добычи нефти  из  скважин – дублеров, на  многопластовых  месторождениях -  с учетом возможного использования  вместо них  скважин возвратного  фонда с нижележащих  объектов.

       Законсервированные  скважины  -  не  функционирующие  в  связи с нецелесообразностью или  невозможностью их  эксплуатации  ( независимо от их назначения ), консервация  которых оформлена в соответствии  с действующими  положениями. 

      Эксплуатационный  фонд   скважин  подразделяется  на  скважины, находящиеся в эксплуатации ( действующие ), находящиеся  в капитальном ремонте после эксплуатации и ожидании капремонта  , находящиеся  в обустройстве и освоении после  бурения.

       К находящимся  в  эксплуатации ( действующим ) скважинам относятся  скважины, добывающие продукцию в последнем месяце отчетного периода независимо от числа дней их работы в этом месяце.

      В фонде, находящихся в эксплуатации  ( действующих) скважин выделяются  скважины, дающие продукцию, скважины, остановленные в целях регулирования  разработки  или  экспериментальных  работ, а также  скважины, находящиеся  в планово- профилактическом обслуживании( простаивающие остановленные  в последнем месяце отчетного  периода из числа давших  добычу  в этом  месяце ). 

      К находящимся  в капремонте  после эксплуатации относятся  скважины, выбывшие  из действующих, на которых  на конец отчетного месяца проводились работы по ремонту. К скважинам, находящимся в ожидании капремонта, относятся  скважины, которые  простаивали в течение календарного месяца.

6.ПРОМЫШЛЕННАЯ  РАЗРАБОТКА  НЕФТЯНЫХ  МЕСТОРОЖДЕНИЙ

6.1.ВВОД НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ (ЗАЛЕЖЕЙ) В ПРОМЫШЛЕННУЮ РАЗРАБОТКУ

          Под  промышленной  разработкой   месторождения понимается  технологический  процесс  извлечения  из недр  нефти, газа и сопутствующих   ценных  компонентов для  использования  их  в народном  хозяйстве. Ввод нефтяных месторождений ( залежей ) в промышленную  разработку допускается , если : 

· осуществлена пробная эксплуатация  разведочных  скважин, при необходимости, пробная эксплуатация залежей  или опытно- промышленная  разработка  представительных участков месторождения ;

· ГКЗ  России  утверждены запасы нефти, газа и сопутствующих  ценных компонентов с правом для промышленного  освоения;

· оформлен и утвержден акт о передаче месторождения   (залежи) для промышленного  освоения ;

· утверждены технологические проектные документы на промышленную  разработку( технологическая схема  или  проект ) и проектно-сметная документация на обустройство, предусматривающие утилизацию нефтяного газа, газового конденсата и сероводорода;

· в соответствии с действующими положениями оформлены горный и земельный отводы нефтегазодобывающим предприятиям;

· издан приказ  Миннефтепрома СССР  ( Мингазпрома СССР ) о вводе месторождения ( залежи) в промышленную разработку с запасами нефти  свыше 5 млн.т  или газа свыше 5 млрд.м  или издан приказ производственного, научно-производственного объединения о  вводе в промышленную разработку месторождения ( залежи  с запасами нефти  до 5 млн. т  или газа до 5 млрд. м.        

6.2.СИСТЕМЫ РАЗРАБОТКИ НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ (ЗАЛЕЖЕЙ)

         Под  системой  разработки  нефтяных месторождений  понимается  комплекс мероприятий по извлечению  нефти и газа из недр и управлению  этим  процессом. Система  разработки определяет количество эксплуатационных объектов, способы воздействия на пласты  и  темпы  отбора нефти из них, размещение и плотность  сетки  добывающих  и нагнетательных скважин, способы и режимы  их эксплуатации, мероприятия по контролю  и регулированию процесса разработки, охране недр и окружающей среды. Обосновываются системы разработки в технологических проектных документах.

6.3.ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ ПРОЕКТНЫЕ ДОКУМЕНТЫ

        К технологическим проектным документам, по которым нефтегазодобывающие предприятия и объединения осуществляют пробную эксплуатацию, промышленную разработку нефтяных и газонефтяных  месторождений  и проводят опытно-промышленные работы по испытанию  новых технологий и методов повышения нефтеизвлечения из пластов, являются : 

· проекты пробной эксплуатации;

· технологические схемы опытно-промышленной разработки;

· технологические схемы разработки;

· проекты разработки; 

· уточненные проекты  разработки; 

· анализы разработки. 

Во всех  технологических  проектных документах на разработку должно быть предусмотрено :

· равномерное разбуривание  месторождения (залежи);

· рациональное и эффективное использование  утвержденных запасов нефти , газа  и сопутствующих компонентов;

· недопущение выборочной отработки наиболее продуктивных участков месторождения (залежи), приводящей к потерям балансовых запасов;

· осуществление доразведки месторождения;

· обоснование выделения эксплуатационных объектов для самостоятельной разработки.           

        Основными  документами служат  технологическая схема разработки  и  проект разработки. Технологическая схема  разработки определяет  предварительную  систему промышленной разработки эксплуатационного объекта, на основе данных его разведки и пробной эксплуатации. Проект разработки предусматривает комплекс технологических  и  технических мероприятий  по извлечению нефти и газа из недр, контролю за процессом разработки, обеспечению безопасности населения, охране недр и окружающей среды.   

       В  проектных документах на разработку  обосновываются:

· выделение эксплуатационных объектов;

· порядок ввода  объектов  в разработку;

· выбор способов и агентов воздействия  на пласты;

· системы размещения и плотности сеток добывающих и нагнетательных скважин;

· способы и режимы  эксплуатации скважин;

· уровни, темпы и динамика добычи нефти, газа  и жидкости из пластов, закачки в них вытесняющих агентов;

· вопросы повышения эффективности реализуемых систем разработки заводнением;

· вопросы, связанные с особенностями применения физико-химических, тепловых и других методов повышения нефтеизвлечения из пластов; 

· выбор, рекомендуемых способов эксплуатации скважин, устьевого и внутрискважинного  оборудования ;

· мероприятия по предупреждению  и борьбе с осложнениями при эксплуатации  скважин;

· требования к системам сбора и промысловой подготовки продукции скважин;

· требования к системам поддержания  пластового давления  ( ППД) , качеству используемых  агентов;

· мероприятия по контролю  и  регулированию процесса разработки;

· комплекс геофизических  и  гидродинамических  исследований скважин; 

· специальные мероприятия по охране недр и окружающей среды при бурении и эксплуатации скважин, технике безопасности, пожарной безопасности при применении методов повышения  нефтеизвлечения из пластов.

6.4.ПОНЯТИЕ ЭКСПЛУАТАЦИОННОГО ОБЪЕКТА

     Под  эксплуатационным объектом понимают  продуктивный пласт, часть пласта или группу пластов, выделенных  для разработки  самостоятельной сеткой скважин. Пласты, объединяемые в один объект разработки, должны иметь близкие литологические  характеристики и коллекторские  свойства  пород продуктивных  пластов, физико-химические  свойства и состав насыщающих их флюидов, величины начальных приведенных пластовых давлений.

     При разбивке нефтеносной свиты  на этажи  разработки необходимо использовать следующие правила :

· в пределах нефтеносной свиты выделяют, как правило не более  трех  этажей (чтобы не бурить более трех серий скважин, что экономически не целесооб-разно );

· если  взаимное расположение эксплуатационных объектов таково, что  невозможно ввести их  в  разработку путем возврата скважин( например при наличие перекрытия головных частей пластов наклонной поверхностью размыва) , то необходимо проектировать  более трех этажей разработки;

· этаж  разработки должен быть выбран так, чтобы производительность нижнего базального пласта была выше возвратных объектов в этом этаже;

· для повышения эффективности разработки  необходимо объединять  пласты для совместной эксплуатации, что позволить повысить производительность скважин .

      Пласты совмещают  в один эксплуатационный объект, руководствуясь  следующими принципами:

· качество нефти из совмещаемых пластов должно быть одинаковым;

· литологический состав, мощность, пористость, проницаемость  должны быть в близких пределах;

· должны быть сходными геолого-промысловые  показатели  пластов.

6.5.КОНТРОЛЬ ЗА ОХВАТОМ ЭКСПЛУАТАЦИОННОГО ОБЪЕКТА ПРОЦЕССОМ ВЫТЕСНЕНИЯ

6.5.1. Коэффициент  охвата  вытеснением  и  его  определение

        При разработке залежей УВ одна из главных задач—возможно более полное вовлечение объема залежи в процесс дренирования. Степень вовлечения объема эксплуатационного объекта в разработку характеризуется коэффициентом охвата залежи разработкой Kохв.р, представляющим собой отношение части эффективного объема эксплуатационного объекта Vохв.р, включенной в процесс дренирования под воздействием всех видов энергии, которыми она располагает, к общему эффективному объему залежи (объекта) Vобщ Kохв.р=Vохв.р/Vобщ.
        При разработке газовых и газоконденсатных залежей, которая осуществляется с использованием возможностей природных режимов, в условиях непрерывно снижающегося пластового давления вследствие большой подвижности пластового газа весь объем залежи обычно представляет собой единую гидродинамическую систему, все точки которой взаимодействуют между собой. В результате практически весь объем залежи включается в процесс дренирования, т. е. Кохв.р=1

  Условия разработки нефтяных эксплуатационных объектов, особенно при больших площадях нефтеносности и повышенной вязкости нефти, часто характеризуются слабой гидродинамической связью между отдельными их частями, в результате чего изменение давления в одной точке объекта может не оказывать видимого влияния на другие его точки. В связи с этим величина Кохв.р часто меньше единицы.

Как уже отмечалось, в России нефтяные месторождения разрабатывают в основном с искусственным воздействием на пласт. При нагнетании в пласт воды (или другого рабочего агента) вытеснение нефти к забоям добывающих скважин и дренирование залежи в целом происходит практически только за счет энергии закачки. В этих условиях особо важное значение приобретает оценка степени охвата продуктивного объема процессом вытеснения нефти. Охваченной процессом вытеснения считают ту часть эксплуатационного объекта, где в результате поступления в пласты нагнетаемой воды не происходит снижения пластового давления, благодаря чему скважины эксплуатируются с устойчивыми дебитами, соответствующими продуктивной характеристике перфорированных пластов.

           Коэффициент охвата вытеснением  Кохв. выт представляет собой отношение части эффективного объема залежи (эксплуатационного объекта)  Vохв.выт, участвующей в дренировании под воздействием вытесняющего агента, к общему эффективному объему залежи (объекта) Vобщ:

Кохв.выт = Vохв.выт/Vобщ

Коэффициент охвата вытеснением входит в формулу, используемую для прогноза коэффициента нефтеотдачи. Его величина оказывает большое влияние на конечную нефтеотдачу и на темпы добычи нефти. Достижение возможно большей величины этого коэффициента играет решающую роль при выборе системы разработки для новой залежи и является основной целью развития и совершенствования этой системы, а также управления протекающими в пластах процессами на протяжении всего периода разработки.

 Различают коэффициент охвата по мощности и коэффициент охвата по площади.          

    Коэффициент охвата вытеснением по мощности Kохв.выт h определяется в скважине как отношение нефтенасыщенной мощности, подвергающейся воздействию, к суммарной эффективной нефтенасыщенной мощности объекта. В нагнетательных скважинах подвергающимися воздействию считают те пласты и прослои эксплуатационного объекта, в которые поступает нагнетаемая вода, а в добывающих скважинах—пласты и прослои, активно отдающие носить в условиях стабильного или даже возрастающего пластового давления.

Коэффициент охвата вытеснением по площади Кохв.выт S определяют для каждого пласта эксплуатационного объекта в отдельности. Численно он равен отношению площади, охваченной процессом вытеснения, к общей площади распространения пласта-коллектора в пределах залежи.

Величины Кохв.выт h, Koxв. выт S и Кохв.выт зависят в первую очередь от геологической характеристики эксплуатационного объекта. Большое влияние оказывают также степень соответствия принятой системы разработки геологической характеристике объекта и условия ее реализации.

Рассмотрим особенности охвата процессом вытеснения для случая, когда полностью разбуренный в соответствии с проектным документом эксплуатационный объект представлен монолитным, т. е. не расчлененным непроницаемыми прослоями пластом. При нагнетании в такой пласт воды Кохв.выт h можно считать равным единице, если даже приемистость регистрируется не по всей мощности пласта, поскольку давление, создаваемое нагнетанием воды, перераспределяется и по горизонтали и по вертикали. На охват однопластового объекта процессом вытеснения по площади в первую очередь оказывают влияние проницаемость коллекторов Кпр и вязкость пластовой нефти н, определяющие фильтрационные свойства пласта. При прочих равных условиях расстояние, на которое по горизонтали воздействует закачка воды, возрастает с увеличением проницаемости пласта и уменьшением вязкости нефти. Поскольку увеличение указанных свойств действует в разных направлениях, для характеристики фильтрационной способности пласта используют их отношение Кпр/н, называемое подвижностью нефти в пластовых условиях, или проводимостью пласта. Как показывает опыт разработки, при пониженной подвижности нефти (Кпр/н<<0,1 м4/(Н*с)) влияние от разрезающего ряда нагнетательных скважин распространяется не далее 1—1,5 км в каждую сторону ют него. Поэтому в таких условиях ширину полос между разрезающими рядами принимают не более 2—3 км. При высокой подвижности нефти (Кпр/н>=0,1 м4/(Н*с)) влияние нагнетания воды распространяется на более далекое расстояние, поэтому ширину полос между линиями разрезания можно принимать большей—до 4—5 км. 

   При однородном строении пласта по площади выбор оптимальной ширины полосы между разрезающими рядами (а также выбор оптимальной ширины залежи при изучении возможности применения законтурного заводнения, выбор расстояния между очагами заводнения и т. д.), соответствующей фильтрационной характеристике пласта, обеспечивает охват полосы (залежи) воздействием по всей ее ширине. Завышение ширины полос при разрезании залежей или применение законтурного заводнения при большой ширине залежи приводит к тому, что внутренняя, удаленная от нагнетательных скважин часть площади не испытывает воздействия. Большое влияние на степень охвата пласта вытеснением по площади оказывают его микро-, мезо- и макронеоднородность. В связи с зональной неоднородностью пласта нагнетательные скважины характеризуются существенно различной приемистостью, а на отдельных участках эксплуатационных объектов в связи с весьма низкой проницаемостью коллекторов или с их отсутствием обеспечить закачку воды не удается совсем. Это приводит к тому, что некоторые внутренние участки площади остаются не включенными в процесс вытеснения. Наличие локальных участков отсутствия коллекторов, участков с низкой проницаемостью, дизъюнктивных нарушений между нагнетательными и добывающими скважинами ограничивает распространение влияния закачки на отдельные части площади.

Таким образом, величина коэффициента охвата воздействием монолитного пласта, имеющего неоднородное строение, зависит от расположения нагнетательных и добывающих скважин относительно экранирующих элементов пласта. Расположение скважин без учета характера неоднородности пласта увеличивает количество и размеры участков, не испытывающих влияния закачки вследствие их экранирования. Кроме того, вне процесса вытеснения оказываются локальные участки около границ распространения коллекторов, за добывающими скважинами, хотя на них влияние закачки и распространяется . На этапах проектирования разработки учесть при размещении проектных скважин неоднородность во всех ее деталях не удается, так как она бывает изучена еще не в полной мере. Однако общие закономерности могут быть учтены. Так, в условиях часто наблюдаемого залегания терригенных коллекторов с разной мощностью и проницаемостью в виде чередующихся полос причудливой формы примерно одного простирания ряды нагнетательных скважин целесообразно располагать вкрест простирания полос. Сокращение размеров не охваченных вытеснением краевых участков зон залегания коллекторов возможно за счет более плотной сетки скважин основного фонда, а также за счет бурения скважин резервного фонда.

          Величина коэффициента охвата вытеснением по площади тесно связана также с соотношением объемов закачиваемой в пласт воды и отбираемой из него жидкости (в пластовых условиях). Если это соотношение менее единицы, т. е. закачка меньше отбора, значит удаленные от нагнетательных скважин участки площади испытывают недостаточное воздействие или не испытывают его вовсе вследствие экранирующего влияния действующих добывающих скважин, расположенных вблизи нагнетательных. Соответствие объема   нагнетаемой  воды объему добываемой из пласта жидкости является, таким образом одной из важнейших предпосылок увеличения коэффициента охвата вытеснением по площади.

      При разработке многопластового эксплуатационного объекта явления, рассмотренные для однопластового объекта, могут быть свойственны каждому из пластов в отдельности. При этом на разных участках объекта в плане могут совмещаться зоны пластов как с примерно одинаковой, так и с существенно различающейся характеристикой охвата вытеснением. Это бывает связано с неравномерным охватом по мощности, выражающимся в том, что в скважинах могут быть пласты как вовлеченные в процесс вытеснения, так и не работающие. Следует иметь в виду, что выполняемое из экономических соображений объединение неоднородных пластов для совместной их разработки объективно приводит к снижению в той или иной мере степени охвата каждого из них по площади процессом вытеснения. Это обусловлено особенностями работы пластов в нагнетательных скважинах. Установлено, что при совместной перфорации в нагнетательных скважинах пластов с существенно различной проницаемостью воду принимают пласты с повышенной проницаемостью, в то время как в менее проницаемые пласты вода не поступает. 

   Анализ приемистости пластов при давлении нагнетания воды 12 МПа показал, что при наличии в разрезе нагнетательных скважин двух пластов они оба принимают воду только в 50 % скважин, а в остальных скважинах в один из пластов вода не поступает. В скважинах, в разрезе которых три изолированных пласта, в 50 % случаев воду принимает только один пласт, в 30 % случаев—два пласта и лишь в 20%—все три пласта. Среди скважин, имеющих в разрезе четыре пласта, не выявлено таких, где все пласты принимают воду. Связано это с тем, что для освоения под закачку пластов с разной проницаемостью требуются разные репрессии—меньшие при высоких значениях проницаемости и большие — при низких. При совместном освоении пластов вода поступает только в те пласты, для которых применяемое давление нагнетания воды оказывается достаточным. Все сказанное объясняет тот факт, что при разработке многопластовых объектов коэффициент охвата их процессом вытеснения по мощности имеет значения, меньшие единицы. Это снижает величину коэффициента охвата объекта в целом. Обычно, чем выше расчлененность объекта разработки и чем больше различия в коллекторских свойствах его пластов, тем большее их число не принимает воду и, следовательно, тем ниже охват воздействием по мощности объекта. Это обстоятельство необходимо учитывать при обосновании выделения эксплуатационных объектов на многопластовом месторождении , а также при обосновании и выполнении комплекса мероприятий по управлению процессом разработки, в том числе мероприятий, направленных на включение в работу возможно большего числа пластов в нагнетательных скважинах .

    Методика оценки коэффициента охвата эксплуатационного объекта процессом вытеснения основана на использовании карт охвата пластов вытеснением, характеризующих размеры площади зон вытеснения. Для однопластового эксплуатационного объекта строят одну такую карту, для многопластового их количество соответствует числу пластов в объекте. Указанные  карты строят на основе карт распространения коллекторов. На них указывают месторождение нагнетательных и добывающих скважин, общие границы распространения коллекторов с разной продуктивностью (наиболее часто выделяют две группы коллекторов—с высокой и низкой продуктивностью), дизъюнктивные нарушения, границы зон вытеснения. Иногда на карту наносят изопахиты эффективной нефтенасыщенной мощности, чаще же используют карты мощности, построенные отдельно. По карте охвата находят Vохв.выт и Vобщ, которые определяют соответственно в границах распространения коллектора как произведение средней мощности пласта на соответствующих участках на величину их площади. При постоянной нефтенасыщенной мощности пласта коэффициент охвата может быть определен как отношение площади пласта Sохв. выт, охваченной процессом вытеснения, к площади распространения нефтенасыщенных коллекторов.

По многопластовому объекту в целом коэффициент охвата вытеснением Sобщ может быть определен как среднее взвешенное по мощности из значений этого коэффициента, полученных для отдельных пластов.

Различают коэффициенты охвата вытеснением прогнозный и фактический.

  Прогнозный коэффициент охвата вытеснением обосновывают при проектировании разработки месторождения для определения проектного коэффициента нефтеотдачи.

  Поскольку данных о строении неоднородных пластов, полученных по разведочным скважинам, бывает недостаточно для построения карт распространения коллекторов, при составлении первого проектного документа Кохв. выт может быть принят по аналогии с идентичными пластами более изученных ближайших месторождений.

   При составлении второго проектного документа с использованием данных бурения большей части скважин основного фонда могут быть использованы карты распространения коллекторов, составленные непосредственно по изучаемым пластам. Границы зон воздействия при этом наносят на карты предположительно, исходя из особенностей мезо- и макронеоднородности пластов.

        Известно несколько способов выделения таких зон для прогноза коэффициента охвата вытеснением. При этом исходят из предпосылки, что проектируемая система разработки обеспечит полную компенсацию отбора жидкости из пласта закачкой рабочего агента (воды) и не будет намеренной временной консервации каких-либо частей залежи.

В настоящее время наиболее широко используется способ прогноза Кохв.выт, предложенный Ю. П. Борисовым, В. В. Воиновым, 3. К. Рябининой. Способ основан на разделении всего нефтенасыщенного объема пласта на непрерывную часть Vн полулинзы Vпл и линзы Vл. На карте распространения коллекторов к непрерывной части пласта относят участки залегания коллекторов, имеющие не менее чем два выхода к контуру питания, т. е. ограниченные не менее чем с двух сторон линиями нагнетания   и получающие воздействие с противоположных сторон. К полулинзам относят участки коллекторов, прилегающие к одной линии нагнетания, вследствие чего воздействие на них может осуществляться только с одной стороны. К линзам относят изолированные участки пласта-коллектора, окруженные со всех сторон непроницаемыми породами и не выходящие на линии нагнетания.

При прогнозировании  Кохв.выт исходят из следующего допущения. Непрерывные части пласта, где вытеснение нефти водой происходит по встречным направлениям к расположенному посередине стягивающему эксплуатационному ряду, будут охвачены этим процессом полностью. В полулинзах вытеснение происходит только в одном направлении со стороны разрезающего ряда. При этом между последним рядом добывающих скважин и границей распространения коллекторов будут оставаться участки, не вовлекаемые в разработку. Поэтому полулинзы окажутся охвачены вытеснением не полностью. В линзах вытеснения происходить не может, поэтому они остаются вне границ охвата вытеснением.

Прогнозирование охвата воздействием на стадии подготовки месторождения к разработке может также осуществляться по геологическим профилям. Для этого строят серию попарных профилей всех пробуренных разведочных скважин .

При залегании прерывистых пластов преимущественно в виде полос сложной конфигурации М. М. Саттаров и другие исследователи предлагают использовать иной способ определения Кохв.выт. Он основан на предпосылке, что при заводнении подобных пластов в процесс вытеснения не включаются краевые полосообразные участки коллекторов вдоль границ их распространения, имеющие в среднем ширину, равную половине расстояния между добывающими скважинами при принятой сетке их размещения.

При этом прогнозный коэффициент охвата пласта вытеснением определяется по формуле: 

Кохв = 1 - L(/2F 

где L—общая длина границ распространения коллекторов изучаемого пласта в пределах залежи; (—принятое расстояние между добывающими скважинами; F—площадь распространения коллекторов в пределах залежи; L(/2F—коэффициент потерь за счет неполного охвата пласта воздействием.

Применение этого способа   определения   прогнозного Кохв. выт дает возможность количественно оценивать влияние на его величину плотности сетки добывающих скважин при разной степени макронеоднородности пласта по площади.

В процессе разработки эксплуатационного объекта периодически (обычно на конец года) составляют карты фактического охвата каждого пласта эксплуатационного объекта процессом вытеснения и объекта в целом. Это делается для оценки эффективности принятой системы и процесса разработки—для выяснения соответствия фактического охвата проектному, а также выявления частей объекта, недостаточно участвующих в дренировании, и обоснования технологических мероприятий, направленных на активизацию их разработки.

Для построения карт фактического охвата вытеснением используют комплекс данных, характеризующих работу скважин и пластов в целом.

7.СХЕМАТИЗАЦИЯ  УСЛОВИЙ  РАЗРАБОТКИ

7.1.СХЕМАТИЗАЦИЯ ФОРМЫ ЗАЛИЖИ

При предварительных подсчетах, для получения показателей разработки при том или ином варианте разработки осредняют геолого-физические данные и упрощают геометрию пласта.
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Для гидродинамических расчетов любая конфигурация залежи должна быть приведена к более правильной геометрической форме. Вытянутая овальная залежь, имеющая соотношение короткой и длинной осей a : b(1:3, в расчетах заменяется равновеликой по площади полосой. На полосе ряды эксплуатационных скважин параллельны (рис.1)

На схеме и на залежи должно быть одинаковое число скважин и рядов. Расстояние между рядами и скважинами на схеме  обычно несколько занижены по сравнению с расстояниями на залежи. Определяемые дебиты скважин будут также занижены, так как  чем ближе  эквиваленты друг к другу, тем больше степень их взаимодействия.

Овальная залежь, имеющая соотношение осей 1 : 3  < a : b < 1 : 2 , должна быть в расчетах заменена равновеликим по площади кругом (рис. 2), имеющим тот же периметр контура нефтеносности, что и на карте. 
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Ряды скважин и скважины также, размещают на карте реальной нефтяной залежи. На схеме ряды скважин размещаются концентрическими  окружностями. Площадь между начальным контуром нефтеносности и первым рядом скважин, а также площади между последующими рядами на карте залежи и на схеме должны быть одинаковыми. Таким образом, последний ряд скважин, расположенный по оси структуры, на схеме будет представлен окружностью, внутри которой пласт отсутствует. Тогда запасы реальной залежи и круга будут, с определенной степенью достоверности, равными. 

На схеме и на карте должно быть одинаковое число рядов и скважин. Дебиты на первых этапах разработки будут несколько занижены по сравнению с реальными, а на последних - завышены, но в среднем они не очень откланяются от фактических данных.

Залежь, имеющую соотношение осей а : в ( 1, можно схематично заменить равновеликим по площади кругом при сохранении числа скважин.

Залежь, имеющую одностороннее ограничение притока, можно схематизировать полосой с односторонней областью питания.

Залежь заливообразную (зональную) можно рассматривать как сектор круга.

Максимальное расхождение суммарных расчетных и реальных дебитов не превышает 5-7%. При сложной конфигурации залежи для получения более точных данных рекомендуется использовать электродинамическую модель.

7.2.СХЕМАТИЗАЦИЯ КОНТУРА НЕФТЕНОСНОСТИ

Для определения продолжительности работы скважины необходимо следить за перемещением контура нефтеносности. Начало обводнения произойдет при подходе к скважинам внутреннего контура нефтеносности, а полное обводнение скважин - при подходе внешнего контура нефтеносности.
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       В условиях непрерывного пласта нецелесообразно эксплуатировать скважины внешних рядов до полного их обводнения, так как они экранируют передачу пластовой энергии внутренним рядам, находящимся в данное время в чисто нефтяной зоне пласта, а обводненность продукции скважины будет весьма большой. При отключении обводненных скважин дебиты скважин внутренних рядов увеличатся и содержание воды в добываемой продукции уменьшится, а нефть, оставшаяся перед остановленным рядом, можно будет отобрать скважинами последующих рядов. Только осевой ряд или центральная группа скважин в условиях непрерывного пласта будет работать до максимального обводнения, величину которого устанавливают, исходя из экономических соображений. На  рис. 3  приведен  расчетный  контур нефтеносности, находящийся  между   внутренними   а , , b , , с ,    и   внешними   а, b, с кон-

турами.    

       Местоположение расчетного контура нефтеносности устанавливается путем геометрического построения после определения соотношения мощностей нефтеносной hн  водоносной hв частей пласта в момент остановки скважин внешнего ряда с заданным процентом обводнения:
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где   
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 н,  
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в - доля нефти и воды в общем дебите скважины, при которых они отключаются ( определяются из экономических и геологических соображений );

 кв -   фазовая проницаемость для воды в зоне замещения нефти водой;

 к  -    проницаемость пласта;
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  - вязкость нефти и воды;
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  - в пластовых условиях.

      В условиях непрерывного пласта для определения продолжительности работы рядов скважин достаточно проследить за перемещением расчетного контура. После остановки скважин 1-го ряда внешними работающими становятся скважины второго ряда.

      Обычно пласты неоднородны, расчленены и содержат пропластки, не прослеживающиеся по всей залежи.

      В условиях неоднородного пласта нефть, не отобранная скважинами остановленного ряда, не будет извлечена из пласта. Для получения наибольшей нефтеотдачи из такого пласта скважины каждого ряда следует эксплуатировать до обводнения, степень которого устанавливают экономическими расчетами.

      Наблюдение за перемещением расчетного контура дает лишь ориентировочное представление об обводненности. Точное представление можно получить при наблюдении за движением жидкости по линиям тока и за изменением угла обводнения. ( курс подземная гидравлика ).

7.3.СХЕМАТИЗАЦИЯ КОНТУРА ПИТАНИЯ

За контур питания в условиях водонапорного режима принимается линия, соответствующая выходам пласта, откуда он пополняется поверхностными водами (см. рис. 3), или линия, на которой расположены нагнетательные скважины.

На естественном или искусственном контуре питания приведенное давление в процессе разработке остается постоянным. В следствии быстрого перераспределения давления в газовой шапке в условиях газонапорного режима за контур питания  может быть принят газонефтяной контакт. При питании залежи со всех сторон контур питания с большой степенью точности можно принять круговым, при питании залежи с одной  стороны или с двух противоположных сторон - прямолинейным.

Дебит рядов эксплуатационных скважин в процессе разработки будет изменятся даже при сохранении постоянного перепада давлений между контурами питания и скважинами, что является следствием изменения общего сопротивления потоку движущейся жидкости. Дебит скважины в каждый момент времени зависит от текущего положения водо-нефтяного или газо-нефтяного контакта, от соотношения вязкостей вытесняемого и вытесняющего агентов и от изменения проницаемости пласта в зоне замещения нефти вытесняющим агентом.

Если сопротивление в нефтяной зоне больше сопротивления в зоне вытесняющего агента (воды или газа), то при сохранении постоянного перепада давлений дебит увеличивается, так как область, заполненная нефтью, сокращается и общие гидравлические сопротивления потоку уменьшаются. Если сопротивление потоку в нефтяной зоне меньше сопротивления в зоне вытесняющего агента, то дебит вследствие тех же причин будет уменьшаться.

Для определения эффективности рассмотренных вариантов разработки интересно оценить средние дебиты на различных этапах разработки. За этап разработки принимается  промежуток времени, в течении которого контур перемещается с начального положения до первого ряда скважин или от ряда обводнившихся выключенных скважин до следующего ряда работающих скважин. Для определения среднего дебита вводится расчетный приведенный контур питания. Определение местоположения приведенного контура питания рассмотрим на примере полосообразной залежи, работающей в условиях водонапорного режима и имеющей односторонний контур питания (рис. 2,а).  

Суммарный дебит рядов Q  ( в м3 / сек) для любого момента времени можно определить по формуле :

Q =  
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В - длина рядов перпендикулярно к потоку движущейся жидкости, (м) 

h- мощность пласта, (м)
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k - проницаемость, (м2)

pк - давление на контуре области питания, (н/м2)

p - среднее давление на линии внешнего ряда во время работы, (н/м2)

(в и (н - вязкость воды и нефти, (н. cек/м2)

Lк - расстояние от внешнего ряда до контура питания, (м)

Lн - расстояние от внешнего ряда до начального положения контура нефтеносности, (м)

L - расстояние от внешнего  ряда до текущего водо-нефтяного контакта, (м)

Как видно из формулы (2), дебит изменяется в зависимости от положения контура нефтеносности. Начальный дебит можно определить из формулы (2), если вместо L подставить Lн , а к моменту подхода контура нефтеносности к внешнему ряду дебит можно подсчитать по той же формуле (2), приняв L=0.

Истинная скорость перемещения контура нефтеносности  w - величина переменная. Значение ее можно определить из уравнения движения жидкости в поровом пространстве 
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w = -  
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         (3) 

Пдин  - коэффициент динамической  полезной емкости коллектора.

Разделив в уравнении (3) переменные, проинтегрируем его, подставив предварительно значение дебита из формулы (2)  
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Начальному моменту времени соответствует положение контура нефтеносности на расстоянии L н  от внешнего ряда, а окончание процесса обводнения (t) соответствует подходу к внешнему ряду контура нефтеносности. После интегрирования получим 
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Как же определить средний суммарный дебит  скважин рядов за время t ? Дебит может быть постоянным только при условии, что вязкость нефти и воды одинакова, и при постоянной проницаемости пласта. Предположим, что вязкость всей жидкости ровна вязкости нефти (н   и проницаемость пласта k постоянна. Подсчитаем средний дебит Q , условно приняв, что контур питания с тем же давлением pк находится на расстоянии L0 от внешнего ряда: 
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Продолжительность перемещения контура нефтеносности от начального положения Lн до ряда можно определить объемным методом, так как скорость остается постоянной и не зависит от изменения гидравлических сопротивлений в процессе разработки:
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В реальных условиях при переменном дебите с учетом различия гидравлических сопротивлений и при среднем постоянном дебите без учета этого различия продолжительность этапов разработке должна быть одинаковой. Поэтому значения времени t, определенные по формулам (5 ) и  (7), должны совпадать. Приравняв правые части уравнений (5) и  (7), определим L0 , величина которого соответствует расстоянию от внешнего ряда до приведенного контура питания: 
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Таким образом, приведенным контурам питания называется расчетный контур , по которому можно определить средний дебит рядов скважин и среднюю скорость перемещения контура нефтеносности на каждом этапе разработки в предположении, что вязкости нефти и воды (газа) одинаковы и проницаемость пласта постоянна. При этом для продолжительности этапов разработки получим те же значения, что и в реальных условиях. При расчетах давление на приведенном контуре питания условно принимают равным давлению на истинном контуре питания.

Рассуждая аналогично, можно найти выражение для приведенного контура питания круговой залежи, работающей водонапорном режиме (см. Рис. 2 в). С учетом геометрии пласта радиус с приведенного контура питания можно определить из выражения:
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где  R0 - радиус приведенного контура питания;

Rн - радиус начального контура нефтеносности;

R1 - радиус первого эксплуатационного ряда;

Rк - радиус контура области питания (естественного или искусственного, созданного нагнетательными скважинами).

В случае газонапорного режима формулы для приведенного контура питания будут иметь такой же вид, как и в случае водонапорного, только вместо вязкости воды (в как вытесняющего агента следует подставлять вязкость газа (г . Кроме того, для газонапорного режима формулы (8) и (9) можно значительно упростить. Так как (г ((  ( н , с высокой степенью точности можно принять (г / ( н = 0. Приведенные контуры питания для полосообразной и круговой залежей при газонапорном режиме показаны на рис. 2 б, г.

Следует отметить, что при газонапорном режиме давление в газовой шапке, являющейся областью питания, может изменяться. Если газ не закачивают, оно снижается, если газ закачивают под давлением, превышающим первоначальное, - повышается. Тогда приведенный контур питания следует несколько раз изменять в течении каждого этапа разработки в соответствии с изменением давления в газовой шапке.

Расстояние до приведенного контура питания следует определять для каждого этапа разработки  после выключения ряда скважин вследствие обводнения или загазовывания их. Так, для второго этапа разработки в полосообразной залежи расстояние до приведенного контура питания также можно определить по формуле  (8) , подразумевая под Lк расстояние от второго ряда до контура питания , а под Lн - расстояние между вторым и первым рядами,  на котором к началу второго этапа находится контур нефтеносности. Для определения R0  на втором этапе разработки в круговой залежи в формулу (9) вместо Rн  следует подставить  R1  , а вместо R1- радиус второго эксплуатационного ряда.

7.4.СХЕМА РАЗМЕЩЕНИЯ СКВАЖИН

При проектировании системы разработки месторождения следует рассчитывать несколько вариантов размещения рядов и скважин, расстояние между которыми следует выбирать, исходя из геологических и технологических соображений.

В неоднородном пласте при уплотнении сетки коэффициент нефтеотдачи увеличиться, и экономический анализ должен указать целесообразную предельную плотность размещения скважин.

Бурить скважины рекомендуется в начале по разряженной сетке, чтобы была возможность доразведать залежь и уточнить расстояние между проектными скважинами. При проектировании следует предусмотреть резервный фонд скважин. Эти скважины должны быть пробурены на последних этапах разработки для извлечения оставшихся запасов нефти на участках, где она осталась вследствие фациальных особенностей пласта.

8.РЕЖИМЫ  НЕФТЕГАЗОНОСНЫХ  ПЛАСТОВ


Под режимом работы нефтяных залежей понимают характер проявления движущих сил взамен, обеспечивающих продвижение нефти в пластах к забоям эксплуатационных скважин. Знать режимы работы необходимо для проектирования рациональной системы разработки месторождения и эффективного использования пластовой энергии с целью максимального извлечения нефти и газа из недр. 


Различают следующие режимы: водонапорный, упругий и упруговодонапорный, газонапорный или режим газовой шапки, газовый или режим растворенного газа, гравитационный, смешанный.

          Водонапорный режим - режим, при котором нефть движется в пласте к скважинам под напором краевых (или подошвенных) вод. При этом залежь наполняется водой из поверхностных источников в количествах, равных или несколько меньших количества отбираемой жидкости и газа из пласта в процессе его разработки.

     Показателем эффективности разработки залежи является так называемый коэффициент нефтеотдачи -  отношение количества извлеченной из залежи нефти к общим балансовым) запасам ее в пласте. Практикой установлено, что активный водонапорный режим наиболее эффективный. При этом режиме удается извлечь 

50-70%, а иногда и больше от общего количества нефти, содержащейся в недрах до начала разработки.

Коэффициент нефтеотдачи при водонапорном режиме может быть в пределах 0.5-0.7 и более.

       Упругий (упруговодонапорный) режим - режим работы залежи, при котором пластовая энергия при снижении давления в пласте проявляется в виде упругого расширения пластовой жидкости и породы. Силы упругости жидкости и породы могут проявляться при любом режиме работы залежи. Поэтому упругий режим правильнее рассматривать не как самостоятельный, а как такую фазу водонапорного режима, когда упругость жидкости (нефти, воды) и породы является основным источником энергии залежи. Естественно, что  упругое расширение пластовой жидкости и породы по мере снижения давления должно происходить  при любом режиме работы залежи. Однако для активного водонапорного режима и газовых режимов этот процесс играет второстепенную роль.


В отличии от водонапорного режима при упруговодонапорном режиме пластовое давление в каждый данный момент эксплуатации зависит и от  текущего, и от суммарного отборов жидкости из пласта. По сравнению с водонапорным режимом упруговодонапорный режим работы пласта менее эффективен. Коэффициент нефтеизвлечения (нефтеотдачи) колеблется в пределах 0.5-0.6 и более.

      Газонапорный режим (или режим газовой шапки) - режим работы пласта, когда основной энергией, продвигающей нефть, является напор газа газовой шапки. В этом случае нефть вытесняется к скважинам под давлением расширяющегося газа, находящегося в свободном состоянии в повышенной части пласта. Однако, в отличии от водонапорного режима (когда нефть вытесняется водой из пониженных частей залежи) при газонапорном режиме, наоборот, газ вытесняет нефть из повышенных в пониженные части залежи. Эффективность разработки залежи в этом случае зависит от соотношения размеров газовой шапки и характера структуры залежи. Благоприятные условия для наиболее эффективного проявления такого режима - высокая проницаемость коллекторов (особенно вертикальные,  напластование), большие углы наклона пластов и небольшая вязкость нефти.

       По мере извлечения нефти из пласта и снижения пластового давления в нефтенасыщенной зоне газовая шапка расширяется, и газ вытесняет нефть в пониженной части пласта к забоям скважин. При этом газ прорывается к скважинам, расположенным вблизи от газонефтяного контакта. Выход газа и газовой шапки, а также  эксплуатация скважин с высоким дебитом недопустима, так как прорывы газа приводят к бесконтрольному расходу газовой энергии при одновременном уменьшении притока нефти. Поэтому необходимо вести постоянный контроль за работой скважин, расположенных вблизи газовой шапки, а в случае резкого увеличения газа, выходящего из скважины вместе с нефтью, ограничить их дебит или даже прекратить эксплуатацию скважин. Коэффициент нефтеотдачи для залежей нефти с газонапорным режимом колеблется в пределах 0,5-0,6. Для его увеличения в повышенную часть залежи (в газовую шапку) нагнетается с поверхности газ, что позволяет поддерживать, а иногда и восстановить газовую энергию в залежи.

      Режим растворенного газа - режим работы залежи, при котором нефть продавливается по пласту к забоям скважин под действием энергии пузырьков расширяющегося газа при выделении его из нефти. При этом режиме основной движущей силой является газ, растворенный в нефти или вместе с ней рассеянный в пласте в виде мельчайших пузырьков. По мере отбора жидкости пластовое давление уменьшается, пузырьки газа увеличиваются в объеме и движутся к зонам наименьшего давления, т.е. к забоям скважин, увлекая с собой и нефть. Изменение равновесия в пласте при этом режиме зависит от суммарного отбора нефти и газа из пласта. Показателем эффективности разработки залежи при газовых режимах является газовый фактор, или объем газа, приходящегося на каждую тонну извлеченной из пласта нефти. Коэффициент нефтеизвлечения при этом режиме равен 0,2-0,4.

      Гравитационный режим - режим работы залежи, при котором движение нефти по пласту к забоям скважин происходит за счет силы тяжести самой нефти. Гравитационный режим проявляется тогда, когда давление в пласте упало до минимума, напор контурных вод отсутствует, газовая энергия полностью истощена. Если при этом залежь обладает крутым углом падения, то продуктивными будут те скважины, которые вскрыли пласт в крыльевых, пониженных зонах. Коэффициент нефтеизвлечения при гравитационном режиме обычно колеблется в пределах 0,1-0,2.

       Смешанный режим - режим работы залежи, когда при ее эксплуатации заметно одновременное действие двух или нескольких различных источников энергии.

9.ПОНЯТИЕ  О НЕОДНОРОДНОСТИ  КОЛЛЕКТОРОВ

        Под геологической неоднородностью изучаемого объекта следует понимать всякую изменчивость характера и степени литолого‑физических свойств слагающих его пород по площади и разрезу.

При характере неоднородности любого изучаемого объекта целесообразно рассматривать два вида: макро- и микронеоднородность.

Макронеоднородность изучаемого объекта характеризуется в разрезе чередованием пород коллекторов с практически непроницаемыми породами. На границе этих разностей основные параметры продуктивных пластов будут изменяться резко и скачкообразно.

Микронеоднородность отражает структурные, текстурные и другие особенности строения выделенной для изучения «однородной» породы. Коллекторские свойства в этом случае изменяются более плавно и непрерывно.

Поскольку месторождения в основном многопластовые и, как правило, единый эксплуатационный объект содержит значительное число пластов и пропластков, скоррелированных по площади, то  геологическую неоднородность целесообразно изучать по разрезу и по площади. Изучение неоднородности этих видов позволит не только охарактеризовать изменчивость величин параметров по объему, влияющих на распределение запасов нефти в недрах и их выработку, но и увязать эту изменчивость с условиями осадконакопления и последующими геологическими процессами.

 При всех этих изучениях необходимо конкретизировать масштаб исследований, т. е. Они должны проводиться в региональном масштабе или на отдельном месторождении. 

Кроме того при изучении геологической неоднородности весьма важно выделить генетически однородные (с точки зрения геологической истории) объекты исследования, ибо только в этом случае можно объективно оценить как степень неоднородности, так и характер изменчивости основных параметров продуктивных пластов. 

9.1.МЕТОДЫ ИЗУЧЕНИЯ ГЕОЛОГИЧЕСКОЙ НЕОДНОРОДНОСТИ

В настоящее время при изучении геологической неоднородности пластов в зависимости от целей и задач исследований, стадии изученности месторождения широко применяются различные методы, которые с определенной долей условности можно объединить в три группы:

a) геолого‑геофизические;

b) лабораторно‑экспериментальные;

c) промыслово‑гидродинамические.

Условность такого выделения объясняется прежде всего тем, что в процессе изучения неоднородности пластов необходим комплексный анализ данных, полученных в результате исследований различными методами, однако в каждом конкретном случае полнота комплексного решения вопроса определяется возможностью применения того или иного метода и его «разрешающими» способностями. Вследствие этого характеристика неоднородности пластов, как правило, дается на основе не всех, а части методов.

В практике геолого‑промыслового изучения залежей в последнее время все шире используются приемы и методы математической статистики и теории вероятности. Однако вероятностно‑статистические методы являются не методами изучения, а в основном методами оценки степени неоднородности пластов, с помощью которых обрабатывают геолого‑промысловые данные. Вопросы применения этих методов при изучении геологической неоднородности рассматриваются ниже.

9.1.1. Геолого-геофизические методы

К этой группе методов изучения геологической неоднородности пластов нами относится весь комплекс исследований по обработке фактического материала, полученного в процессе бурения скважин, включая обработку данных анализа кернов и результатов интерпретации промыслово‑геофизических исследований скважин.

Этими методами производятся детальное изучение разреза залежи, его расчленение и корреляция разрезов скважин с учетом литолого‑петрографической, палеонтологической и промыслово‑геофизической характеристик пород. Конечным результатом геолого‑геофизических методов являются как геологические профили и литологические карты, отображающие особенности строения продуктивных пластов по разрезу и по площади, так и выявленные зависимости между отдельными параметрами пластов.

Первый и наиболее важный этап при изучении неоднородности пластов геолого‑геофизическими методами – расчленение продуктивного горизонта (пласта) на отдельные пласты (пропластки), если он сложен серией литологически изменчивых песчано‑алевритовых пород, а также их корреляции по площади. При этом следует отметить, что корреляция должна касаться одновозрастных участков разреза, ибо изучение литолого‑петрографической и промыслово‑геофизической характеристик разновозрастных частей разреза с целью выявления особенностей и закономерностью в их строении может привести к серьезным ошибкам и неправильным выводам.

Одна из первых задач при общей корреляции,  которую обычно проводят в период разведки месторождения при редкой сетке скважин, - выделение в разрезе маркирующих горизонтов или пластов (иначе «реперов»), имеющих определенное стратиграфическое положение в разрезе и выделяющихся по всему комплексу геологических и геофизических данных. В период общей корреляции, кроме данных кернового материала, необходимо использовать и данные других исследований и анализов (минералогического, макро‑ и микрофаунистического, споро‑пыльцевого).

Для более полного познания сложной картины строения литологически изменчивых, неоднородных пластов и осуществления рациональной разработки важное значение приобретает детальная (зональная) корреляция. В процессе детальной корреляции в разрезе продуктивных горизонтов (эксплуатационных объектов) выделяют зональные интервалы, которые характеризуются аналогичной конфигурацией кривых промыслово‑геофизических исследований и идентичными литолого‑физическими свойствами, выдерживающимися на более или менее значительной площади залежи. Безусловно, для проведения такой работы необходима значительная разбуренность залежи.

Зональная корреляция дает возможность выяснить распространение по площади каждого отдельного зонального интервала, определить границы его распространения, изменчивость коллекторских свойств и т. д., данные которых могут быть положены в основу построения зональных карт, дающих первое представление о зональной неоднородности пластов.

Литолого‑физические свойства пород при корреляции терригенных отложений хорошо отражают данные электрометрических и радиометрических исследований скважин, дающие наиболее полную в смысле представительности сравнительную характеристику свойств пород. Кроме того, в условиях ограниченного отбора керна геофизические  исследования обеспечивают непрерывную характеристику вскрываемых скважиной платов. Основным критерием при сопоставлении разрезов скважин терригенных отложений по геофизическим данным является геоэлектрическая характеристика разреза.

Если в разрезе изучаемой продуктивной толщи имеются четкие электрические реперы или хорошо выдерживающиеся по простиранию отдельные пачки глин и песчаных пород с устойчивой геоэлектрической характеристикой, причем сохраняется определенная последовательность напластования литологически различных пород в пачке, то можно достаточно уверенно сопоставлять между собой разрезы ряда скважин только по диаграммам стандартного каротажа без применения других методов корреляции.

При изучении более сложного разреза диаграмм стандартного каротажа оказывается недостаточно, поэтому в этих случаях привлекаются результаты других геофизических методов, которые позволяют более точно увязать разрезы скважин, уточнить литологический состав пластов, трудно расчленяемых по данным стандартного каротажа.

Вследствие того, что изменение диаметра скважин в процессе бурения тесно связано с литологическим составом пород, слагающих разрез, то эта особенность может быть использована как для уточнения литологического состава пластов, трудно расчленяемых по данным стандартного каротажа, так и при корреляции.

Параллельно с корреляцией пластов необходимо строить геологические профили, позволяющие проследить взаимосвязь различных продуктивных пластов по разрезу и по площади, а также оценить количественно прерывистость платов, учет которой необходим при расчете технологических показателей разработки и коэффициента нефтеотдачи.  Геологические профили обычно проводят по направлениям, наиболее полно отражающим особенности строения залежи.

9.1.2. Лабораторно‑экспериментальные методы

Изучение геологической неоднородности пластов тесно связано с исследованием коллекторских свойств слагающих их пород, данные о которых необходимы на стадии как проектирования, так и анализа и регулирования разработки нефтяных месторождений. Без знаний коллекторских свойств пород невозможно составить не один проект разработки или подсчитать запасы углеводородов.

Общеизвестно, что наиболее объективное и детальное представление о физических свойствах пород можно получить в результате исследования образцов керна лабораторными методами. После бурения достаточного числа скважин и проведения соответствующих исследований для этой цели используют методы промысловой геофизики.

При лабораторных исследованиях определяют такие величины, как: пористость, проницаемость, гранулометрический состав, карбонатность, водонасыщенность. Само по себе определение всех этих величин в достаточной степени дает объективную оценку неоднородности изучаемого пласта. Однако из‑за ограниченного отбора керна возникают значительные трудности в привязке данных этих исследований к разрезу скважин, поэтому прежде чем распространять значения параметров пласта на весь объем залежи или же отдельной ее части, необходимо провести тщательную привязку исследованных образцов керна.

В результате привязке керна в продуктивном разрезе выделяются прослои коллекторов и неколлекторов. Данные лабораторного анализа кернов можно использовать при построении карт пористости и проницаемости, а также для характеристики закона распределения и средних значений этих параметров с целью учета их при гидродинамических расчетах. 

9.1.3. Промыслово‑гидродинамические методы

         Промыслово‑гидродинамическим методам относятся такие исследования скважин, с помощью которых можно получить данные, характеризующие гидродинамические свойства пластов. Таким образом, промыслово‑гидродинамические исследования направлены на изучение коллекторских свойств пласта, гидродинамической характеристики скважин и физических свойств насыщающей коллектор жидкости
. Гидродинамическими исследованиями определяют такие весьма важные при проектировании и анализе разработки нефтяных месторождений параметры, как коэффициенты гидро‑ и пьезопроводности, продуктивности и приемистости. Кроме того, эти методы позволяют оценивать степень однородности пласта, выявлять литологические экраны, устанавливать взаимосвязь пластов по разрезу и скважин по площади, а также оценивать нефтенасыщенность пород. Для этих целей используют следующие методы:

1. восстановление (падения) давления;

2. гидропрослушивание;

3. установившихся отборов (пробных откачек).

Метод восстановления (падения) давления основан на наблюдениях изменения забойного давления и дебита скважин после их работы на установившемся режиме. Интерпретация полученных данных позволяет непосредственно определить комплекс параметров пласта и скважин: параметр гидропроводности 
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. Для раздельной оценки параметров этих комплексов необходимо воспользоваться геофизическими определениями эффективной мощности пласта, пористости и лабораторными определениями коэффициентов сжимаемости пластовой жидкости и самой породы пласта.

Метод гидропрослушивания основан на наблюдениях изменения давления в реагирующих простаивающих скважинах или режима работы реагирующих эксплуатационных скважин при изменении режима работы возмущающих скважин. При этом режим возмущающих скважин может изменяться произвольно. Этим методом определяют среднее значение параметров гидропроводности 
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 и пьезопроводности ( на участке между двумя исследуемыми скважинами.

Исследование скважин методом пробных откачек (методом установившихся отборов) позволяет в первую очередь определить коэффициент продуктивности и выявить характер притока жидкости в скважину, т. е. определить показатель фильтрации n.

В результате гидродинамических исследований можно оценить такие важные параметры, как проницаемость и гидропроводность, значения которых используются при построении соответствующих карт.

В последнее время все большим распространением пользуются карты параметра kh, условно называемых картами “гидропроводности”. Эти карты после увязки их с лабораторными анализами кернов используют при анализе и контроле за разработкой нефтяных месторождений, а также при изучении особенностей распространения коллекторов.

Рассмотренные гидродинамические методы позволяют получать лишь среднее значения параметров по площади, однако при изучении неоднородности пластов, особенно при решении задач, связанных с регулированием процесса разработки, требуется знание изменения фильтрационных свойств пласта по разрезу. В этом случае очень важное значение приобретают измерения притока или поглощения жидкости глубинными дебитомерами и расходомерами. Получаемые профили приемистости и профили продуктивности при достаточно совершенном проведении исследовательских работ дают картину распределения фильтрационной характеристики пласта по разрезу в непосредственной близости от скважин. В комплексе с данными анализов керна и геофизическими исследованиями по определению коллекторских свойств эти результаты позволяют достаточно объективно выделить проницаемые участки разреза и одновременно оценить возможность опережающей выработки запасов нефти по этим участкам.

9.1.4. Применение вероятностно‑статистических методов для обработки геолого‑промысловых данных.

С помощью геологических и лабораторных методов можно проследить распространение отдельных зональных интервалов продуктивного пласта, построить для них карты различных параметров и т. д., т. е. выявить весьма детально неоднородность конкретного пласта. Однако при таком изучении не получают критериев, на основании которых можно было бы количественно оценить неоднородность различных пластов для их сравнительного анализа, а также использовать данные о степени неоднородности пласта при проектировании, анализе и регулировании разработки нефтяных месторождений.

В связи с этим за последние годы было предложено несколько приемов и методов изучения неоднородности пластов, базирующихся на статистической обработке и обобщении исходных геолого‑промысловых данных.

Необходимость и целесообразность применения вероятностно‑статистических методов обуславливаются также тем, что с их помощью можно систематизировать и обработать большой объем фактического материала, установить некоторые количественные показатели и получить обобщенные характеристики основных параметров продуктивных пластов. Причем время на обработку большого числа данных значительно снижается при использовании электронно‑вычислительных машин.

Большое число наблюдений приводит к громоздким вычислениям. В этом случае применяют методику группировки данных. Первоначальные исходные данные упорядочивают так, что все отдельные значения (варианты) изучаемого параметра располагают в убывающем или возрастающем порядке. Полученный ряд, в этом случае называемый вариационным, делят на отдельные равные между собой интервалы, или классы. Для этого диапазон изменений случайной величины (xi) в выборки x min,     xmax  делится на k интервалов, где k можно выбирать по эмпирической формуле:

k = 1 + 3,2 lg n           

 или

0,55 n0,4 ( k ( 1,25 n0,4    

 с округлением до ближайшего целого. Количество интервалов нечетное.

Длины всех интервалов выбираются равными:
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Затем определяется количество nj  элементов выборки, попавших в каждый из полуинтервалов ( xj-1 ; xj ( и относительная частота попадания случайной величины в соответствующий полуинтервал 

.

Вариационный ряд представляется либо в виде таблицы, либо в виде графика‑гистограммы (рис.4) распределения причем всем элементам, попавшим в j-й полуинтервал, приписывается значение середины данного интервала.

. 

Рассмотренная процедура построения вариационного ряда не является единственно возможной. Количество интервалов, их длина, а также расположение полуинтервалов могут варьироваться по усмотрению исследователя.
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                                    Рис. 4     Ряд наблюдений в виде гистограммы.

Для изображения качественной характеристики изменчивости геолого‑физических свойств продуктивных пластов применяют частотные графики в виде полигонов, гистограмм и кривых распределения. 

Однако и по этим графикам не всегда можно судить о степени неоднородности пласта по какому‑либо параметру и по различным месторождениям, так как характер растянутости кривых не может являться показателем степени изменчивости этого параметра, поэтому правильнее сопоставлять кривые распределения в безразмерных единицах.

В практическом отношении, в частности при определении закона распределения анализируемого параметра широко применяются кумулятивные (интегральные) полигоны и кривые распределения при построении которых по оси абсцисс откладывают середины классов, а по оси ординат – накопленные частоты. В качестве примера можно привести кумулятивные кривые распределения проницаемости образцов керна.

Накопленной частотой zн для данной величины называется сумма частот всех классов, подсчитанная, начиная с первого, включая данный.  Для сравнения геолого‑физических свойств пласта степени его неоднородности используют ряд статистических характеристик и показателей, таких как средняя величина изучаемого параметра, дисперсия, среднеквадратичное отклонение, коэффициент вариации и др.
Средней величиной вариант статистической совокупности  называется такая величина, которой можно заменить все варианты, не изменяя определенного конечного результата исследования
. Наиболее простой и широко прим
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еняемой из многих видов средних является средняя арифметическая, определяемая по формуле
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Широко применяется также средневзвешенная величина, вычисляемая следующим путем:
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где z – частота отдельной варианты.

Кроме того, при изучении некоторых явлений (изменении темпа роста добычи, объема разведочного бурения и т. д.) используются средняя геометрическая или средняя гармоническая величины3.

Среднеквадратичное отклонение (, или стандарт, характеризует рассеянность значений анализируемого параметра относительно его средней величины и вычисляется по формуле
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Средний квадрат отклонений вариант от средней арифметической называется дисперсией, т. е. дисперсия равна (2. Свойства среднеквадратического отклонения и дисперсии таковы, что чем больше их средние значения, тем выше степень изменчивости параметра.

Однако по величине среднеквадратического отклонения трудно оценить степень изменчивости того или иного параметра по различным месторождениям, так как оно измеряется в тех же единицах, в которых измеряются параметры (варианты). Этот недостаток легко устраняется при пользовании коэффициентом вариации, который равен отношению среднеквадратического отклонения к средней арифметической и обычно выражается в процентах
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т. е. является относительной мерой изменчивости параметра.

Следует отметить, что в качестве характеристик вариационного ряда используют также моду Мо и медиану Ме, с помощью которых в ряде случаев облегчается вычисление других показателей статистической совокупности и которые применяют при некоторых геологических исследованиях. Например, в качестве одного из показателей при литолого‑фациальном анализе используют медианный размер зерна. При этом под модой понимают наиболее часто встречающееся значение признака.Медианой называется варианта, делящая упорядоченный статистический ряд пополам. Если наблюдается четное число вариант, то медиану определяют условно путем деления пополам суммы двух средних вариант. 

При оценки степени изменчивости основных параметров пласта (мощности, пористости, проницаемости, нефтенасыщенности и др.), их средние величины, коэффициенты вариации и другие показатели устанавливают на основании законов распределения, определяемых методами математической статистики на базе большого числа исходных данных. В математической статистике установлено несколько законов распределения случайных величин, однако большая часть параметров, с которыми приходится иметь дело в нефтепромысловой геологии и при разработке нефтяных залежей, подчиняется лишь некоторым из них.

Наиболее простым является нормальный закон распределения, по которому, как установлено многими исследователями 
, распределены общая и эффективная мощность, пористость, нефтенасыщенность большинства платформенных месторождений. Кривая нормального распределения имеет холмообразную форму (рис.5). Она симметрична относительно средней арифметической, асимптотически приближается к оси абсцисс по обе стороны от максимума. 
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Рис. 5 Кривые нормального распределения

 Нормальным законом распределения называется закон, для которого интегральная функция распределения имеет следующий вид:



.

Величины ( и ( носят название параметров распределения и представляют собой математическое ожидание и стандартное отклонение случайной величины.

Функция плотности нормального распределения имеет следующий вид:



.

Кривая плотности нормального распределения симметрична относительно математического ожидания.”Мода”, медиана и математическое ожидание для нормального распределения совпадают.

Нормальное распределение возникает, когда случайная величина может рассматриваться как сумма очень большого числа независимых случайных величин, влияние каждой из которых на эту сумму является равномерным и малым. Нормальный закон распределения является предельным законом, к которому в определенных условиях сходятся многие распределения.

Имеется ряд асимметричных кривых со смещенной влево вершиной, которые могут быть приведены к симметричной форме в том случае, если принять логарифмическую шкалу по оси абсцисс.

Если распределение логарифмов переменной подчиняется нормальному закону, считается, что сама переменная характеризуется логарифмически нормальным распределением.

Логарифмически нормальным (логнормальным) называется закон распределения, при котором нормально распределены логарифмы значений случайной величины. Логарифмически нормальное распределение является положительно асимметричным и имеет положительный эксцесс.

Математическое ожидание случайной величины, мода и медиана логнормального распределения не совпадают, причем Мо(Ме((.

Функция распределения для логарифмов случайной величины имеет вид



,

т. е. полностью соответствует функции нормального распределения, где параметры (lnx- математическое ожидание lnx, а (lnx - стандарт логарифмов х.

Функция плотности логарифмически нормального распределения



.

Величины Ме=е(lnx для логнормального распределенной величины будет соответствовать медиане, а величина 

будет соответствовать моде.

Условия возникновения логарифмически нормального закона распределения, как и в случае нормального, определяются условием равномерной малости независимых слагаемых в сумме. Однако в качестве таких слагаемых здесь должны рассматриваться логарифмы случайной величины. Проявление же логнормальности связано с отчетливым эффектом пропорциональности.5
 Логарифмически нормальному закону распределения подчиняются в некоторых случаях - проницаемость продуктивных пластов и введенный О. К. Обуховым параметр выклинивания, характеризующий степень выдержанности тонкочередующихся терригенных пластов.
 Следует, однако, отметить, что распределение проницаемости можно выразить функцией Максвелла или М. М. Саттарова
, которые наряду с логарифмически нормальным распределением широко применяют при учете неоднородности пластов по проницаемости.

Однако распределение Максвелла и М. М. Саттарова характерны не только для проницаемости. Так, например, распределение эффективной мощности пласта Б2 некоторых месторождений Куйбышевской области подчиняется закону Максвелла, а распределение параметра гидропроводности 
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 коллекторов Мухановского месторождения хорошо согласуется с распределением М. М. Саттарова
.

Биноминальное распределение используется в статистике для описания таких явлений или объектов, при изучении которых в результате каждого испытания может произойти либо событие А, либо событие В.

Биноминальный закон распределения используется в качестве математической модели для определения процентного содержания зерен определенных минералов в шлифах, для оценки нефтеносности залежи
. 

Анализируя приведенные данные, следует отметить, что расчленение неоднородной совокупности на однородные группы, основанное на знании законов распределения, должно предшествовать статистической обработке материала на основе тщательного  геологического анализа условий осадконакопления и особенностей распространения продуктивных пластов; в противном случае статистические исследования теряют познавательный смысл и могут привести к грубым ошибкам, ибо все выявленные статистическими методами законы справедливы только для геологически однородных совокупностей.

При различных геологических исследованиях в процессе проектирования и анализа разработки всегда встречается множество всяких параметров и показателей, которые, находясь между собой в определенной взаимосвязи, в той или иной степени влияют на характер вытеснения нефти из недр. Поэтому, установив характер этой зависимости, можно по известному значению одного из параметров определить величины других, что очень важно при изучении неоднородности пластов. Подобные вопросы решаются с помощью корреляционного анализа
.

Чтобы предварительно определить наличие корреляционной связи между х и у, наносят точки на график и строят так называемое корреляционное поле. По тесноте группирования точек вокруг прямой или кривой линии можно визуально судить о наличии корреляционной связи.

Существует три вида корреляции - прямолинейная, криволинейная и множественная. Наиболее распространенной является прямолинейная корреляция.

Критерием близости между х и у к линейной функциональной зависимости является коэффициент корреляции r. Он характеризует силу (тесноту) и направление линейной зависимости между значениями х и у в ряду измерений объема n.



 

Значение коэффициента корреляции изменяется [-1;+1].

Оценка прямолинейной корреляции: если rxy = +1,0 - полная прямая корреляция; если rxy = -1,0 - полная обратная корреляция; чем меньше абсолютное значение rxy, тем меньше сила связи, при rxy = 0 связь полностью отсутствует.

Считается, что при rxy ( 0,5 (по абсолютной величине) корреляционная зависимость достаточно велика и можно говорить о закономерной связи явлений, если это не противоречит сущности явления. Если коэффициент корреляции равен нулю (rxy = 0) - это указывает на полное отсутствие любого типа линейных зависимостей.

Для примера рассмотрим несколько точечных диаграмм, иллюстрирующих различные коэффициенты корреляции между двумя переменными. На рис. 6.1, а изображена ситуация, когда сильная корреляция между переменными очевидна и коэффициент корреляции почти равен  + 1,0. Менее явная корреляция изображена на рис. 6.1, б. В этом случае коэффициент корреляции равен только +0,54. Положение точек на рис. 6.1, в определено по таблице случайных чисел, и поэтому значения двух переменных совсем не имеют друг с другом, о чем свидетельствует коэффициент корреляции, близкий к нулю. Отрицательная корреляционная зависимость с коэффициентом корреляции, равным -0,9, изображена на рис. 6.1, г, который иллюстрирует тот случай, когда одна переменная уменьшается, в то время как другая увеличивается. Интересный предельный случай представлен на рис. 6.1, д: одна переменная инвариантна, т. е. ее значения не изменяются. Попытка вычислить коэффициент корреляции приводит к необходимости деления на нуль; в этом случае коэффициент корреляции не определен. В примере, изображенном на рис. 6.1, е, очевидна взаимная зависимость между двумя переменными. Наблюдения х1 и х2 расположены на окружности, поэтому соотношение между двумя переменными можно представить в виде 

 в предположении, что центром окружности является начало координат. Радиус окружности равен а. Однако если вычислить корреляцию между х1 и х2, она окажется равной нулю. Это происходит потому, что коэффициент корреляции есть мера линей ной зависимости между двумя переменными, а указанное соотношение нелинейно. Существуют много возможных нелинейных соотношений, которые могут возникнуть между двумя переменными. В подобной ситуации коэффициент корреляции нельзя считать удовлетворительной мерой таких зависимостей
. 
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Рис. 6   Точечные диаграммы, иллюстрирующие различные коэффициенты корреляции между двумя переменными.

Для случая линейной зависимости уравнение регрессии имеет вид



                                      

где а - угловой коэффициент, равный тангенсу угла наклона прямой к оси абсцисс; b - величина отрезка, отсекаемого прямой на оси ординат. В теории корреляционно-регрессионного анализа угловой коэффициент а называется коэффициентом регрессии у и х и находиться из соотношения:



                        

Величина b определяется по формуле:




В случае криволинейной корреляции в качестве уравнения регрессии при решении задач нефтегазовой геологии часто используют уравнения параболы второго порядка:



;                             

параболы третьего порядка:




гиперболы:




и другие. Следует иметь в виду, что с увеличением порядка уравнения возрастают объемы вычислительных работ.

В случае параболической корреляции второго порядка параметры уравнения регрессии а, b и с находят с помощью метода наименьших квадратов из следующей системы линейных уравнений6:




9.2.ПОКАЗАТЕЛИ ГЕОЛОГИЧЕСКОЙ НЕОДНОРОДНОСТИ ПЛАСТОВ

Неоднородность пластов можно охарактеризовать и оценить посредством ряда показателей, отображающих особенности геологического строения залежи. В настоящее время предложены различные показатели, характеризующие степень геологической неоднородности и изменчивости параметров продуктивных пластов
. Причем существуют показатели, характеризующие не только макро‑, но и микронеоднородность пластов.

Показатели макронеоднородности пластов по цели использования можно разделить на две условные группы:

1) показатели, позволяющие проводить сравнительную оценку степени неоднородности и изменчивости параметров пластов;

2) показатели, используемые в гидродинамических расчетах при проектировании и анализе разработки нефтяных месторождений.

Условность такого разделения заключается в том, что ряд показателей первой группы для определенных условий применяются и при количественной оценке неоднородности пластов для учета их при проектировании.

К показателям первой группы, используемым для сравнительной оценки степени геологической неоднородности пластов, кроме уже известных коэффициентов относительной песчанистости, расчлененности и литологической связанности
, относятся коэффициенты распространения, прерывистости, а также коэффициент Лоренца
 и коэффициент неоднородности, предложенный Поласеком и Хатчинсоном
. Ниже приводится краткая характеристика названных показателей.

Коэффициент относительной песчанистости Кп представляет собой отношение эффективной мощности к общей мощности пласта, прослеживаемой в разрезе данной скважины, т. е.
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Коэффициент расчлененности Кр определяется для  залежи в целом и вычисляется путем деления суммы песчаных прослоев по всем скважинам к общему числу скважин, вскрывших коллектор
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где 
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 - число прослоев коллектора в каждой скважине; N – общее число скважин, вскрывших коллектор.

Под коэффициентом литологической связанности или слияния Кс понимается отношение площадей (участков) слияния пропластков к общей площади залежи в пределах контура нефтеносности. По данным работы
, этот коэффициент предлагается вычислять по формуле:
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где 
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 - площадь, в пределах которой песчаные пропластки не разобщены глинистыми прослоями; 
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 - общая площадь залежи; 
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 - среднее максимальное число песчаных пропластков, наблюдаемое в разрезе данного пласта (горизонта).

Для характеристики геологической неоднородности пластов, представленных переслаиванием песчаных, часто выклинивающихся, прослоев небольшой мощности с непроницаемыми породами предложено определять коэффициент выклинивания Кл, который показывает долю мощности выклинивающихся прослоев‑коллекторов hвыкл от эффективной мощности hэф рассматриваемого пласта в разрезе скважины, т. е.
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При отсутствии выклинивающихся прослоев этот коэффициент будет равен нулю и, наоборот, при выклинивании всех прослоев 
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Для практических целей целесообразно применять коэффициент выдержанности Кв,  представляющий собой долю непрерывной мощности пласта по площади. Он определяется, исходя из равенства:
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Для характеристики микронеоднородности пластов можно использовать гранулометрические коэффициенты Траска: медианный диаметр зерен Md, коэффициент отсортированности Sо и коэффициент асимметрии  Sк. Для получения количественной характеристики этих коэффициентов необходимо построить в полулогарифмическом масштабе координат кумулятивную кривую распределения гранулометрического состава пород , по которой определяют квартили трех порядков.

При использовании квартилей за средний размер зерен принимают медиану, т. е. такой размер зерна, по отношению к которому половина зерен крупнее, а вторая половина – мельче. Для вычисления коэффициента Sо, характеризующего степень однородности зерен по величине, и коэффициента Sк, иллюстрирующего симметричность распределения зерен относительно среднего, находят величину первой Q1 и третьей Q3 квартилей. Относительно первой квартили три четверти образца сложены более крупными зернами; по отношению к третьей квартили большими оказывается одна четверть зерен. Тогда коэффициент отсортированности вычисляют по выражению:
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а коэффициент асимметрии как:
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        Следует иметь в виду, что величину этих коэффициентов можно определить по любым данным гранулометрического состава пород, что они выражены не менее чем в трех фракциях и содержание крайних фракций не превосходит 25 %.

Коэффициенты Траска позволяют сравнивать не только гранулометрический состав пород различных пластов, но и в некоторой мере судить об условиях их образования. Так, увеличение среднего размера зерен может указывать на возрастание скорости движения среды, а уменьшение коэффициента отсортированности – на длительность процесса переотложения.

Из изложенного выше следует, что для характеристики геологической неоднородности пластов предложено довольно большое число показателей, часть из которых уже сейчас применяют при проектировании разработки нефтяных месторождений. Задача состоит в выборе и обосновании оптимального комплекса показателей, которые могли бы наиболее полно отразить неоднородность геологической природы.

Под геологической неоднородностью следует понимать изменение значений геолого-физических свойств пород на множестве всех элементарных геологических тел, выделенных по тем базисным признакам и на том иерархическом уровне, которые соответствуют цели исследования. 

9.3.ВИДЫ НЕОДНОРОДНОСТИ

В геологии для отображения геометрических отношений обычно применяются различные карты, такие, как карты в изолиниях или условных обозначениях, а также схемы сопоставления разрезов скважин и геологические профильные разрезы.

Для описания отношений между количествами различных элементов широко используются методы математической статистики, а также некоторые другие приемы количественной характеристики структуры, особенно на тех иерархических уровнях, на которых методы математической статистики оказываются неприменимыми.

 Геологическая неоднородность должна рассматриваться на каждом структурном уровне отдельно. В соответствии с определением неоднородности этим уровням соответствуют пять типов неоднородности: ультрамикронеоднородность, микронеоднородность, мезонеоднородность, макронеоднородность и метанеоднородность.

Ультрамикронеоднородность. Неоднородность этого типа есть изучаемое по отдельному образцу свойство породы, структура которой геометрически, очевидно, показана быть не может, так как невозможно определить и зафиксировать положение в пространстве каждого элемента этого уровня, т. е. каждого минерального зерна. Поэтому имеется возможность только количественного описания структуры.

Характеристикой ультрамикроструктуры породы является, прежде всего, ее гранулометрический (механический) состав. Для большинства нефтесодержащих пород размеры частиц колеблются в пределах 0,01‑1 мм. Наряду с обычными зернистыми минералами в породе также содержатся глинистые и коллоидно‑дисперсные частицы с размерами меньше 0,001 мм.

Гранулометрический состав пород изображают в виде таблиц или кривых суммарного состава, распределения зерен породы по размерам  или гистограммы.  Очевидно, что кривая суммарного состава представляет собой график функции распределения или интегральную кривую распределения зерен по размерам.

Степень неоднородности породы по размерам слагающих ее зерен характеризуется коэффициентом неоднородности, равным отношению d60/d10, где d60 и d10 – диаметры частиц, при которых сумма масс фракций с диаметрами, начиная от нуля и кончая данным диаметром, составляет соответственно 60 и 10 % от массы фракций. Коэффициент неоднородности зерен пород, слагающих нефтяные месторождения, обычно колеблется в пределах 1,1-20.

Важной характеристикой структуры образца пористой породы является распределений в нем зерен по размерам, от которого зависит размер пор.

Результаты изучения ультрамикронеоднородности используются при подборе фильтров для нефтяных скважин: размеры отверстий фильтра, устанавливаемого для предотвращения поступления песка в скважину, должны соответствовать диаметрам частиц.

Информация об ультрамикронеоднородности учитывается при исследовании процессов вытеснения нефти водой или других вытесняющим агентом: от ультрамикронеоднородности зависит количество нефти, остающейся в пласте после окончания его эксплуатации в виде пленок, покрывающих поверхность зерен.

Микронеоднородность. При изучении структуры нефтегазоносного пласта на данном уровне в качестве элементов рассматривают образцы породы, по которым определяются ее коллекторские свойства.

Характеристикой отдельного образца будет определенное по нему единственное значение каждого из тех геолого-физических свойств (литологии, пористости, проницаемости, остаточной водонасыщенности и т. п.), изучение которых необходимо для решения стоящей перед геологом задачи.

Из всего объема изучаемых пород может быть изготовлено огромное количество образцов, определить положение их всех в статистическом геологическом пространстве невозможно. Следовательно, и в данном случае геометрические методы представления структуры неприменимы. Ее описание оказывается возможным, как и на предыдущем уровне, только вероятностно-статистическими методами, основным из которых является метод распределений.

Изучение микронеоднородности, и в частности статистических распределений свойств нефтегазоносных пластов, позволяет решать ряд практических задач разведки и разработки нефтяных и газовых залежей:

1)оценивать погрешность определения средних значений геолого‑физических свойств и, следовательно, степень разведанности залежи по уровню изученности свойств пород в процессе разведки месторождения [Дементьев Л.Ф., Жданов М.А., Кирсанов А.Н. Применение математической статистики в нефтегазопромысловой геологии. М., Недра, 1977.];

2) оценивать процент выноса керна при его выбуривании;

3) определять кондиционные пределы параметров продуктивных пород;

4) выделять тела‑элементы вышележащего структурного уровня путем проведения условных границ по кондиционным и другим граничным значениям свойств пород;

5) получать формулы для вычисления погрешностей определения свойств элементарных тел на вышележащих структурных уровнях и погрешностей подсчета запасов [Правила разработки газовых и газоконденсатных месторождений М., Недра, 1971.];

6) прогнозировать при проектировании разработки темп обводнения скважин и возможный коэффициент заводнения пластов.

Мезонеоднородность. Для выявления структуры пласта (горизонта) на данном уровне необходимо путем детальной корреляции разрезов скважин выделить и проследить распространение  по площади отдельных прослоев коллекторов провести условные границы, разделяющие породы‑коллекторы, например, на высокопродуктивные и низкопродуктивные. В результате такого расчленения объема залежи будет получена сложная мозаичная картина размещения в разрезе и по площади геологических тел, характеризующихся различной продуктивностью, а следовательно, и нефтенасыщенностью, различными коллекторскими свойствами и т. п.

 Очевидно, на данном уровне размеры элементарных тел и количество их таковы, что позволяют зафиксировать положение каждого из элементов в пространстве и отобразить это положение на картах, схемах, профилях и любых других геологических графических документах. При этом следует иметь в виду, что составлять такие карты имеет смысл лишь тогда, когда пласт монолитный, т. е. не расчленяется на отдельные прослои. В противном случае выделение элементов на мезоуровне необходимо производить для каждого прослоя. Если это условие не выполняется и карта составляется сразу для нескольких прослоев, то она отражает усредненную картину, а не структуру и неоднородность системы на мезоуровне.

При выделении элементов можно использовать данные как о продуктивности, так и о других свойствах пород. Например, можно выделять тела, в пределах которых постоянны или мощность, или нефтенасыщенность, или какое‑то другое свойство. Значения свойств каждого из элементарных тел определяются как средние из значений, определенных по образцам (элементам низшего уровня) или по скважинам, расположенным в пределах каждого элемента, на основе результатов геофизических исследований.

Количественно мезонеоднородность можно охарактеризовать суммарными величинами площадей Fi занятых всеми элементами одного типа, отнесенными ко всей площади F:
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Изучение мезонеоднородности необходимо для решения следующих задач разработки:

1)  выделения работающих и неработающих частей разреза в каждой добывающей и нагнетательной скважине, а также активно и пассивно отрабатываемых частей залежи;

2) оценки удельного веса объемов внутри залежи, характеризующихся разной продуктивностью;

3) выявления фактических и потенциальных путей внедрения в залежь воды (пластовой или закачиваемой);

4) контроля за продвижением ВНК и выявления тупиковых зон, с которыми связаны значительные потери нефти и газа в недрах;

5) оценки и повышения охвата пласта воздействием.

На основе решения первой задачи составляются карты распространения коллекторов разной продуктивности, которые используются при решении трех последующих задач.

Макронеоднородность. Если каждый прослой коллектора рассматривать как единое нерасчленимое целое, т. е. выделять в разрезах скважин только коллекторы и неколлекторы и прослеживать распространение тех и других по площади залежи, то можно изучить макроструктуру нефтегазоносного пласта (горизонта) и его макронеоднородность. 

Макроструктура может быть отражена как графическими, так и количественными методами.

Макроструктура пласта или горизонта в плане отображается с помощью карт распространения коллекторов, профилей, схем сопоставления разрезов скважин, на которых происходит слияние пластов (для горизонта) или пропластков (для пласта) с ниже- и вышележащими пластами или пропластками.

Существует ряд количественных показателей, характеризующих макронеоднородность пласта по разрезу и по площади. Для характеристики разреза используются  коэффициент расчлененности:
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где li – число прослоев коллекторов в i-й скважине; n – число скважин;

коэффициент песчанистости:
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где hэф – эффективная мощность пласта в отдельной скважине; hобщ – общая мощность пласта в той же скважине; n число скважин.

Совместное использование kр и kпес позволяет составить представление о макронеоднородности разреза: чем больше kр и меньше kпес, тем выше макронеоднородность.

Характеристикой макронеоднородности служит коэффициент литологической связанности kсв, который оценивает степень слияния коллекторов двух пластов (прослоев):
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где Fсв – суммарная площадь участков слияния; F – общая площадь залежи.

Изучение макронеоднородности позволяет решать следующие задачи:

1) выявлять форму сложного геологического тела, служащего вместилищем нефти или газа в пределах пласта;

2) выявлять участки отсутствия коллекторов и участки повышенной их мощности, возникающей в результате слияния прослоев;

3) обосновывать местоположение рядов добывающих и нагнетательных скважин при проектировании разработки;

4) выявлять участки затрудненного и активного подъема ВНК;

5) выявлять места перетока нефти и газа из одного пласта в другой при разработке залежей;

1) прогнозировать степень охвата залежи разработкой.

Метанеоднородность.  В качестве элементов структуры на данном уровне выступают крупные части залежи, различающиеся по каким‑либо наиболее общим свойствам, таким, как характер насыщения, литологии и т. п.  В метаструктуре нефтегазовой залежи как системы на данном уровне служат различные зоны, которые могут быть выделены в пределах залежи по характеру насыщения, а также – в случае большой мощности продуктивных отложений – зональные интервалы, выделяемые из геологических (например, по характеру макронеоднородности) или технических соображений. При объединении нескольких залежей в один эксплуатационный число элементов метаструктуры увеличивается: в качестве элементов эксплуатационного объекта как единой системы будут выступать части всех залежей, объединенных в единый объект.

Пока единственным способом описания и отображения метанеоднородности является  использование профильных разрезов и карт, на которых показаны границы элементов метауровня. Методы количественной характеристики метанеоднородности, как и мезонеоднородности, еще предстоит разработать.

Изучение метанеоднородности позволяет решать следующие задачи:

1) определить целесообразность объединения нескольких пластов (горизонтов, залежей) в один эксплуатационный объект;

2) выбирать системы размещения добывающих и нагнетательных скважин как на отдельные залежи, так и на эксплуатационном объекте;

3) обосновывать мероприятия по повышению эффективности разработки эксплуатационного объекта;

4) оценивать энергетическую характеристику отдельной  залежи и эксплуатационного объекта;

5) оценивать энергетическую характеристику отдельной залежи и эксплуатационного объекта;

6) геологически обосновывать целесообразность одновременно раздельной эксплуатации залежей на многопластовом месторождении;

7) организовывать эффективный контроль за выработкой отдельных элементов как отдельных залежей, так и многопластовых эксплуатационных объектов.

Необходимо подчеркнуть, что существование охарактеризованных выше типов геологической неоднородности неосознанно, на интуитивном уровне ощущалось и ранее. Однако четко сформулированные представления отсутствовали, что приводило к нечеткости терминологии, неясности понятий и необоснованному использованию характеристик одного структурного уровня для решения задач, относящихся к другому структурному уровню. В настоящее время наиболее широко изучается геологическая неоднородность нефтегазонасыщенных пород и пластов на ультрамикроуровне, микроуровне и макроуровне. Мезо- и метауровням уделяется меньше внимания, хотя знания о первом крайне важны для решения задач повышения нефтегазоотдачи, а знания о втором – для выделения эксплуатационных объектов на многопластовых месторождениях.

Комплексный подход к вопросам исследования литологического строения продуктивных пластов, изучения их слоистой и зональной неоднородности позволяет решать задачи, связанные с промышленной доразведкой и разработкой нефтяных пластов.

10.РЕГУЛИРОВАНИЕ  ПРОЦЕССА  РАЗРАБОТКИ

       С начала развития нефтяной промышленности до 40-х годов ХХ века залежи нефти разрабатывались на режимах истощения, при которых извлекали не более 25 % нефти от начальных запасов. Редко встречался естественный водонапорный режим. Отбор остаточных запасов производился с помощью так называемых вторичных методов добычи нефти – закачки воздуха и горячей газо-воздушной смеси, вакуум-процесса и др. 

        С конца 40-х годов начался качественно новый этап в развитии технологии нефтедобычи – интенсивное внедрение заводнения как на энергетически истощенных  ( вторичный  метод  добычи нефти ), так и на вводимых в разработку  ( первичный метод) месторождениях.

         Внедрение методов заводнения имело достаточно длительную историю, в течение которой происходила борьба двух противоположных мнений. Из практики разработки нефтяных месторождений Апшеронского полуострова хорошо известно, что появление воды в скважине – явление нежелательное и всегда сопровождающееся уменьшением дебитов нефти, осложнениями нормальной эксплуатации скважин вследствие образования песчаной пробки, отложением в трубах различных минеральных солей, необходимости подъема на поверхность больших объемов воды и т. д.  Поэтому у ряда специалистов было отрицательное отношение к нагнетанию воды в нефтяные пласты.

         В США  также проявляли значительную осторожность при внедрении методов заводнения для большинства нефтяных месторождений, предпочитая использовать нагнетание воды лишь в качестве вторичного метода разработки.

     Особое значение приобрели исследования по научному обоснованию методов поддержания пластового давления (ППД) в связи с проектированием разработки Туймазинского нефтяного месторождения в Башкирии (Волго-Уральская нефтегазоносная провинция). Успешное осуществление в крупных промышленных масштабах законтурного заводнения на этом месторождении способствовало внедрению метода водного воздействия и в других нефтегазоносных районах страны. Вследствие доступности воды, относительной простоты закачки и высокой эффективности вытеснения нефти водой заводнение стало высокопотенциальным и основным способом воздействия на пласты при разработке нефтяных месторождений.

        В настоящее время заводнение  это наиболее интенсивный и экономически эффективный способ воздействия, позволяющий значительно уменьшить количество добывающих скважин, увеличить их дебит, снизить затраты на 1 т добываемой нефти. С его помощью в СССР в начале 80-х годов было добыто свыше 90 % нефти.

10.1.ВИДЫ ЗАВОДНЕНИЯ

      В зависимости  от  расположения  нагнетательных  скважин  по отношению к залежи нефти  различают:  законтурное, приконтурное  и  внутриконтурное   за-воднение. На многих месторождениях применяют сочетание  этих разновидностей.   

       Законтурное  заводнение

       Недостаточное продвижение контурных вод в процессе разработки, не компенсирующее отбор нефти из залежи, сопровождающееся снижением пластового давления и уменьшением дебитов скважин, обусловило возникновение метода законтурного заводнения. Сущность этого явления заключается в быстром восполнении природных энергетических  ресурсов, расходуемых  на  продвижение  нефти   к  забоям  эксплуатационных   скважин.  С  этой целью  поддержание  пластового давления  производится  закачкой  воды       через  нагнетательные  скважины,  расположенные за пределами нефтеносной части продуктивного пласта в зоне, занятой водой ( за внешним контуром нефтеносности).  При  этом, линию нагнетания  намечают  на  некотором расстоянии за внешним контуром нефтеносности. Это расстояние зависит от таких факторов, как:

· степень разведанности залежи – степень достоверности установления местоположения внешнего контура нефтеносности, что в свою очередь зависит не только от числа пробуренных скважин, но и от угла падения продуктивного пласта и от его постоянства;

· предполагаемое расстояние между нагнетательными скважинами;

· расстояние между внешними и внутренними контурами нефтеносности и между внутренним контуром нефтеносности и первым рядом добывающих скважин.

   Значение вышеперечисленных факторов уменьшается по мере увеличения неоднородности и изменчивости пласта от участка к участку по толщине и проницаемости. Так как изменение именно этих параметров сильно сказывается на фильтрационном потоке и , следовательно, на характере перемещения контуров нефтносности.  Поэтому обычно нагнетательные скважины размещают возможно ближе к внешнему контуру нефтеносности – на расстоянии от 0 до 200 –300 м  в зависимости от угла наклона пласта и расположения эксплуатационных скважин.  

         Для  однородных высокопроницаемы пластов, содержащих легкую нефть малой вязкости и с хорошей гидродинамической связью залежи с водоносной зоной, метод законтурного заводнения является достаточно эффективным, обеспечивающим нефтеотдачу, близкую к естественному водонапорному режиму. Но на практике редко встречается  природная система (залежь), идеально сочетающая в себе эти факторы.

          Если законтурное заводнение в стадии его широкого внедрения считалось наиболее эффективным методом поддержания пластового давления, то тщательный анализ сущности метода, в первую очередь, с геологических позиций дает основание отметить значительное число негативных сторон этого метода, которые ставят под сомнение целесообразность его применения для подавляющего большинства нефтяных залежей.

Отрицательные стороны  применения  законтурного  заводнения

       Для ряда залежей нефти, приуроченных к терригенным и карбонатным коллекторам, вторичные процессы, происходившие после формирования залежей в зоне ВНК  привели к резкому ухудшению проницаемости вплоть до закупорки пор и по существу – к изоляции нефтяной залежи от законтурной области.

1. Отдельные исследователи, учитывая только гидродинамические соображения по выравниванию фронта продвижения закачиваемой воды, рекомендовали закладывать нагнетательные скважины на значительном отдалении от внешнего контура залежи ( 2 км и более). Такой подход  не учитывал возможность выклинивания пластов или резкого ухудшения проницаемости в зоне, расположенной до границы нефтяной залежи. В этом случае вся нагнетаемая вода, которая должна продвигаться по этому пласту устремляется в законтурную область, не совершая абсолютно никакой полезной работы.

2. Заложение нагнетательных скважин на расстоянии от внешнего контура, учитывая, что каждый из ниже залегающих продуктивных пластов будет иметь меньшую площадь по сравнению с верхним и потому контуры по отдельным пластам перемещаются в направлении свода поднятия, все больше удаляясь от нагнетательных скважин. В этой связи будет ухудшаться эффективность законтурного заводнения для нижних пластов одного и того же горизонта.

3. Исследованиями А.П. Крылова, П.М. Белаша и др. по многим крупным залежам Волго-Уральской нефтегазоносной провинции установлено, что при расчете количества воды для поддержания пластового давления в залежах, в которых установлена хорошая связь с законтурной областью, необходимо принять расчетный коэффициент, равный 1,7 , т.е. из обычного количества нагнетаемой воды 70 % направляется в законтурную область. Почти такие же огромные потери, достигающие 70 % и более были определены Н.К. Пра-ведниковым  при законтурном заводнении  Трехозерного месторождения в Западной Сибири.

4. При разработке крупных и очень крупных залежей нефти длиной 25 – 35 км и шириной 12 –15 км, с площадью нефтеносности 200 – 400 км2 и более принимали расстояние между скважинами в рядах 400 – 500 м , а расстояние между рядами батарей скважин 500 – 600 м. После продвижения фронта нагнетаемой  воды к первому внешнему ряду эксплуатационных скважин проводилось наращивание четвертой и последующих внутренних кольцевых батарей скважин с отключением внешних обводнившихся ( нередко лишь частично) рядов скважин. Перенос фронта нагнетания и вынужденное поэтапное отключение батарей скважин обуславливали неполный отбор запасов и большую потерю нефти.

5. Для месторождений Западной Сибири характерны значительные площади нефтеносности, сравнительно слабая активность законтурных вод, высокие темпы отбора нефти. Поэтому законтурное заводнение характеризуется значительной потерей закачиваемых вод. Так для Мегионского и Усть-Балыкского месторождений эта потеря достигает 40 % и более. Для пласта БС 2-3  Усть-Балыкского месторождения, где нагнетательные скважины удалены от зоны отбора жидкости на 1,5 - 2–км, потери закачиваемых вод оказались значительными.

6. К недостаткам  законтурного заводнения следует отнести также сложность обустройства объектов ППД, строительство системы водоводов большой протяженности по периметру месторождения.

       Положительный эффект системы законтурного заводнения

       Законтурное заводнение дает значительный эффект и не имеет указанных выше недостатков при разработке залежей малых и средних размеров, когда имеется не более четырех батарей скважин. 

        Благоприятными геологическими условиями для этого вида заводнения  являются : 

· однородные коллекторские свойства пласта или их улучшение в периферийной части залежи;

· малая относительная вязкость нефти;
· высокая проницаемость коллектора ( 0,4 – 0,5 мкм 2  и более );
· сравнительно однородное строение пласта;
· небольшая ширина залежи ( 4 – 5 км).
     При этих условиях эксплуатационные скважины располагают вдоль внутреннего контура нефтеносности кольцевыми рядами. При нагнетании воды создается искусственный контур питания, приближенный к зоне разработки пласта. 

           При законтурном заводнении не нарушается естественное течение процесса, а лишь интенсифицируется, приближая область питания непосредственно к залежи.

           Промышленное применение заводнения нефтяных пластов в СССР было  начато в 1948 году  при разработке девонских горизонтов Туймазинского нефтяного месторождения. К этому времени уже были известны опыты закачки воды в нефтяные пласты  с целью пополнения пластовой энергии, про-водившиеся в разных странах.

          При разработке нефтяных месторождений в СССР с применением заводнения  вначале использовали законтурное заводнение.  Этот вид воздействия на продуктивные пласты применяли на месторождениях, коллекторы которых были сложены  в   основном  песчаниками  и  алевролитами   с   проницаемостью  0,3 – 1,0  мкм2 . Вязкость нефти в пластовых условиях заводняемых месторождений составляла 1 – 5  10 –3  Па  с. 

          Законтурное заводнение осуществлялось часто не с самого начала разработки месторождений, а спустя некоторое время, в течение которого происходило падение пластового давления.  Тем не менее закачка воды в законтурную область пласта позволяла в течение одного-двух лет настолько восполнить запас пластовой энергии, что оно стабилизировалось.

          Использование заводнения нефтяных пластов привела вначале к возникновению технологической трудности, связанной с низкой приемистостью нагнетательных скважин. Пласты, которые, согласно формуле Дюпюи, должны были при  используемых перепадах давления поглощать запроектированные расходы воды, практически не принимали воду. Широкое применение методов воздействия на призабойную зону скважин, таких, как гидравлический разрыв пласта  и кислотные обработки, и главным образом использование повышенных давлений нагнетания привели к существенному увеличению приемистости нагнетательных скважин, к решению проблемы их освоения.

         Опыт разработки нефтяных месторождений с применением законтурного заводнения привел к следующим основным выводам:

        1.   Законтурное заводнение позволяет не только поддерживать  пластовое    

             давление на первоначальном уровне, но и превышать его.

2. Использование законтурного заводнения дает возможность обеспечивать доведение максимального темпа разработки месторождений до 5-7 % от начальных извлекаемых запасов, применять системы разработки с параметром плотности сетки скважин  20-60  10 4  м2 / скв  при довольно высокой конечной нефтеотдаче, достигающей 0,50 – 0,55  в сравнительно однородных пластах и при вязкости  нефти в пластовых условиях порядка 1-5  10 –3  Па  с .

3. При разработке крупных по площади месторождений с числом рядов добывающих скважин больше пяти законтурное заводнение оказывает слабое воздействие на центральные части, в результате чего добыча нефти из этих частей оказывается низкой. Это ведет к тому, что темп разработки крупных месторождений в целом не может быть достаточно высоким при законтурном заводнении. 

4. Законтурное заводнение не позволяет воздействовать на отдельные локальные участки пласта с целью ускорения извлечения из них нефти, выравнивания пластового давления в различных пластах и пропластках.

5. При законтурном заводнении довольно значительная часть воды, закачиваемой в пласт, уходит в водоносную область, находящуюся за контуром нефтеносности, не вытесняя нефть из пласта.

        Приконтурное  заводнение

        Приконтурное заводнение применяется для пластов с сильно пониженной проницаемостью в законтурной части. При нем нагнетательные скважины бурятся в водонефтяной зоне пласта между внутренним и внешним контурами нефтеносности. 

        Уменьшение проницаемости в законтурной части пласта резко снижает поглотительную способность законтурных нагнетательных  скважин и обуславливает слабый эффект воздействия на пласт. Это явление вызывается резким повышением карбонатности пород в этой части залежи, что может быть связано со вторичными процессами химического взаимодействия нефти и краевых вод в зоне ВНК. Последнее зависит от химического состава пластовых вод и нефти и от сложных биохимических процессов, протекающих в недрах на контакте вода -–нефть.  Располагая нагнетательные скважины в краевой приконтурной зоне залежи, стало возможным исключить зону с резко ухудшенной проницаемостью, являющейся барьером, отделяющим нефтяную залежь от законтурной области,  а  также оказать эффективное воздействие на залежь со стороны краевых зон и резко сократить отток воды в законтурную область.

       Первоначально метод приконтурного заводнения был предложен для  залежей геосинклинальных областей с резко ухудшенной проницаемостью  в зоне ВНК и изолированной от законтурной области. Впоследствии оказалось, что  приконтурное заводнение весьма эффективно и для платформенных  залежей. 

        Так, на Туймазинском месторождении, при проведении в течение длительного времени законтурного  заводнения возникли значительные трудности в разработке залежи  горизонта Д 1 . Рядом специалистов было предложено перейти к приконтурному  заводнению. Ранее предполагалось, что  законтурное заводнение обеспечит вытеснение нефти из краевых  зон залежи в направлении к зоне внутреннего контура нефтеносности, но это предположение не оправдалось. Под  действием  нагнетаемой  воды при законтурном заводнении происходит  непоршневое вытеснение нефти из краевых зон  по всей нефтенасыщенной мощ-ности  пласта, и нагнетаемая вода  устремляется по нижней водоносной части горизонта. Данное обстоятельство  обуславливает необходимость  самостоятельной разработки водонефтяных  зон крупных залежей.

       Преимущества приконтурного заводнения очевидны. Краевые части залежей, вплоть до внешнего контура нефтеносности отличаются малыми мощностями нефтеносных пород, не имеющих  для разработки практического  значения. На крупных  платформенных залежах добывающие скважины не закладываются в зонах малых мощностей ( 1 – 3 м ). 

         Метод приконтурного заводнения, по сравнению с другими, более интенсивными методами не может обеспечить в течение краткого срока  достижение максимального уровня  добычи, но позволяет за более длительный промежуток времени сохранить достаточно высокий стабильный уровень добычи.

        Внутриконтурное  заводнение
Полученные результаты  законтурного заводнения нефтяных пластов вызвали дальнейшее усовершенствование  разработки нефтяных месторождений и привели к целесообразности использования внутриконтурного заводнения, особенно крупных месторождений, с разрезанием пластов рядами нагнетательных скважин на отдельные площади или блоки. 

         При внутриконтурном заводнении поддержание или восстановление баланса пластовой энергии осуществляется закачкой воды непосредственно в нефтенасыщенную часть пласта ( рис.  3 ).

  В  России применяют следующие виды внутриконтурного заводнения:

· разрезание залежи нефти рядами нагнетательных скважин  на отдельные площадки;

· барьерное заводнение;

· разрезание  на отдельные блоки самостоятельной разработки;

· сводовое заводнение;

· очаговое заводнение;

· площадное заводнение.
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       Система заводнения с разрезанием залежи на отдельные площади применяется  на крупных месторождениях платформенного типа с широкими водонефтяными зонами. Эти зоны отрезают от основной части залежи и разрабатывают по самостоятельной системе.  На средних и небольших по размеру  залежах применяют поперечное разрезание их рядами нагнетательных скважин на блоки ( блоковое заводнение). Ширина площадей и блоков  выби-рается с учетом соотношения  вязкостей и прерывистости пластов ( литологического замещения) в пределах до 3 – 4 км, внутри размещают нечетное число рядов добывающих скважин ( не более 5 – 7 ). 

 Разрезание на отдельные площади и блоки нашло применение  на Ромашкинском ( 23 пласта горизонта Д1 , Татария ), Арланском ( Башкирия), Мухановском ( Куйбышевская обл.), Осинском (Пермская обл.), Покровском (Оренбургская обл.), Узеньском (Казахстан), Правдинском, Мамонтовском, Западно-Сургутском, Самотлорском ( Западная Сибирь) и других месторождениях.  

На месторождениях  Советском ( пласты АВ 1 ) , Самотлорском , Мамонтовском и др. С начала 60-х гг. стали широко использовать системы блокового  заводнения, 

 так называемые “активные” (интенсивные) системы с размещением  между двумя нагнетательными рядами не более  3 – 5 рядов добывающих скважин. При небольшой вязкости нефти ( до 3 – 5 мПа  с ) для объектов с относительно  однородным строением пластов  системы заводнения могут быть  менее активными, блоки шириной до 3,5 – 4  км. Для ухудшенных условий активность систем должна повышаться, а ширина блоков должна уменьшаться до 2 – 3 км и менее. При однородных пластах  с продуктивностью выше 500 т /  (сут.  МПа ) оправдали себя пятирядные системы , при продуктивности 10 – 50 т / (сут.  МПа ) – трехрядные. 

 В  результате дальнейших исследований, исходя из опыта разработки было установлено, что наиболее целесообразно применять разрезание разрабатываемых пластов рядами нагнетательных скважин  в блоке (полосе) находилось не более пяти рядов добывающих скважин. Так возникла современная разновидность рядных систем – блоковые системы разработки  нефтяных месторождений:  однорядная, трехрядная и пятирядная.

  Использование систем разработки с внутриконтурным разрезанием позволило в 2 – 2,5 раза увеличить темпы разработки по сравнению с законтурным заводнением, существенно улучшить технико-экономические показатели разработки. Блоковые рядные системы нашли большое применение при разработке нефтяных месторождений во многих нефтедобывающих районах, особенно в Западной Сибири.

  В дальнейшем, с целью расположения резервных скважин, интенсификации и регулирования разработки месторождений, стали применять схемы очагового и избирательного заводнения, при использовании которых нагнетательные и добывающие скважины располагают не в соответствии с принятой упорядоченной системой  разработки, а на отдельных участках пластов.
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         В настоящее время это наиболее интенсивный и экономичный способ воздействия на продуктивные пласты. По характеру взаимного расположения нефтедобывающих и водонагнетательных скважин различают несколько разновидностей внутриконтурного заводнения.

              Сводовое заводнение . При нем ряд нагнетательных скважин размещают на своде структуры или вблизи него.  Если размеры залежи превышают оптимальные, то  это заводнение сочетают с  законтурным. Сводовое заводнение подразделяется на: осевое, кольцевое и центральное.

       Осевое заводнение предусматривает поддержание пластового давления путем расположения нагнетательных скважин вдоль длинной оси структуры. Полагают, что такой метод заводнения может  быть избран в связи со значительным ухудшением  проницаемости  в периферийной части залежи или с резко ухудшенной проницаемостью в законтурной части.

       Осевое   заводнение  было  осуществлено  в  США на месторождениях Уиссон 

( 1948 г.)  и Келли-Снайдер ( 1954 г.) , в России  -  при разработке Новодмит-риевского,  Якушкинского, Усть-Балыкского ( пласты группы А).

       Кольцевое заводнение.  Кольцевой ряд  нагнетательных скважин с радиусом, приблизительно равным 0,4 радиуса залежи, разрезает  залежь на центральную и кольцевую площади. (Ромашкинское месторождение ).

       Центральное заводнение  как разновидность кольцевого ( вдоль окружности радиусом 200 – 300 м размещают 4 – 6 нагнетательных скважин, а внутри ее имеется  одна или несколько добывающих скважин).     
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        Очаговое заводнение в настоящее время применяется в качестве  до-полнительного мероприятия  к основной системе заводнения. Оно осуществляется на участках залежи, из которых в связи с неоднородным строением пласта, линзовидным характером залегания песчаных тел и другими причинами, запасы нефти не вырабатываются. Положение  нагнетательных и добывающих скважин определяется таким образом, чтобы способствовать более полному охвату воздействием нефтяной залежи. Количество очагов заводнения определяется размерами нефтеносной площади. Также используется в сочетании с законтурным и особенно внутриконтурным заводнением для выработки запасов нефти из участков, не охваченных  основными  системами.
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         Оно более эффективно на  поздней стадии разработки. Внедрено на месторождениях Татарии, Башкирии, Пермской, Оренбургской областей и т.д.

Избирательное заводнение применяется в случае залежей с резко выра-женной неоднородностью  пластов. Особенность этого вида заводнения заключается в том, что в начале скважины бурят по равномерной квадратной сетке  без разделения на эксплуатационные и нагнетательные, а после исследования и некоторого периода разработки из их числа выбирают наиболее эффективные нагнетательные скважины. Благодаря этому, при меньшем их числе реализуется максимально интенсивная система заводнения и достигается более полный охват охват заводнением. 
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Площадное  заводнение  характеризуется рассредоточенной закачкой воды  в залежь по всей площади ее нефтеносности. Площадные системы заводнения по числу скважино-точек каждого элемента залежи с расположенной  в его центре одной добывающей скважиной могут быть четырех-, пяти-, семи- и девятиточечные , также линейные ( рис.  4 ).
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Рис. 4 Площадная четырех-(а), пяти-(б), семи-(В), девятиточечная (г) и линейная (д,е) системы заводнения (с выделенными элементами)

 Линейная система – это однорядная система блокового заводнения, причем скважины размещаются в шахматном порядке. Отношение нагнетательных и 

добывающих скважин составляет 1 : 1 . Элементом этой системы может служить прямоугольник со сторонами  2L  и  2( н = 2 ( д = 2(.  Если 2L = 2(,                          то линейная  система  переходит в пятиточечную с  таким же соотношением скважин ( 1: 1 ) . Пятиточечная  система симметрична и за элемент можно выбрать также обратное размещение скважин  с нагнетательной скважиной в центре ( обращенная пятиточечная система). В девятиточечной системе на одну добывающую скважину приходится три нагнетательных ( соотношение скважин  3 : 1 ) , так как из восьми нагнетательных скважин по четыре скважины приходится соответственно на два и четыре соседних элемента. В обращенной  девятиточечной системе  ( с нагнетательной скважиной в центре квадрата) соотношение  нагнетательных и добывающих скважин составляет 1 : 3 . При треугольной сетке размещения скважин имеем четырехточечную ( обращенную семиточечную) и семиточечную ( или обращенную четырехточечную) системы с соотношением нагнетательных и добывающих скважин соответственно 1:2 и 2 : 1 .   

        Площадное заводнение эффективно при разработке малопроницаемых пластов. Его эффективность увеличивается с повышением однородности, толщины пласта, а также с уменьшением вязкости нефти и глубины залегания залежи. 

 Заводнение нефтяных пластов с его разновидностями в настоящее время  -  главный метод воздействия на нефтяные пласты с целью извлечения из них нефти. 

Обширные фактические данные по разработке нефтяных месторождений с применением заводнения во многих случаях подтверждают с той или иной степенью точности теоретические результаты, получаемые на основе моделей поршневого и непоршневого вытеснения нефти водой из однородного, слоисто-неоднородного, а также трещиноватого и трещиновато-пористого пластов, если модель соответствует реальному пласту. Фактическое изменение пластового давления, добыча нефти и жидкости, зависимость текущей обводненности от нефтеотдачи  согласуются с расчетными. В настоящий момент существует проблема  правильного выбора модели, наиболее точно  отражающей главные особенности разработки пласта. Модель разработки  конкретного пласта может быть построена лишь на основе тщательного изучения  и учета свойств пласта и сопоставления результатов расчета процесса разработки с фактическими данными. В связи с ростом возможностей вычислительной техники большое развитие получили детерминированные модели пластов и процессов разработки. Их использование приводит к необходимости решения двумерных и трехмерных задач многофазной многокомпонентной фильтрации. 

11.ТЕХНИКА  И ТЕХНОЛОГИЯ  ПРИМЕНЕНИЯ СИСТЕМ  ППД  ПУТЕМ ЗАВОДНЕНИЯ

       В настоящий момент в системе добычи нефти и газа для осуществления ППД используют различные технологические жидкости (ТЖ), которые помимо закачки в пласт широко применяются для следующих целей:

1) повышения нефтегазоотдачи ( ПНГО );

2) проведения подземного ремонта скважин ( ПРС );

3) капитального ремонта скважин ( КРС );

4) обработки призабойной зоны пласта ( ПЗП ) с целью интенсификации притока ( ИП ) и ограничения водопритока ( ОВП );

5) удаления асфальтосмолопарафиновых отложений ( АСПО );

6) разрушения отложений минеральных примесей ( МП ).

При всем многообразии областей применения ТЖ основным направлением является  использование технологических сред для ППД и ПНГО. Эта сфера занимает первое место по объему используемой технологической жидкости. Ее доля среди общего объема «технологической» жидкости, используемой   на неф-тяных месторождениях, может быть оценена в 85 – 95 %. 

      Эффективная закачка,  в первую очередь воды, на новых месторождениях обеспечивает заданную динамику  отбора нефти и газа, на старых – замедление темпов ее падения.

      Подготовка и закачка ТЖ  в пласт для целей поддержания пластового давле-ния  ( ППД ) и повышения нефтеизвлечения ( ПНИ ) формируют крупную подотрасль  в нефтегазовой отрасли. Объемы закачки  ТЖ  в несколько раз превышают объемы добычи нефти.

      Анализ современной ситуации в нефтегазодобывающих объединениях показывает, что в условиях ограниченных поставок оборудования, труб и химических реагентов наиболее актуальным на сегодняшний день является вопрос ограничения закачки и отбора воды без ущерба для добычи.  При решении этого вопроса главенствующее положение занимают затраты на подготовку и закачку ТЖ, включая смежные затраты во всей системе добычи, с другой – технологический и экономический эффект.

            Технологические жидкости

Для закачки в нефтяной пласт с целью поддержания пластового давления и повышения нефтегазоотдачи используют индивидуальные среды, растворы различных веществ, композиции веществ, представляющие собой побочную продукцию или отходы крупнотоннажных  процессов нефтедобычи, нефтехимии или иных производств, а также некоторые другие жидкости. 

Все нагнетаемые в пласт технологические среды делятся на две крупные группы, характеризующиеся сменой фазового состояния при изменении термобарических условий транспортировки и закачки ( рис. 1 ). 

Технологически стабильные среды ( ТСС ) при любых условиях сохраняют однофазность, включая не режимные состояния ( отказ, остановка, заполнение и т.д. ).

Технологически нестабильные среды ( ТНС ) в процессе их перемещения от источника до  пласта могут менять свое фазовое состояние.

 Среди ТСС  наибольшее применение  находят : 

· пресная или минерализованная вода поверхностных или подземных источников ( речная, морская, озерная, пластовая ), условно относимая к «первичной» воде;

· сточная пластовая вода ( вода отделенная от нефти и повторно закачиваемая в пласт – «повторная» );

· растворы полимеров в «первичной» или «повторной»  воде;

· растворы поверхностно-активных веществ в «первичной» или «повторной» воде;

· растворы иных веществ в воде. 

         Группа ТСС обладает различной физико-химической стабильностью, обусловленной  влиянием термобарических и механических условий. Иерархия этих сред по степени влияния на внешних факторов показана  на рис 9. 

Под воздействием внешних факторов вязкость полимерных растворов часто снижается. Они теряют свою основную технологическую способность – повышать коэффициент охвата пласта  n охв. . Разрушение структуры раствора под воздействием внешних факторов ведет к снижению нефтевытесняющих качеств оторочек из полимерных растворов. Чтобы применение таких ТСС было высокоэффективным необходимо предпринимать специальные меры, компенсирующие негативные факторы.

В составе сточных пластовых вод, помимо основного носителя – воды можно выделить три основных компонента:

1) тяжелые углеводороды – УВ ;

2) механические примеси – МП;

3) сульфид железа – FeS , являющийся компонентом повышенной плотности.

Таким образом, группа ТСС включает в себя жидкости с различной степенью устойчивости ( рис.  ).

 Среди ТНС наибольшего распространение в нефтепромысловой практике  получил диоксид углерода  ( СО 2 ).  
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Рис. 9  Классификация нагнетаемых сред

Термобарические условия                                       механические условия

Т – температура;                                            Тур. – турбулентность в трубах;

Р – давление;                                              СМ – «смятие» в насосах и сужениях 

11.1.Свойства  и  качество   нагнетаемой  в  пласт  воды

       Поддержание пластового давления (ППД) заводнением требует использования больших объемов качественной воды. Решение проблемы водоснабжения сводится к изысканию надежного и водообильного источника ( с оценкой запасов и возможных расходов воды), обоснованию качества воды и разработке технологии ее подготовки. Расход закачиваемой воды определяется стадией разработки месторождения  ( рис.  10 ).
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Рис. 10  Динамика относительного отбора жидкости, нагнетания воды,

потребности в воде ν и нефтеотдачи η во времени (по М.Л.Сургучеву)

1, 1́́ - соответственно добыча нефти и нефтеотдача при режиме растворенного газа; 2,2́, 3 – соответственно добыча нефти, нефтеотдача и отбор жидкости при заводнении; 4 – потребность в воде при полном возврате сточных вод; 5 – расход нагнетания воды. Штриховка: вертикальная – эффект в добыче нефти от заводнения; косая экономии (возврат) воды

Источники закачиваемой  воды  могут быть разными. В настоящее время, на различных промыслах используют воды : открытых водоемов (рек, озер, водохранилищ, морей ); грунтовые ( подрусловые и артезианские ); глубинные ( нижних и верхних  глубинных водоносных  горизонтов); сточные.

        Грунтовые воды  характеризуются значительным многообразием химического состава (минерализация  100 – 200 мг / л) , небольшим содержанием взвешенных частиц.

        Воды открытых водоемов значительно уступают по качеству, содержат большое количество механических примесей ( глины или песка ), особенно в период ливней и паводков, снеготаяния, способны вызвать набухание глин.

        Воды  глубинных  водоносных горизонтов в большей степени минерализованы и часто не требуют дополнительной подготовки.

        Сточные  воды состоят в основном из пластовых, добываемых вместе с нефтью, пресных, подаваемых  в установки подготовки нефти  и ливневых вод. Они минерализованы ( 15 – 3000 г / л ) и обладают хорошими нефтевытесняющими свойствами. Но  содержат большое количество эмульгированной нефти, механических примесей, а также  диоксида  углерода и сероводорода.   

         Источник воды выбирают на основе данных  технико-экономического анализа  с учетом технологии водоподготовки.

          На месторождениях Татарии и Башкирии  используют поверхностные пресные воды. В Азербайджане и на п-ове Мангышлак  -  каспийскую воду. 

          На юрских продуктивных объектах месторождений  Западной  Сибири в качестве рабочего агента в основном используют воду апт-альб-сеноманского  горизонта. Воды апт-сеноманского  комплекса имеют практически повсеместное распространение, хлоридно-натриевые, слабощелочные, соленые  с  минерализацией  10 г / л.

           Воды стабильны к выпадению карбонатов кальция, возможным является выпадение гидроокиси  железа. Состав вод  устойчив во времени. При смешении с пластовой водой они практически не дают осадка.   

          Требования к воде нагнетаемой в пласт меняются в зависимости от :

1) свойств продуктивного горизонта (пласта);

2) от его строения и неоднородности ;

3) от типа закачиваемой жидкости;

4) от характера решаемых промысловых задач.

Классические требования, предъявляемые к нагнетаемой в продуктивный пласт воде представлены в фундаментальной Справочной книге для добычи нефти ( 1974 г.) и сформулированы следующим образом: 

· невысокое  содержание механических примесей;

· незначительное содержание эмульгированной нефти;

· коррозионная инертность  по отношению к напорным и распределительным трубопроводам, насосам, скважинному оборудованию нагнетательных скважин;

· отсутствие  в воде сероводорода, диоксида углерода, водорослей, микроорганизмов  инициирующих интенсивное развитие коррозии оборудования и существенное снижение приемистости нагнетательных скважин.

       Растворенный в воде кислород  вызывает интенсивную коррозию металла и способствует активному развитию в пласте аэробных бактерий. Диоксид углерода ( СО2 ) понижает рН воды и приводит к разрушению защитных окисных пленок на металле, а также к усилению коррозии оборудования. Сероводород образует, реагируя с железом, твердые уносимые потоком воды частицы сернистого железа, а при наличии кислорода – сернистую кислоту. Он может образовываться в результате восстановления содержащихся в воде сульфатов кальция углеводородами нефти  с выделением диоксида углерода и в виде осадка карбоната кальция. Наличие его в продукции добывающих скважин приводит к усилению коррозии нефтедобывающего оборудования.

        При контроле за составом закачиваемой сточной воды уделяют внимание также условиям возможного развития и размножения  так называемых сульфатных бактерий. Сульфатопоглощающие и сульфатообразующие бактерии  вызывают биокоррозию  металлов. Они могут жить за счет расщепления органических и неорганических веществ и развиваться как при отсутствии свободного кислорода ( анаэробные бактерии ), так и при наличии растворенного в   воде  кислорода  (аэробные бактерии).  Сульфатовосстанавливающие  бактерии способны полностью восстанавливать сульфаты, имеющиеся в закачиваемой воде и образовывать до 100 мг/ л  сероводорода.  Ионы  сульфатов ( SO4 2-) инициируют процесс, а жизнедеятельность получающейся при этом культуры бактерий способствует образованию сульфидов железа. Высокая плотность сульфида железа служит причиной его выпадения в пласте, особенно в призабойной зоне скважин. При выносе же на поверхность FeS вызывает образование трудно разрушимого промежуточного слоя в резервуарах системы подготовки и хранения промысловой продукции.

        Из-за  химической несовместимости закачиваемой и пластовой вод  возможно снижение проницаемости пласта вследствие набухания глин  пресных  вод и выпадения различных осадков. Механические примеси, соединения железа (продукты коррозии и сернистое железо), водоросли и различные микроорганизмы заиливают ( кольматируют) поверхность фильтрации, выключают мелкопористые слои из процесса вытеснения. Наиболее часто встречающиеся причины снижения проницаемости призабойной зоны пласта нагнетательных скважин   на месторождениях Западной Сибири заключаются в следующем :

· частичная или полная кольматация порового пространства пласта твердой фазой глинистого раствора встречается в процессе вскрытия пласта бурением и перфорацией, а также твердой фазой промывочной жидкости при производстве в скважине ремонтных или других видов работ;

· кольматация ПЗП механическими примесями и продуктами коррозии, вносимыми в пласт нагнетаемой водой;

· повышенная остаточная нефтенасыщенность  отдельных пропластков, примыкающих к призабойной зоне нагнетательных скважин, особенно тех, которые пробурены внутри контура нефтеносности и переведены под нагнетание воды, за счет снижения фазовой проницаемости по воде;

· кольматация призабойной зоны пласта окисленной нефтью при нагнетании в пласты подтоварных сточных вод;

· набухание глин породы-коллектора при взаимодействии с пресной водой и растворами некоторых химических реагентов (щелочей), приводящее к снижению абсолютной проницаемости пласта, особенно низкопроницаемых прослоев;

· снижение проницаемости породы-коллектора на 15 – 60 % может произойти при смене минерализованной  сеноманской или подтоварной воды на пресную из-за усиления потенциала течения.

         Устанавливать единые нормы по качеству воды для закачки в пласты нецелесообразно. Допустимое содержание механических примесей и эмульгированной нефти принимают с учетом проницаемости и трещиноватости пород до 5 – 50 мг/ л , причем с увеличением трещиноватости повышается допустимое содержание.  Диаметр фильтрационных каналов должен быть в 3 – 6 раз  больше  диаметра  частиц.  Пригодность  воды  оценивается  в   лаборатории 

(стандартный анализ состава и свойств, опыты по затуханию фильтрации через естественный керн ) и пробной закачкой в пласт.

     Особое внимание при закачке в пласт «первичной» или «повторной» воды уделяют составу солей и их содержанию. Химический состав сопоставляют с составом пластовой воды с целью выяснения степени совместимости этих жидкостей в пластовых условиях.

     Состав и содержание минеральных солей в воде оценивается по методике 

шестикомпонентного  анализа  на  положительные  ионы кальция  (Ca 2 + ), магния  

(Mg 2 +) и натрия ( Na 2+)  и отрицательные ионы хлора (Cl - ), сульфата (SO4 2-) и группы HSO3 - . Помимо ионного анализа определяют плотность воды, рН и др. показатели. Допустимые значения перечисленных показателей обычно устанавливают индивидуально для каждого объекта разработки (месторождения, залежи). Индивидуального подхода требуют и отдельные составляющие объекта разработки. 

11.2.Подготовка вод наземных источников

       Основной целью подготовки воды является достижение необходимых эксплуатационных  свойств ( способность к нефтевытеснению, вязкость, способность  обеспечивать  заданный  коэффициент  охвата  пласта) и удаление компонентов, вызывающих снижение коэффициента приемистости, ухудшение качества нефти, негативное воздействие на пласт. Также при приготовлении воды для закачки в пласт «гасятся» те ее свойства, которые могут вызвать нежелательные  химические реакции в пласте.

       В зависимости от требований к закачиваемой воде, а также экологических и технико-экономических условий воды наземных источников подготавливаются двумя способами – с подрусловым и с открытым отбором воды. При о т к р ы т о м    о т б о р е  из наземного источника (рис. 11 ) непосредственно в водоеме сооружается  подводный колодец, в который помещается приемная сетка насоса первого подъема, который перекачивает освобожденную от грубых механических примесей воду на установку очистки. К основным элементам установки относятся дозатор для подачи коагулянта ( серно-кислый алюминий Al 2 ( SO4 )3   18 Н2 О или железный купорос Fe SO4 ), смеситель для обеспечения взаимодействия коагулянта и воды, осветлитель и гравийно-песчаный фильтр. В осветлителе  происходит обменная реакция с образованием хлопьевидных компонентов, которые захватывают механические примеси воды. Основная масса хлопьев с механическими примесями отделяется от воды непосредственно в осветлителе, оставшаяся часть –  в   гравийно-песчаных  фильтрах. Очищенная  таким образом вода поступает в подземную емкость, откуда при помощи насосов второго подъема подается в магистральный водопровод системы поддержания пластового давления. Восстановление гравийно-песчаных фильтров осуществляется обратным потоком чистой воды при помощи одного из насосов второго подъема. Продолжительность восстановления   10 – 15 мин., скорость фильтрации – не более  12 – 15 дм 3  / (с  м2 ), что предотвращает «вымывание» самого фильтра.
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Рис. 11  Схема отбора воды из открытого водоема с водоочистной станцией

1 – колодец; 2 – премная сетка; 3, 8, 21 – водоводы; 4 – мостик; 5 – сваи; 6, 19 – насосы; 7, 20 – насосные станции I и II подъема; 9 – дозатор; 10 – смеситель; 11 – лоток; 12 – центральная труба; 13 – осветитель; 14 – раздаточный коллектор; 15 – пространство для хлопьеобразования; 16 – гравийно-песчаные фильтры; 17 – коллектор; 18 – подземный резервуар; 19, 22 – насос для промывки песчаных фильтров; 23 – задвижка; 24 – лоток; 25 – трубки для отбора воды; 26 – глухое днище; 27 – конус отстойника; 28 – окна.

           П о д р у с л о в ы й    с п о с о б   подготовки осуществляется по двум схемам – с вакуумным и с насосным отбором. При вакуумном или сифонном  водоотборе (рис. 12 ) в непосредственной близости от водоема сооружается подрусловая скважина, в которую через грунтовую подушку фильтруется вода наземного источника. В состав установки по подготовке и транспортировке  входят 

следующие элементы: вакуумный коллектор; вакуумный резервуар; насосная станция первого подъема; нагнетательные трубопроводы и магистральный водовод. Подрусловые скважины глубиной до 20 м сооружаются на удалении 70 – 90 м от берега водоема  в 150 – 200 м  друг от друга. Эксплуатационные колонны делают из труб диаметром 300 мм, водоподъемные – 200 мм; устье оборудуется бетонным кольцом диаметром 1,5 м  и герметичным люком. 

 Насосная станция первого подъема оснащается вакуум-насосами  для обеспечения сифонного водоотбора из подрусловых скважин и насосами  - для подачи воды в систему ППД  и магистральный водовод. На насосных станциях первого подъема, как правило, используют центробежные насосы, которые подбираются в зависимости от объема закачки. Очистка воды при этой схеме осуществляется в основном при фильтрации через подрусловую песчаную подушку. Доочистка может осуществляться на площадке кустовых насосных станций, перед подачей на прием насосов высокого давления. Схема достаточно эффективна при высоком уровне подрусловых вод.
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Рис.12  Схема сифонного водозабора

1 – песчаная подушка; 2 – подрусловая скважина; 3 – групповой сифонный коллектор; 4 – ваккум-котел; 5, 12 – насосы; 6, 14 – насосные станции; 7, 8, 9, 13 – водоводы; 10 – резервуар; 11 – приемный трубопровод.

Схема подготовки подрусловых вод с насосным отбором используется при их низком стоянии (ниже 8 м ). В этом случае, каждая подрусловая скважина оснащается центробежным насосом  с вынесенным на поверхность электроприводом. Эти насосы создают систему первого подъема. По выкидным  линиям и сборным водоводам вода подается на станцию второго подъема, которая помимо насосов включает в свой состав железобетонный подземный резервуар. Насосы второго подъема по нагнетательному трубопроводу перекачивают воду в магистральный ( кольцевой или линейный) трубопровод и далее на кустовые насосные станции системы ППД нефтяного месторождения.

11.3.Подготовка сточных  пластовых  вод  

         Сточные воды, используемые в целях поддержания пластового давления состоят на 85 – 90 %  из добытой пластовой воды. В нефтедобывающей промышленности применяются как специально разработанные методы подготовки сточных пластовых вод, так и заимствованные из смежных отраслей, применяющих крупнотоннажные системы очистки воды.

         Наиболее часто применяют следующие методы:

отстаивание воды;

фильтрование воды через пористые или иные среды;

· флотация;

· коалесценция;

· центробежное разделение;

· диспергирование;

· удаление примесей поглотителями;

· озонирование.

В качестве технических средств для отстаивания воды используют  резервуары отстойники, нефтеловушки, пескоотделители и пруды-отстойники.

       Резервуары – отстойники обеспечивают очистку стойной воды по герме-тизированной схеме. В зависимости от производительности, качества сырья и  

 требований  к  очищенной  воде  применяют  резервуары различной вместимости 

( от 200 до 5 000 м 3 )с разнообразной начинкой и обвязкой. Выбор и расчет резервуаров  проводится исходя из времени отстаивания воды в течение 8 – 16 часов. Процесс очистки может производится в циклическом или непрерывном режиме. Обвязка водоочистных резервуаров большей частью последовательная. 

Для глубокой очистки нефтепромысловых сточных вод от эмульгированной нефти и твердых механических примесей предназначен отстойник с патронными фильтрами ОПФ-3000. 

Отстойник с патронными фильтрами ОПФ-3000


Предназначен для глубокой очистки нефтепромысловых сточных вод от эмульгированной нефти и твердых механических примесей, Отстойник входит в состав комплекса оборудования для очистки сточныx вод, используемых в системе ППД (рис. 15 ).

[image: image65.wmf]1

 2

3

4

5

6

7

8

9

10

11

12

13

15

16

14

17

18

19

20

21

22

23

24

25

26

27

28


Рис. 15 Отстойник с патронными фильтрами ОПФ – 3000

1 – емкость; 2 – фильтр – патрон; 3 – блок фильтр – патронов; 4 – отражательный лоток; 5 – сборник чистой воды; 6 – лестница; 7 – люк – лаз; 8 – поворотное устройство; 9 – труба входная.

Отстойники предназначены для эксплуатации в умеренном и холодном макроклиматических районах по ГОСТ 15150-69:
ОПФ-3000-01 - в макроклиматическом районе с умеренным климатом , со средней температурой – самой холодной пятидневки не ниже 233 К (400С). Минимальная Допустимая температура стенки отстойника, находящегося  под  давлением, 233 К (400С). Вид климатического исполнения – У1 по ГОСТ 15150 – 69.

ОПФ-3000-02 - в макроклиматическом районе с холодным климатом, со средней температурой самой холодной пятидневки от 232 до 213 К колеса (от -41 до -60°С). Минимальная допустимая температура находящегося под давлением, 213 К (-60°С).

Вид климатического исполнения - ХЛ1 по ГОСТ 15150-69.

Отстойник ОПФ-3000 (рис. 15) представляет собой стандартную горизонтальную цилиндрическую емкость 1, внутри которой расположены 16 фильтр-патронов 2, объединенных в четыре блока фильтр-патронов 3, четыре отражательных опорных лотка 4, сборник чистой воды 5 и лестница 6.
Емкость устанавливается на две седловидные опоры имеет люк-лаз 7, монтажные люки, штуцеры для подсоединения технологических трубопроводов,
установки предохранительных клапанов и приборов КИПиА.


Емкость оборудована поворотным устройством 8 для монтажа и демонтажа крышки  люка-лаза, грузоподъемными элементами и деталями для  крепления теплоизоляции.

 Принцип работы отстойника 

Сточная вода установок подготовки нефти, прошедшая предварительно грубую очистку, поступает через распределитель-гребенку и входную трубу 9 во внутреннюю полость фильтров, откуда под действием напора фильтру​ется через пенополиуретан в полость отстойника. При фильтрации эмуль​сии через ППУ происходит укрупнение частиц эмульгированной тонкодис​персной нефти до пленочной, которая потоком жидкости отрывается от по​верхности фильтра и всплывает в верхнюю часть отстойника.

Очищенная сточная вода постоянно выводится через сборник чистой воды и подается в систему поддержания пластового давления (ППД).

Всплывшая нефть постоянно или периодически выводится из отстойника через штуцер нефти в емкость уловленной нефти. Выпадающая на дно ем​кости твердая примесь постоянно или периодически, в зависимости от ин​тенсивности накопления, дренируется с жидкостью в илонакопитель.

Ввод сточной воды в отстойник с двух противоположных сторон позволяет равномерно распределить жидкость в емкости и увеличить коэффициент ис​пользования объема отстойника. Расположение фильтров в верхней части отстойника сокращает высоту всплывания частиц нефти и, как следствие, про​должительность пребывания жидкости в отстойнике. Пенополиуретан рабо​тает в режиме самоочищения и не требует регенерации, что обеспечивает работу фильтров без замены не менее 12 месяцев.

Отстойник может работать в двух режимах: в автоматизированном и неав​томатизированном режиме "полного заполнения". Для работы в автоматизи​рованном режиме отстойник оснащается регуляторами с сигнализаторами уровня раздела фаз "нефть-вода", сигнализаторами верхнего и нижнего пре​дельного уровня жидкости, исполнительными механизмами и расходомером очищенной воды. В режиме "полного заполнения" уловленная нефть вместе с газом отводится постоянно с избытком (до 5-10% от производительности отстойника) сточной воды в емкость уловленной нефти, откуда газ утилизируется или отводится на факел, а уловленная нефть - на УПН. Для облегчения настройки отстойника на режим "полного заполнения" рекомендуется пре​дусмотреть в верхней зоне корпуса отстойника 3-4 пробоотборных крана, а на линии вывода очищенной воды и уловленной нефти - расходомеры.

11.4.Автоматизация и контроль

Давление в отстойнике изме​ряется и контролируется визу​ально с помощью манометра ВЗ-16рб. При повышении давления выше заданного манометр ВЗ-16рб выдает сигнал на щит уп​равления и контроля отстойни​ком.

        Для проверки показаний это​го манометра на отстойник уста​навливается манометр общего назначения ОБМ-1,5-160 ГОСТ 8625-77.

Производительность отстой​ника определяется расходомера​ми типа "Турбоквант" (ВНР), "Норд" (Россия) или другими расходомерами с верхним пре​делом измерения до 150 мУч с точностью измерения ±0,5%. Расходомеры должны быть уста​новлены за отстойником.

         Регулирование производи​тельности отстойника в зависи​мости от качества очистки про​изводится задвижкой на линии вывода очищенной воды. 
       Содержание эмульгированной нефти в очищенной воде составляет 10 – 30 мг / л, взвешенных  твердых  частиц  -  15 – 40 мг / л. Отделение эмульгированной нефти  и гидрофобных твердых частиц от промысловой сточной воды проводится  в результате ее пропуска через нефтяной слой толщиной около 1 м. При этом ввод сточной воды осуществляется  через распределитель, установленный в центре резервуара непосредственно в нефтяном слое.

        Резервуар с жидкостной гидрофобной фильтрацией оснащен гидрозатвором для отвода очищенной воды и поддержания на заданной высоте уровня раздела нефть – вода. 

        Для повышения эффективности водоочистных резервуаров-отстойников, предназначенных для очистки сточных вод с высоким содержанием «обычных» механических примесей и тяжелых компонентов типа сульфида железа может быть рекомендована установка конусной ловушки ( рис. 16  ).

Нефтеловушки обеспечивают отделение значительной части углеводород-ных компонентов и механических примесей. Размеры нефтеловушки проектируются исходя из скорости движения потока  5 – 10 мм/с  и длительности пребывания воды в ней  около 2 ч. Нефтеловушки выполняются из железобето- на с двумя-четырьмя параллельными секциями, каждая из которых имеет ширину 3 – 6 м, длину 18 – 36 м и высоту 2,6 –3,6 м  при толщине слоя воды 1,2 – 2 м. Для выравнивания потока секции разделяют щелевой перегородкой. В состав оборудования входят  входные, распределительные и выходные трубопроводы, нефтесборный трубопровод с перемещающимся механизмом, сборный лоток, устройство для принудительного перемещения нефти, система для смыва и удаления механических отложений. Нефтеловушки могут оснащаться системой подогрева улавливаемой нефти и другими механизмами.                                          

 Размер удерживаемых глобул нефти – более 80 мкм. Эксплуатация данной ловушки весьма сложна. Поэтому в настоящее время отмечается их постепенное вытеснение из технологических схем  и замена другими средствами.

         Пескоотделители обеспечивают отделение крупной фракции механических примесей с размерами свыше 250 мкм. В составе сточных пластовых вод доля этой фракции, как правило, невелика и в большинстве реализованных проектов подготовки сточных вод пескоотделители не включены. Их применяют в редких случаях, когда общее содержание механических примесей составляет 500 мг / л и  свыше, при доле крупных фракций  более 0,2.

         Пруды-отстойники ( шламосборники, аварийные амбары) предназначены для отделения углеводородных компонентов и механических примесей. Расчетное время отстаивания составляет около 2 сут. Пруд – отстойник представляет собой земляное сооружение длиной до 200 м , шириной по зеркалу воды до 40 м и глубиной 1,5 – 2,5 м и обычно состоит из двух последовательно соединенных секций. Гидроизоляция  и предотвращение загрязнения подземных вод обеспечиваются различными способами ( табл. 1.5 ).

Параметры гидроизоляции прудов-отстойников

Таблица 1.5                                                                        

	Наименование слоя
	Толщина

Слоя, мм
	Тип гидроизоляции

	
	
	Глинис-

тый экран


	Гидро-

Изол.

и битум
	Гидро-

изол.
	Полиэти-

лен

	1. железобетонная

плита
	100
	+
	+
	+
	+

	2.щебень
	100
	+
	-
	-
	-

	3. песчаный грунт
	500
	+
	-
	-
	-

	4. глинистый грунт

    (экран)
	750
	(+)
	-
	-
	-

	5. стяжка  цементная
	20
	-
	+
	+
	-

	6.три слоя гидро-

изола (экран)
	- - -
	-
	(+)
	(+)
	-

	7.цементный

 раствор
	20
	-
	+
	+
	-

	7. бетонная подго-

товка
	100
	-
	+
	+
	-

	8. щебень с битумной пропиткой

     (экран)
	100
	-
	(+)
	-
	-

	9. грунт с битумной

обработкой (экран)
	200
	-
	(+)
	-
	-

	11. утрамбованный грунт
	- - -
	-
	+
	+
	-

	12. утрамбованный щебень
	100
	-
	-
	+
	-

	13.песчпный грунт
	200
	-
	-
	-
	+

	14. полеэтил. Плен-

ка (экран)
	0,2
	-
	-
	-
	(+)

	15. стерилизован-

ный утрамбован-

ный грунт
	- - -
	-
	-
	-
	+

	16. число слоев гидроизоляции
	-
	4
	8
	7
	4

	Суммарная толщина гидроизоляции
	-
	1,45
	0,54
	0,34
	0,3


       Необходимость отвода больших площадей, трудность отбора нефти с зеркал пруда – отстойника, старение  улавливаемой нефти, загазирование окружающей среды углеводородами приводит, с одной стороны, к необходимости модернизации сооруженных объектов, с другой, - к постепенному вытеснению их из нефтепромысловой практики. Вариантом может быть строительство «быстрых»  прудов – отстойников и нефтеловушек.                                         

        Ускорение процесса подготовки сточной воды  здесь достигается за счет пропускания ее через гидрофобную среду, т.е. за счет совмещения процесса отстоя с процессом фильтрации. В качестве такой среды рекомендуется  использовать гидрофобный вспученный перлит.

        При адаптации  данного способа к условиям очистки сточных пластовых вод надо иметь ввиду следующее:

· фильтр для очистки опрессовочной воды рассчитан на разовое использование;

· метод сбора и вывода нефти с поверхности воды нетехнологичен;

· требуется наличие котлованов  или амбаров;

· не решен вопрос утилизации насыщенного нефтью фильтра, по крайней мере его сжигание, видимо, неприемлемо;

· нет технологии регенерации фильтра.

Флотация сточных пластовых вод это метод, позволяющий проводить доочистку сточной воды до содержания примесей 4-30 мг/л.  

Безнапорный флотатор конструкции Гипровостокнефть сооружен на основе вертикального стального нефтяного резервуара.  Объем флотационной камеры рассчитывается на 20 мин пребывания воды в ней, а отстойной камеры-на 3 ч.

Все способы и технические средства подготовки и очистки сточных пластовых вод реализуются в различных технологических схемах. Наибольшее распространение получили: 

1) установки предварительного сброса воды;

2) системы очистки сточной воды в составе комплексной установки по подготовке промысловой продукции;

3) установки по очистке пластовой воды в системе восстановления (увеличения) приемистости нагнетательных скважин;

4) комплексные установки по очистке сточных промысловых вод.

11.5.Установки предварительного сброса сточных пластовых вод

        В последние годы в нефтепромысловой практике нашли достаточно широкое применение установки предварительного сброса пластовой воды (УПСВ), которые вписываются в систему добычи нефти, с одной стороны, и в систему ППД  - с другой.

Эти установки могут работать по различным схемам. На рис. 20-22  приведены схемы, которые реализованы на ряде объектов месторождения Поволжья. По схеме «а» (см. рис. 20 ) продукция непосредственно через групповые замерные установки нефтяных скважин поступает на УПСВ двумя потоками. Первый представлен трехфазной (нефть, вода, газ) средой, подаваемой непосредственно с групповых замерных установок (ГЗУ) на трехфазный делитель фаз (ТДФ)-основной элемент УПСВ, в котором осуществляются сепарация газа и предварительный сброс воды. Ввод деэмульгатора осуществляется по возможности в начальных точках технологической цепочки, т.е. либо в трубопроводе ГЗУ УПСВ, либо на самой групповой замерной установки или в скважине. При вводе реагента в непосредственной близости от трехфазного делителя фаз дозатор снабжается дополнительным устройством для его диспергирования в потоке.

[image: image66.wmf]1

2

3

4

5

6

7

 8

 9

10

11    

12

13

14

15


Рис.  20  Установка предварительного сброса воды УПСВ

(схема «а»): 1 – добывающая скважина; 2 – групповая замерная установка; 

3 – дозатор; 4 – трехфазный делитель; 5 – аппарат-разделитель; 

6 – влагоотделитель; 7 – накопитель нефти; 8 – нефтяной насос; 9 – сбросный резервуар; 10 – водяной насос; 11 – накопитель воды; 12 – дожимная насосная станция

       Процессу равномерного распределения реагента и его эффективной «работе» в этом случае способствует и наличие газовой фазы в потоке.

       Второй поток формируется из продукции скважин, который находится на значительном удалении от УПСВ. В этом случае на УПСВ подается двухфазный (нефть-вода) поток через дожимную насосную станцию (ДНС) . оба потока смешиваются перед подачей в аппарат-разделитель, который является вторым основным элементом УПСВ. 

       Попутный газ, отделенный в трубном делителе фаз направляется во влагоотделитель и далее в газовый коллектор к потребителю. Нефть с остаточным содержанием воды до 10% из аппарата-разделителя поступает в емкость-накопитель, а затем нефтяным насосом откачивается на установку подготовки нефти.  

       Отделенная (сброшенная) в трубном делителе фаз и аппарате-отстойнике вода поступает в буферную емкость, из которой водяным насосом откачивается на дожимную насосную станцию системы ППД. К этому же потоку воды при необходимости присоединяется подошвенная вода из нефтяной ёмкости –накопителя. 

       Для нережимных и аварийных ситуаций в состав УПСВ включается дополнительный резервуар для воды и нефти вместимостью 1000 – 2000 м3 .

Схема «а» реализована на Собачинском месторождении, где объект обслуживания УПСВ состоит из двух взаимоудаленных площадей. Данная технология эффективна  на месторождениях-объектах воздействия газовых методов повышения нефтеотдачи, когда в продукции добывающих   скважин содержится большое количество газа. Это подтвердилось на Радаевском месторождении. 

       По схеме «б» (см. рис.21 ) продукция скважина на УПСВ сепарируется в два этапа: вначале отделяется газ, затем сбрасывается вода. Такая упрощенная схема может быть эффективной в случаях компактного расположения всех добывающих скважин. В частности УПСВ по схеме «б» используется на Южно-Ромашкинской площади Ромашкинского месторождения.
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            Рис. 21 Установка предварительного сброса воды – схема «б»

          (обозначения см. рис. 20)

       Схема «в» (см. рис.22 ) реализована на Кандызской площади, объединяющей добывающие скважины с суммарной производительностью по жидкости до 1000 м3 /сут.
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Рис. 22  Установка предварительного сброса воды – схема «в»

(обозначения см. рис. 20)

Здесь помимо аппарата-разделителя в состав УПСВ в качестве основного элемента входит также резервуар отстойник 13, объемом 400 м3, в котором осуществляется улавливание нефти. Отстоявшаяся вода закачивается непосредственно в нагнетательные скважины 15 погружным насосом, установленным в специальной скважине-шахте 14. 

Рассмотренные технологии помимо указанных объектов находят применение в различных регионах. 

Получили развитие и некоторые другие схемы предварительного сброса сточной пластовой воды. На рис. 23 и 24 приведены схемы, внедряемые на промыслах  объединений Башнефть и Татнефть. 
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Рис. 23 Совмещенная технологическая схема сепарации и предварительного сброса воды

1-узел распределения; 2-успокоительный коллектор; 3-узел предварительного распределения; 4-газоводоотделитель; 5-газовый сепаратор; 6-отстойник воды; 7-буферная емкость для нефти; 8-ДНС; 9-11 – узлы замеров газа; нефти и воды соответственно; 12-насосная станция для воды; 13-блок нагрева; 14-буферная емкость для воды; 15-дренажная емкость; 16-блок для реагента;  н-нефть; в – вода; г – газ: д – дренаж; т – теплоноситель; у – уравнительная линия газа; РУ – регулятор межфазного уровня

11.6.Очистка  сточных пластовых вод на установках подготовки нефти

Большинство современных  систем очистки сточных пластовых вод (СПВ), которые функционально и территориально совмещаются с установкой подготовки промысловой продукции, можно классифицировать следующим образом: 

Схема 1. Подготовка СПВ на основе использования вертикальных стальных резервуаров-отстойников (РВО).

Схема 2. Подготовка СПВ отстаиванием в РВО и фильтрованием в напорных фильтрах.

Схема 3. Подготовка СПВ в напорных отстойниках (НО).

Схема 4. Подготовка СПВ отстаиванием в НО и фильтрованием в напорных фильтрах.

Схема 5. Открытая очистка СПВ.

Схема 6. Подготовка СПВ отстаиванием в нефтеловушках и прудах с последующим напорным фильтрованием.

       Кроме указанных технологий очистки СПВ, на установках подготовки нефти, воды и газа применяются различные специальные технологии, среди которых необходимо выделить две: 

      Технология 1, предназначенная для подготовки смешанных пластовых вод, поступающих из различных продуктивных горизонтов, например девонского и угленосного:

      Технология 2 , предназначенная для подготовки и очистки промысловой продукции с высоким содержанием механических примесей и высокоплотных компонентов типа сульфида железа.

      Необходимость использования специальных технологий и схем очистки СПВ возрастает в связи с возвратом к отбору пластовой продукции из верхних горизонтов. Строительство параллельных установок для подготовки продукции двух и более горизонтов на одной площади, как правило, неэффективно. Совмещенные технологии используются на месторождениях Волго – Уральского региона. 
       При проектировании и эксплуатации систем очистки СПВ, входящих в состав УПН, необходимо учитывать влияние смежных объектов: технологических (нефтяных) резервуаров, средств утилизации, в том числе коммерческой, углеводородных и иных примесей.

11.7.Очистка сточных пластовых вод на нагнетательных скважинах

       Очистка СПВ непосредственно на нагнетательных скважинах осуществляется чаще всего с целью восстановления их приемистости. На режиме самоизлива из полости нагнетательной скважины и из загрязненной призабойной зоны пласта выносятся СПВ. Механические примеси и углеводородные компоненты отделяются обычно с использованием трех схем.

        По первой схеме загрязненная вода отбирается непосредственно из нагнетательной скважины, очищается на передвижной установке и снова закачивается в пласт. Состав передвижной водоочистной установки входят буферная емкость, фильтры и высоконапорный насос с дизельным приводом. Производительность установки - 30 – 40 м3/ч

         По второй схеме у каждой нагнетательной скважины сооружаются резервуары-накопители или накопители СПВ суммарным объемом около 250 м3 с водонепроницаемыми днищем и стенками. Промывная вода из накопителей вывозится автоцистернами на базовые установки подготовки СПВ и УПНиВ.

         По третье схеме загрязненные СПВ по давлением самоизлива подаются на очистные сооружения на УПНиВ. При этом на учасках от водораспределительного пункта (ВРП) до КНС и от КНС до УПНиВ сооружаются специальные водоводы либо используются вторые нитки рабочих водоводов. На КНС и ВРП 

устанавливаются переключающие устройства. Исследования ТатНИПИнефти и Гипровостокнефти показали, что в первые 20 – 50 мин. Самоизлива, т.е. в период опорожнения полости скважины, в СПВ содержится фоновое количество примесей. Далее степень загрязнения резко возрастает до 10 г/л, а затем постепенно снижается.      Продолжительность отбора загрязненных СПВ лимитируется дебитом самоизлива, от которого зависит скорость выноса механических примесей. 

12. ОБОРУДОВАНИЕ  ДЛЯ  ЗАКАЧКИ  ВОДЫ

       Различные технологические жидкости нагнетаются в пласт посредством одинакового оборудования.

       Основными элементами оборудования для закачки воды служат насосные станции, водораспределительные системы, водораспределительные пункты, во-доводы, нагнетательные скважины. 

Водоочистная станция  ( water treatment station )

        Это комплекс оборудования по очистке сточных  и поверхностных вод, пред-назначенных для  искусственного заводнения нефтяных пластов. Входит в промысловую водораспределительную систему. Она включает : насосные станции, дозатор, смеситель, осветлитель ( отстойник),  резервуар  чистой воды, водоводы и др. оборудование. 

  Вода ( речная, озерная) нагнетается насосами станции первого подъема  в смеситель, в который из дозатора подается необходимое количество  коагулянта, 

способствующего осаждению взвешенных в воде  частиц. Обработанная коагулянтом вода  самотеком поступает  в осветлители, а затем  на песчаные фильтры, где окончательно очищается  от примесей. Для удаления из фильтра осевших частиц  его промывают чистой водой, подаваемой снизу вверх. При наличии в водах  соединений железа, водонерастворимых солей и нефти в водоочистную станцию  вводят различное оборудование  и подвергают воду дополнительной обработке химическими реагентами и другими средствами (ингибиторы коррозии вводят  в воду на кустовых  насосных станциях). 

       Очищенная вода скапливается в подземных  резервуарах , откуда насосами станции второго подъема перекачивается  по магистральному водоводу на кустовые насосные станции водораспределительной системы месторождения. 

Недостатком такой водоочистной станции является контакт поверхностной воды с кислородом воздуха, усиливающего коррозионное разрушение труб и оборудования  при закачке воды  в нефтяные горизонты.

С начала  70–х  годов была внедрена более эффективная схема водоочистной станции, обеспечивающая изоляцию вод  от воздействия внешней воздушной среды. 

На станции этого типа, вода содержащая механические примеси и капельки нефти подается в специальный резервуар, откуда  в виде капель попадает в слой нефти. В последнем  задерживаются частицы нефти, а капли воды с механическими примесями за счет разности плотностей осаждаются в дренаж. Уровни воды и нефти в резервуаре постоянно регулируются. Очищенная вода самотеком перетекает в резервуар-флотатор, в который подается сжатый газ. Во флотационной камере пузырьки газа, захватывая механические примеси, поднимаются в верхнюю часть резервуара, откуда последние удаляются в виде пены. Очищенная вода подается на КНС.            

Водораспределительная  система ( water  distribution system )

     Различные технологические жидкости нагнетаются в пласт посредством одинакового оборудования.

       Основными элементами оборудования для закачки воды служат насосные станции, водораспределительные системы, водораспределительные пункты, водоводы, нагнетательные скважины. 

       Основными элементами оборудования для закачки воды служат насосные станции, водораспределительные системы, водораспределительные пункты, водоводы, нагнетательные скважины.  

Водораспределительная  система ( water  distribution system )

В состав водораспределительной системы входит комплекс трубопроводов, насосного и др.  специального оборудования нефтяных промыслов для подачи воды к нагнетательным скважинам. Водораспределительные системы бывают нескольких типов.

Кольцевые водораспределительные системы  строят на значительных по площади месторождениях (круглой или овальной формы). Они отличаются наиболее высокой надежностью ввиду наличия специальных перемычек, позволяющих оперативно исключать из схемы аварийные участки.

В комплекс сооружений водораспределительной системы входят : 

водоочистная станция;

магистральные и подводящие водоводы;

подземные резервуары чистой воды;

кустовые насосные станции;

железобетонные распределительные колодцы;

водоводы высокого давления;

нагнетательные линии и скважины.

Магистральные водоводы  обычно диаметром 800 – 1200 мм рассчитываются на давление 3 МПа. Диаметр водоводов высокого давления 100-150 мм, максимальное рабочее давление - до 25 МПа, пропускная способность до 2000 м3/сут. К трубопроводам такого типа подключают одну ( при диаметре = 100 мм) или две ( по 150 мм ) нагнетательные скважины. Все водоводы  системы заводнения выполняются из цельнонатянутых  бесшовных стальных труб. 

Одна кустовая насосная станция обеспечивает водой до 10 нагнетательных скважин, работает на полном автоматическом режиме. Для предотвращения коррозионного оборудования, особенно при закачке сточных вод, на кустовых насосных станциях устанавливают дозировочные насосы подачи ингибиторов коррозии  в  водоводы  высокого давления.  

Насосные станции и установки для закачки воды

        Для закачки воды используются насосные станции и установки, базирующиеся в основном на центробежных поршневых насосных агрегатов. 

        К насосным станциям, называемым кустовыми насосными станциями (КНС), подключается до нескольких десятков нагнетательных скважин. 

Наибольшее развитие получили кустовые насосные станции блочного исполнения. Выделяются блочные кустовые насосные станции(БКНС) на базе центробежных насосов ЦНС-180 и ЦНС-500. Состав БКНС в зависимости от типа приведён в табл. 2.0, от числа насосов –в табл.2.1

        К насосным станциям, называемым кустовыми насосными станциями (КНС), подключается до нескольких десятков нагнетательных скважин. 

       Наибольшее развитие получили кустовые насосные станции блочного исполнения. Выделяются блочные кустовые насосные станции(БКНС) на базе центробежных насосов ЦНС-180 и ЦНС-500. Состав БКНС в зависимости от типа приведён в табл. 2.0, от числа насосов –в табл.2.1

       Состав блоков БКНС

Таблица 2.0

	Тип БКНС
	Наименование и шифр блоков



	
	Насосный (НБ)
	Низко-вольтн-ой аппаратуры (БА)
	Напор-ной гребён-ки (БГ)
	Дренажных насо-сов (БД)
	Обслу-

жива-

ния

(БО)
	Распре

делительного

устройства

(РУ**)
	Резер-вуар**

Сточ-ных вод

	БКНС 1 X100
	1
	1
	1
	-
	-
	1
	1

	БКНС 1 X150
	1
	1
	1
	-
	-
	1
	1

	БКНС 1 X200
	1
	1
	1
	-
	-
	1
	1

	БКНС 2 X100
	2
	1
	1
	-
	-
	1
	1

	БКНС 2 X100*
	2
	1
	1
	1
	-
	1
	1

	БКНС 2X 150
	2
	1
	1
	-
	-
	1
	1

	БКНС 2 X150*
	2
	1
	1
	1
	-
	1
	1

	БКНС 2X 200
	2
	1
	1
	-
	-
	1
	1

	БКНС 2 X200*
	2
	1
	1
	1
	-
	1
	1

	БКНС 3X100
	3
	1
	2
	-
	-
	1
	1

	БКНС 3X100*
	3
	1
	2
	1
	-
	1
	1

	БКНС 3X150
	3
	1
	2
	-
	-
	1
	1

	БКНС 3X150*
	3
	1
	2
	1
	-
	1
	1

	БКНС 3X200
	3
	1
	2
	-
	-
	1
	1

	БКНС 3X200*
	3
	1
	2
	1
	-
	1
	1

	БКНС 4X100
	4
	1
	2
	-
	-
	1
	1

	БКНС 4X100*
	4
	1
	2
	1
	-
	1
	1

	БКНС 4X150
	4
	1
	2
	-
	-
	1
	1

	БКНС 4X150*
	4
	1
	2
	1
	-
	1
	1

	БКНС 4X200
	4
	1
	2
	-
	-
	1
	1

	БКНС 4X200*
	4
	1
	2
	1
	-
	1
	1

	БКНС 2X500
	2
	1
	1**
	-
	1
	1
	-

	БКНС 3X500
	3
	1
	1**
	-
	1
	1
	-

	БКНС 4X500
	4
	1
	1**
	-
	1
	1
	-


* С замкнутым циклом вентиляции.

         ** В комплект заводской поставки не входят.

Зависимость числа блоков от числа насосов

Таблица 2.1

	Наименование блока в составе БКНС
	Шифр блока
	Число блоков при числе насосов в составе 

БКНС

	
	
	1
	2
	3
	4

	Насосный крайний
	НБ-1
	1
	1
	1
	1

	Насосный средний
	НБ-2
	-
	1
	2
	3

	Низковольтной аппаратуры
	А-1

А-2
	1

1
	1

1
	1

1
	1

1

	Напорной гребёнки
	БГ-1
	1
	1
	2
	2

	Распределитель-ный
	РУ-6КВ
	1
	1
	1
	1

	Возбудителей
	БВ-1
	-
	1
	1
	1


        В таблице 2.2 приведена техническая характеристика четырех основных групп блочных кустовых насосных станций: БКНС х  100; БКНС х 150, БКНС х 200; БКНС х 500.

          Насосный блок включает в себя в качестве основных элементов центробежные многоступенчатые секционные насосы типа ЦНС-180 или ЦНС-500, основные показатели которых в зависимости от числа ступеней приведены в табл. 2.3  насосный блок включает также электропривод насоса (синхронного типа серии СТД со статическим возбуждением или асинхронного типа серии АРМ), маслоустановку для насосного агрегата, осевой вентилятор с электроприводом, пост местного управления с кнопкой аварийного останова, стенд приборов, запорно-регулирующую арматуру насосного агрегата, технологические трубопроводы.

        В состав БКНС входят насосные блоки двух видов: НБ-1 (крайний насосный блок) и НБ-2 -средний). Блок НБ-1 обязателен независимо от числа насосных агрегатов в составе БКНС. Различие этих блоков - в исполнении их укрытия.

      Приемная линия насосного агрегата оборудуется сетчатым фильтром и ручной задвижкой типа ЗКЛ2, нагнетательная линия – обратным клапаном и электроприводной задвижкой типа В-403 .

      Блок напорной гребенки (БГ), предназначенный для учета и распределения поступающей  от насоса ТЖ по напорным трубопроводам, размещают в отдельном цельнометаллическом боксе на расстоянии не менее чем 10 м от остальных блоков.      

      Включает в себя распределительный коллектор, коллектор обратной промывки, пункт управления, расходомер с сужающим устройством, запорный вентиль, вентилятор, площадку для обслуживания, электропечь.

      Помимо блочных кустовых насосных станций в системах ППД нефтегазодобывающих управлений находят определенное применение кустовые насосные станции на базе насосов других типов, краткая характеристика которых приведена в табл. 2.4.

Перспективным направлением является применение гидропроводных модульных насосов с «абсолютной» регулируемостью  подачи.

Техническая характеристика БКНС

Таблица 2.2

	Параметры
	Группа БКНС

	
	БКНС х 100
	БКНС х 150
	БКНС х 200
	БКНС х 500

	Тип базового насоса
	ЦНС-

180-1050
	ЦНС-

180-1422
	ЦНС-

180-1900
	ЦНС-

500-1900

	Номинальная подача насоса, м3/ч
	
	180
	
	

	Давление нагнетания, МПа
	10
	14
	18,6
	18,6

	Допустимое давление на всасывающей линии, МПа
	
	2,7
	2,7
	

	Давление  в системе охлаждения, Мпа
	
	0,2
	0,2
	

	Давление в системе отвода воды из сальников и подпятника, МПа
	
	0,4
	0,4
	

	Максимальный расход воды на охлаждение и подпор сальников, м3/ч
	25
	30
	30
	

	Температура закачиваемой воды, 0С
	
	8 - 40
	8 - 40
	

	Номинальная расходуемая мощность насоса, кВт
	675
	970
	1150
	3340

	Мощность электропривода, кВт
	800
	1250
	1600
	4000

	Частота вращения, 1/мин
	
	3000
	3000
	

	Напряжение питания электропривода,  кВ
	
	6  (10)
	6 (10)
	

	Напряжение в сети вспомогательных устройств, В
	
	380

220
	380

220
	

	Ток электродвигателя
	Трехфазный, переменный, 50 Гц

	Давление в маслосистеме, МПа
	
	0,3
	0,3
	

	Расход масла на один агрегат, л/ч
	
	2,1
	2,1
	

	Условный размер труб, мм:
	
	
	
	

	Приемных
	
	150
	150
	-

	Нагнетательных
	
	125
	125
	-

	Приемных блока гребенки
	
	200
	200
	-

	Выходных блока гребенки
	
	100
	100
	-

	Условный размер труб подвода и отвода охлаждающей воды, мм:
	
	
	
	

	При разомкнутом цикле вентиляции (РЦВ)
	50
	100
	100
	-

	При замкнутом цикле вентиляции (ЗЦВ)
	
	100
	100
	

	Габариты насосных блоков, мм:
	
	
	
	

	Длина
	
	9804
	9804
	12000

	Ширина
	
	3102
	3102 
	5000

	Высота
	
	2992
	2992
	5100

	Наибольшая масса насосного блока, кг:
	
	
	
	

	При РЦВ
	18000
	21900
	23000
	404000

	При ЗЦВ
	19800
	22600
	24400
	

	Масса блока гребенки, кг
	
	13470
	13470
	-

	Источник отопления:
	
	
	
	

	Штатный
	Вторичное тепло оборудования
	Электри-ческий

	Дежурный
	электрический
	»

	Вентиляция
	Приточно-вытяжная с механическим инициированием
	-

	Автоматизация
	комплексная
	-


Основные показатели насосов типа ЦНС

Таблица 2.3

	Марка насоса
	Подача,

М3/ч
	Набор,

м
	Число ступе-ней
	Потреб-ляемая мощ-ность, кВт
	КПД,

%
	Масса, 

Кг

	ЦНС  180 – 950
	180
	950
	8
	710
	70
	4080

	ЦНС  180 – 1185
	180
	1185
	10
	880
	70
	4450

	ЦНС  180 – 1422
	180
	1422
	12
	1060
	70
	4810

	ЦНС  180 – 1660
	180
	1660
	14
	1230
	70
	5210

	ЦНС  180 – 1900
	180
	1900
	16
	1420
	70
	5570

	ЦНС  500 – 1400
	500
	1400
	6
	2460
	80
	5700

	ЦНС  500 – 1650
	500
	1650
	7
	2900
	80
	6000

	
	500
	1900
	8
	3340
	80
	6300


Подача и давление нагнетания насосов

Таблица 2.4

	Марка насоса на КНС
	Давление нагнетания, Мпа
	Подача, м3/ч

	8НД – 10х5
	4 – 6
	150 – 300

	АЯП – 3 – 150х600
	4 – 6
	150 – 300

	5МС – 7х10
	10 – 12
	150

	9Ц – 12
	15
	160

	ЦН – 150х150
	15
	150

	ЦН – 150х200
	20
	150


Водораспределительные пункты

       Водораспределительные пункты (ВПР) по своему техническому оснащению идентичны блоку напорной гребёнки; к дополнительным элементам относятся оборудование для отопления ВРП, приборы КИПиА. В отличие от блока напорной гребёнки ВРП размещается на значительном удалении от БКНС, как бы приближается к зоне концентрированного расположения группы нагнетательных скважин. В этом случае достигается наибольшая экономия протяжённости высоконапорных трубопроводов. Но и при обычном расположении нагнетательных скважин строительство ВРП обеспечивает снижение металлоёмкости, особенно при большом числе скважин, подключенных к одной КНС. Другими словами, ВРП целесообразно сооружать в условиях относительно не высокой приёмистости отдельных нагнетательных скважин.

      Обычно к ВРП подключаются четыре-шесть нагнетательных скважин. В помещении ВРП (6х6 м; или 6х9 м) размещаются отключающие задвижки и диафрагмы с дифманометрами для замера расхода технологической жидкости, закачиваемой в каждую нагнетательную скважину. 

      Помещение ВРП которое относится к классу взрывоопасности В-16, оборудуется вытяжной вентиляцией для проветривания помещения перед входом обслуживающего персонала. Электрические печи обеспечивают в зимнее время температуру воздуха внутри помещения не ниже 50 С.

Нагнетательные трубопроводы
     Трубопроводы, соединяющие кустовые насосные станции с водораспределительными пунктами и нагнетательными скважинами, обычно сооружают из бесшовных стальных труб:

· горячекатаных по ГОСТ 8731-87 и ГОСТ 8732-78;

· холоднотянутых по ГОСТ 8733-87 и ГОСТ 8734-75.

     Применяются также бесшовные стальные трубы с различными защитными   покрытиями внутренней поверхности.

Оборудование нагнетательных скважин

       Устье нагнетательной скважины оборудуется стандартной арматурой, рассчитанной на максимальное ожидаемое при закачке технологических жидкостей давление (рис.33). Арматура должна обеспечивать герметичность скважины, подвеску насосно-компрессорных труб, процессы восстановления приемистости, измерение давления и приемистости скважины. Наиболее часто используют арматуру типа 1АНЛ-60-200 или АН1-65-210 с проходным сечением фонтанной ёлки 60-65 мм на рабочем давление до 20 МПа.

       Вода от кустовой насосной станции подаётся через тройник устьевой  арматуры в НКТ, нейтральная (буферная) жидкость через отросток крестовика в затрубное пространство.

       Выбор параметров НКТ нагнетательных скважин осуществляют исходя из условий механической прочности и допустимых потерь напора при закачке ТЖ.

Расход закачиваемой в нагнетательную скважину технологической жидкости регулируется задвижкой или регулятором расхода, например типа 1УР-50 с условным диаметром 50 мм, рассчитанным на автоматическое регулирование расхода в пределах от 50 до 1600 м3/сут при рабочем давлении до 21 МПа.

       Расход измеряют расходомерами различных типов. Например, расходомер конструкции института Гипротюменнефтегаз включает в себя датчик шарикового типа марки РШ-4 и интегратор расхода ИРЖ-1 или ИРЖ-2. 

Техническая характеристика датчика расхода РШ-4, устанавливаемого на устье скважины, следующая:

	Рабочее давление, Мпа
	16

	Пределы измерения расхода, м3/сут
	240-12000

	Условный диаметр, мм
	100

	Температура, 0 С
	

	     Измеряемого потока воды
	5-40

	     Воздуха
	-50-+50

	Габаритные размеры, мм
	340х345х265

	Масса, кг
	47

	Допустимое содержание МП ,г/л
	40

	Допустимый размер частиц МП, мм
	8


13.МЕТОДЫ  КОНТРОЛЯ  ЗА  ППД

      Широко внедренные методы заводнения при эксплуатации нефтяных месторождений вызвали необходимость непрерывного контроля режима разработки залежи. В практике нефтепромысловых работ многочисленные задачи решаются, в основном, геофизическими методами. Основные задачи данной проблемы можно сгруппировать в следующие группы:  

· контроль за продвижением контура нефтегазоносности и перемещением ВНК и ГВК;

· выявление обводненных слоев и прослоев;

· определение характера жидкости, притекающей к забою;

· оценка приемистости пластов и интенсивности притока жидкости из различных  их частей;

· контроль технического состояния эксплуатационных  и нагнетательных скважин и ряд других задач, возникающих в процессе разработки.

Геофизические исследования  для контроля за разработкой залежи проводятся в скважинах эксплуатационного фонда: фонтанирующих, оборудованных глубинными насосами, нагнетательных, контрольных, пьезометрических  и остановленных на ремонт. Современные приборы ( диаметром 25 – 50 мм ) дают возможность проводить измерения через колонну насосно-компрессорных труб в процессе фонтанирования или через серповидный зазор между штангами глубинного насоса и обсадной колонной.

13.1.Использование данных термометрии

По данным термометрии в неперфорированных пластах прослеживают местоположение закачиваемых вод по площади и возможный их переток в затрубном пространстве. В связи с различием температур нагнетаемых и 

пластовых вод процесс вытеснения нефти водой сопровождается изменением температуры пласта. В перфорированных пластах  термометрия применяется для выделения  интервалов обводнения ( отдающих жидкость в эксплуатационной и поглощающих – в нагнетательной скважине). Решение задачи производится путем сравнения геотермы (базисной температурной кривой, замеренной в простаивающей скважине, удаленной от мест отбора флюида и закачки, находящейся в режиме теплового равновесия с окружающими породами) с термограммами исследуемых скважин.

       Прослеживание фронта распространения по пласту закачиваемой воды производится следующим образом. Обводненный пласт, в который закачивается вода с меньшей температурой, чем температура пластовой воды, отмечается на термограмме отрицательной аномалией по сравнению с геотермой. 

Обводненный пласт определяется по положению точки М , характеризую-щейся минимальной температурой    t . Границы распространения температурного фронта нагнетаемых вод, определяются проведением вспомогательной прямой  ав .  Вспомогательная  прямая  проводится  параллельно геотерме  на расстоянии  
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 t / 2   от нее с учетом погрешности записи термограммы. Границы темпера-турного фронта соответствуют точкам пересечения  а  и  в . В наклонных скважинах геотерма, являющаяся типовой для данного района, перестраивается с учетом угла наклона скважины. 

 Общим признаком затрубной циркуляции между пластами-коллекторами является резкое понижение геотермического градиента  в интервале перетока, вплоть до нулевых значений. В зависимости от местоположения пласта-источника изменяется  расположение термограммы относительно геотермы. Термограммы могут располагаться выше, ниже и пересекать геотермы. Весьма перспективен метод высокочувствительной термометрии при выделении газоносных, нефтеносных и водоносных интервалов в эксплуатационных действующих и остановленных скважинах  с использованием дроссельного эффекта ( эффект Джоуля-Томсона). 

   Расчеты показывают, что при депрессии на пласт 2 МПа изменение температуры за счет дроссельного эффекта на контакте нефть-газ  должно составлять от 5,8   до  9,2 0  С, на разделе вода – нефть  - от 0,33 до 0,73 0  С  и на границе  вода-газ  -  от  5,47 до  8,47 0  С.

Наличие в скважине притока газа или нефти фиксируется температурной аномалией. При поступлении газа фиксируется заметным снижением температуры, при движении нефти на фоне изменения геотермического градиента за счет дроссельного эффекта возникают небольшие положительные аномалии. Измерение таких низких перепадов температур возможно термометрами с порогом  чувствительности  0,02 – 0,03 0 С. Для получения максимального температурного эффекта против нефтеносных пластов необходимо проводить исследования высокочувствительной термометрией не более чем через 2-3 суток после остановки скважины. 

 На определенной стадии разработки нефтяные пласты начинают обводняться нагнетаемыми водами. Поступление воды в скважину свидетельствует о подходе фронта закачиваемой воды либо о прорыве нагнетаемой воды. Обводнение продуктивного пласта минерализованной водой сравнительно легко установить в необсаженных скважинах с помощью метода кажущегося сопротивления ( КС )  и индукционного метода ( ИК ) по заметному снижению удельного сопротивления пласта в интервале поступления воды , а в обсаженных скважинах – по данным радиоактивных  методов – НГМ,ННМ-Т. 

В процессе выработки залежи, особенно в ее поздней стадии, при замещении нефти или газа в пласте пресной водой, различить пласты нефтегазоносные и водонасыщенные по величине электрического сопротивления практически невозможно. Наиболее уверенно в необсаженных скважинах можно выделить обводненные пресной водой пласты по данным метода потенциалов собственной поляризации ( ПС ) пород. Если пласт обводнился в кровле, то наблюдается смещение линии глин кривой        против покрывающих пород влево.   В случае обводнения подошвы пласта – линия глин кривой     против покрывающих глин смещается вправо), при обводнении пласта по всей его мощности отмечается общее уменьшение амплитуды.          

В необсаженных скважинах для выделения обводненных пластов и интервалов их обводнения пресными водами эффективны диэлектрические методы ( ДИМ  и ВДМ ). Обводненные участки пласта отмечаются более высокими  значениями  диэлектрической проницаемости, чем нефтенасыщенные. Например, диэлектрическая проницаемость   нефтенасыщенных песчаников составляет  5 – 13 ед., а песчаников обводненных пресной водой – более 15 ед. 

 Эффективны при выделении обводненных пластов и интервалов обводнения в необсаженных скважинах данные низкочастотного широкополосного аккустического  метода ( НШАМ ). Этот метод можно применять и в обсаженных скважинах,  но  при  условии  хорошего  сцепления  цемента с породой и колонной .

   Контроль обводнения пластов в процессе разработки возможен по данным радиогеохимического эффекта.  В процессе нефтяной залежи в передней части фронта вытеснения возникает  поле аномально  высоких концентраций радия и продуктов его распада – радиогеохимический эффект. Подход нагнетаемых вод с высокой концентрацией радиоактивных  элементов к нефтяным скважинам и адсорбция радиоактивных солей поверхностью цементного камня сопровождаются  аномальным повышением  естественной радиоактивности в обводненной части пласта. Для определения  обводняющихся интервалов измеряется интенсивность естественной радиоактивности до  и в процессе обводнения. Естественная радиоактивность обводненной части пласта  аномально возрастает, а гамма-активность нефтеносной его части остается неизменной.

   Радиогеохимический эффект проявляется в скважинах при вытеснении нефти водой любой минерализации. Он считается установившимся, если естественная  радиоактивность, обусловленная этим эффектом, на 10 % выше интенсивности естественного гамма – поля.  

13.2.Расходометрия скважин

Расходометрия заключается в измерении скорости перемещения жидкости в колонне скважины спускаемыми в нее на каротажном кабеле приборами, получившими название расходомеров. С их помощью решаются следующие основные задачи: в действующих скважинах выделяют интервал притока или поглощения жидкости, в оставленных выявляют наличие перетока жидкости по стволу скважины между перфорированными пластами, изучают суммарный дебит или расход жидкости отдельных пластов, разделенных неперфорированными интервалами строят профили притока или приемистости по отдельным участкам пласта или для пласта в целом.

Различают гидродинамические и термокондуктивные расходомеры,  которые по условиям измерения делятся на пакерные и беспакерные.

Измерительным элементом гидродинамического расходомера является турбинка с лопастями, расположенная в канале так, что через нее проходит поток жидкости,  заставляющий ее вращаться. При вращении турбинка приводит в действие магнитный прерыватель тока,  по показаниям которого определяют частоту ее вращения. Чем выше дебит, тем быстрее вращается турбинка и тем больше импульсов в единицу времени поступит в измерительный  канал. Частота импульсов преобразуется блоком частотомера в пропорциональную ей величину напряжения и по линии связи поступает на поверхность, где фиксируется регистрирующим прибором.

Применяют пакерные, с управляемым пакером и беспакерные приборы. Пакерный прибор РГД-5 дает возможность измерять весь приток жидкости в эксплуатационной колонне нагнетательной скважины диаметром 146-168 мм. Спуск беспакерного прибора или с управляемым пакером ДГД-8 возможен также при наличии в колонне насосно-компрессорных труб диаметром 50,8-63,5 мм. 

14.ТРЕБОВАНИЯ    К   СИСТЕМЕ  ППД

Современные нормы и требования к системам ППД сформулированы  и отражены в Правилах  разработки нефтяных и газонефтяных месторождений  и заключаются  в нижеследующем.

14.1.Требование  к системам поддержания пластового давления заводнением

1. Проектирование сооружений системы ППД должно предусматривать рациональное размещение и централизацию технологических объектов и водоводов на площади месторождения с учетом рельефа местности и климатических условий, использование новой техники и блочно-комплектных конструкций заводского изготовления, автоматизацию основных технологических процессов, максимальное сокращение  капитальных и эксплуатационных затрат, надежный учет закачиваемой в продуктивные пласты воды по каждой скважине, обеспечение  необходимых свойств воды и контроль ее качества.

2.  Система  ППД  должна обеспечивать:

· объемы закачки воды в продуктивные пласты и давления ее нагнетания по скважинам участка, объектам разработки и месторождения в целом в соответствии с технологическими схемами и проектами разработки;

· подготовку закачиваемой воды до кондиций ( по составу, физико-хими-ческим свойствам, содержанию мехпримесей, кислорода, микроорганиз-

мов), удовлетворяющих требованиям технологических схем и проектов разработки;

· возможность систематических замеров приемистости скважин, учета за-качки воды как по каждой скважине, их группам, по пластам и объектам разработки, так и по месторождению в целом, контроль ее качества;

· герметичность и надежность эксплуатации, применение замкнутого цикла водоподготовки и заводнения с использованием сточных вод;

· возможность изменения режимов закачки воды в скважины, проведения ГРП и ОПЗ с целью повышения приемистости пластов, охвата их заводнением, регулирования процесса вытеснения нефти к забоям эксплуатационных скважин.

 3.   Мощности  сооружений   систем   заводнения должны обеспечить осущес-

      твление   максимальной  закачки  по   каждому  технологическому   блоку   

      (площадке ) разработки .

14.2.Требования к нагнетательной скважине и закачиваемой воде

1. Параметры бурового раствора при вскрытии продуктивных пластов в нагнетательных скважинах должны соответствовать требованиям, предусмотренным в проектах на строительство данной категории скважин.

2. Конструкции нагнетательных скважин (диаметры их обсадных колонн, высота подъема  цемента и др.) обосновываются в технологических проектных документах на разработку месторождений. Они должны обеспечивать: 

· возможность закачки предусмотренных в проектах объемов воды и проведение геолого-технических мероприятий при заданных рабочих давлениях;

· производство всех видов ремонта и исследований с использованием  соответствующего оборудования, аппаратуры, приборов и инструмента;

· надежное разобщение  пластов и объектов разработки.

          3. Для обеспечения запроектированных показателей приемистости  и охвата закачкой всего вскрытого продуктивного разреза конструкция забоя нагнетательной скважины должна быть такой, чтобы фильтрующая поверхность пласта была максимально открытой.

          4. Физико-химические свойства воды, закачиваемой в пласт должны обеспечивать  продолжительную     устойчивую  приемистость  пласта  и  высокую нефтеотмывающую  способность,  не   ухудшая  свойств  нефти, газа   и  пласта. 

     5.  Используемая для заводнения пласта вода по своим свойствам должна быть совместима с пластовой водой, породой коллектора и вытесняемой нефтью ( не вызывать образование осадка в пласте и эксплуатационном оборудовании ).  Требования   к   качеству  закачиваемой  воды  определяются  проектными  технологическими  документами   на  разработку,  в которых   допустимое  содержание  в  воде  механических  и  химических примесей, железа в окисной форме, нефтепродуктов, кислорода,               водорослей и микроорганизмов устанавливается  в зависимости от коллекторских   свойств  и  литологической  характеристики  продуктивных пластов, разбухаемости глинистых частиц, конкретные способы, технология очистки и подготовки воды обосновываются в проектах обустройства месторождения, подлежат  строгому  соблюдению  при осуществлении процесса заводнения.

            6. При закачке в пласты сточных или других коррозионно-агрессивных вод  для защиты водоемов,    обсадных колонн скважин и  другого  эксплуатционного оборудования от  коррозии применяются  защитные  покрытия, ингибиторы коррозии, герметизация затрубного пространства и т.д. Защита от коррозии должна быть определена в проекте обустройства.

            7.  Нестабильные воды, склонные к выделению и отложению солей в сооружениях системы ППД , в пласте и оборудовании добывающих скважин перед закачкой в пласты  должны обрабатываться ингибиторами солеотложения.

             8.  Для приготовления закачиваемых в пласт водных растворов ПАВ, кислот, щелочей и полимеров следует использовать воду, исключающую деструкцию реагентов и не образующую с ними соединений, способных выделяться в осадок после контакта  с пластовой водой, породой коллектора и вытесняемой нефтью. 

14.3.Освоение, эксплуатация и исследование нагнетательных скважин

         Освоение нагнетательных скважин под закачку воды производится по плану, составленному геолого-технической службой и утвержденному руководством НГДП.

1. Перед освоением нагнетательных скважин (расположенных внутри контура нефтеносности) под закачку, они, как правило, должны отрабатываться «на нефть» с подключением их к нефтяным коллекторам ( с целью очистки призабойной зоны ). Эти скважины осваиваются под закачку в порядке и сроках, предусмотренных в технологических схемах и проектах разработки.

2. Освоение нагнетательных скважин в зависимости от геолого-физических характеристик продуктивных пластов и других промысловых условий может проводится различными методами: свабированием с последующей закачкой воды при максимальном давлении насосов, установленных на КНС; созданием высокой депрессии на пласт (понижением уровня в стволе скважины) с последующим нагнетанием воды; аэрацией жидкости в процессе обратной промывки скважин; периодическим нагнетанием воды в пласт под высоким давлением и сбросом ее самоизливом (метод гидросвабирования); продавливанием воды в пласт при давлениях, значительно превышающих рабочее давление нагнетания; ГРП в комплексе с гидропескоструйной перфорацией; обработкой   призабойных зон кислотами, растворами ПАВ; применением тепловых методов обработки призабойной зоны (для внутриконтурных скважин).

3. По каждой нагнетательной скважине в НГДП должна вестись систематическая документация, отражающая все показатели ее эксплуатации, проведенные геолого-технические мероприятия, проверку герметичности устья и эксплуатационной колонны.

4. В процессе эксплуатации и освоения нагнетательных скважин осуществляется весь комплекс исследований с целью контроля за разработкой, установления и проверки выполнения технологического режима работы и технического состояния скважин. 

5. В процессе эксплуатации с помощью забойных и поверхностных приборов должен проводиться постоянный контроль за приемистостью нагнетательных скважин, давлением нагнетания и охватом пластов заводненим по толщине.

6. Пластовое давление, фильтрационные свойства пласта и коэффициенты приемистости скважин определяются исследованиями скважин методами восстановления или падения забойного  давления и установившихся пробных закачек в период освоения и эксплуатации скважин.

7. Взаимодействие скважин и пути перемещения по пласту перемещаемой воды изучаются по динамике изменения давления на различных участках пласта, гидропрослушиванием, геофизическими методами, добавкой в закачиваемую воду индикаторов и наблюдением за их появлением в продукции добывающих скважин.

8.  Оценка эффективности мероприятий по регулированию закачки воды по разрезу производится с помощью глубинных расходомеров, метода радиоактивных изотопов или высокочувствительных термометров. 

9. Периодичность и объем исследовательских работ в нагнетательных скважинах устанавливается объединением в соответствии с утвержденным обязательным комплексом промыслово-геофизических  и гидродинамических исследований, с учетом требований технологического проектного документа на разработку.

14.4.Нормирование объемов закачкой к учету закачиваемой воды

1. Нормы закачки воды в отдельные пласты и скважины должны в сумме составлять объем закачки по эксплуатационному объекту в целом, установленный  проектом (технологической схемой) его разработки.

2. При больших размерах площади нефтеносности и значительной зональной неоднородности пласта нормы закачки воды устанавливаются сначала для групп нагнетательных скважин, расположенных на участках, затем – для отдельных скважин. При таком методе нормирования нефтеносная площадь должна быть условно поделена на участки. Расчленение площади производится в технологических проектах  на основе детального изучения строения пластов с учетом возможного взаимодействия нагнетательных и добывающих скважин. Норма закачки воды в каждую группу нагнетательных скважин устанавливается соответственно прогнозируемому в технологическом документе на разработку суммарному отбору жидкости из добывающих скважин соответствующего участка. Сумма норм закачки в наг-нетательные скважины каждого участка должна составлять участковую норму закачки, а сумма участковых норм – норму закачки по объекту в целом. 

14.5.Нормирование объемов закачкой к учету закачиваемой воды

3. Для многопластового объекта  разработки норма  закачки  воды для объекта в целом должна быть распределена  между отдельными пластами. Норма закачки в отдельные пласты  должна обеспечить получение предусмотренных для каждого пласта объемов отбора жидкости.

При раздельной закачке воды в пласты многопластового объекта через самостоятельные системы нагнетательных скважин нормы для каждой из скважин определяются как  и при однопластовом объекте, исходя из нормы закачки в пласт, вскрытый данной системой скважин.

При совместной закачке воды в несколько пластов  норма для каждой нагнетательной скважины слагается из норм  для этой  скважины, установленных по каждому из пластов, при этом контроль за распределением закачиваемой воды по пластам производится  с помощью глубинных расходомеров.

4. При значительной локальной неоднородности пластов многопластового   

объекта с большой площадью нефтеносности необходимо осуществлять нормирование закачки по каждому из пластов в отдельности – сначала для участков с различной характеристикой, а затем для отдельных нагнетательных скважин.

5. Нормы закачки воды по скважинам и в скважинах по пластам устанавли-ваются один раз в квартал и оформляются в виде технологического режима эксплуатации нагнетательных скважин. В этом документе, помимо норм закачки, указываются давления нагнетания и необходимые мероприятия по обеспечению установленных норм. Технологический режим эксплуатации нагнетательных скважин составляется цехом поддержания пластового давления совместно с геологическими группами нефтегазодобывающих управлений и утверждается  главным инженером и главным геологом этих управлений.

6. В зависимости от принятой системы заводнения, в проектном документе  дается обоснование  величины оттока  нагнетаемой  воды за контур нефтеносности по годам освоения заводнения. Величина потерь должна систематически  уточняться промысловыми исследованиями  и отражаться в авторском надзоре     

15.ИНФРАСТРУКТУРА   (ОБУСТРОЙСТВО)   МЕСТОРОЖДЕНИЯ

       Каждое месторождение требует индивидуального подхода к разработке системы его обустройства. 

       Нефтяная и газовая промышленность является в настоящее время важнейшими составляющими частями топливно-энергетического комплекса страны. Создание основных фондов для этих отраслей промышленности – это главная задача нефтегазового строительства. Продукцией нефтегазового строительства  являются законченные и подготовленные к вводу в эксплуатацию новые или реконструированные сооружения ( трубопроводы, насосные станции, системы ППД, установки комплексной подготовки нефти и газа и др.), а также жилые и социально-культурно-бытовые здания и объекты. Все это объединяется общим понятием  инфраструктуры. 

       Инфраструктура это комплекс отраслей хозяйства ( или инженерно-технических сооружений), обслуживающих и создающих условия для размещения и деятельности промышленного и сельскохозяйственного производства ( или отдельных  их  предприятий), а также для размещения и жизни населения. Это транспорт, связь, сооружение шоссейных дорог, каналов, водохранилищ, мостов, аэропортов, складов, энергетическое хозяйство, водопроводная и водоотводная сеть, сфера обслуживания, общего и профессионального образования и науки, здравоохранения и др. Различают инфраструктуру  производственную, социальную, экологическую, информационную.    

       Производственная инфраструктура – включает в себя отрасли, не-посредственно обслуживающие материальное производство. Современные нефте-газодобывающие предприятия представляют собой сложные комплексы технологических объектов, рассредоточенных на больших площадях, размеры которых достигают десятки и сотни квадратных километров. Технологические объекты – скважины, групповые измерительные и сепарационные установки, сборные пункты, установки комплексной подготовки нефти и газа, резервуарные парки – связаны между собой через продуктивный пласт и поток продукции, циркулирующий по технологическим коммуникациям.  

      Социальная инфраструктура – это отрасли опосредовано связанные с процессом 

производства (жилые дома, сеть учреждений культуры, просвещения, медицинского обслуживания, предприятия торговли и общественного питания и т. д. В последние время в понятие «инфраструктура»  иногда включают ( под названием супра- или метаинфраструктура / экологическая инфраструктура/ ) природные ресурсы и условия жизни общества. 

      Экологическая инфраструктура – комплекс сооружений, предприятий, учреждений, сети и технологические системы, обеспечивающие условия сохранения среды жизни  человека ( среды окружающей человека ). Она включает в себя элементы традиционных производственной и социальной инфраструктуры (особенно последней), сооружения, предприятия, учреждения, предупреждающие и ликвидирующие неблагоприятные явления природы и явления природы и социального дискомфорта (система мониторинга, очистные сооружения, охрана лесов, плотины, дамбы, дренаж; коммунальное хозяйство, сфера обслуживания и т.п.), а также совокупность природных  (особо) охраняемых территорий ( заповедники, заказники, национальные и природные парки, зеленые зоны, парковые и защитные леса, памятники природы и т.д. ). 

      Информационная инфраструктура – включает в себя  развитую сеть информационных  элементов.

      Инфраструктурные элементы не принимают непосредственного участия в производстве материальных благ, но им принадлежит огромная роль в обеспечении процесса производства, ибо без инфраструктурного обслуживания не может нормально функционировать и основное производство. Поэтому развитие инфраструктуры, определение правильных пропорций между основным производством и отраслями инфраструктуры имеют чрезвычайно важное значение для его планирования и организации, для рационального использования материальных, трудовых и финансовых ресурсов, размещения производительных сил, повышения эффективности всего производственного процесса.

      На экономическую эффективность процесса добычи нефти и газа наиболее ощутимое влияние оказывают масштабы запасов углеводородов и их региональная приуроченность. В зависимости от последней идет развитие инфраструктуры и добывающих мощностей. Инфраструктура определяется разными параметрами, которые условно можно подразделить на три группы: горно-геологические; экономико-географические и социально-экономические. 

15.1.Горно-геологические параметры.

    Среди горно-геологических параметров основными являются :

· геометрия месторождения ( форма, площадь и высота залежи, количество залежей и продуктивных пластов, глубина залегания); 

· свойства коллекторов ( емкостные – пористость, нефтенасыщенность; фильтрационные – проницаемость; литологические – гранулометрический состав, удельная поверхность, карбонатность; физические – механические и т.д. );

· физико-химические свойства флюидов;

· энергетическая характеристика месторождения;

· величина и плотность запасов нефти.

15.2.Экономико-географические параметры.

     Под экономико-географическими параметрами понимают территориальное 

расположение месторождения, характеризующееся удаленностью площади месторождения от экономически развитых районов; климатом, рельефом местности, характером почвы и растительности, сейсмичностью района; ресурсами местных строительных материалов, воды, электроэнергии, экономической освоенностью района.

      Экономическая освоенность – это обжитость территории в хозяйственном отношении (наличие промышленных предприятий, запасов других полезных ископаемых, продуктов питания и т.д.), плотность населения, наличие трудовых ресурсов (свободной рабочей силы), транспортных магистралей, систем энергоснабжения.

        Предпочтение отдают месторождениям в освоенных промышленных районах. Поскольку нефтяная промышленность – очень капиталоемкая отрасль, то такие  месторождения могут быть освоены при меньших капиталовложениях без переселения и бытоустройства больших контингентов людей.

        Важную роль в организации и выборе технологии добычи играет рельеф местности, сейсмичность, заболоченность или засушливость территории, климатические условия .

 Например: средняя заболоченность в центре и на севере Западно-Сибирской нефтегазоносной  провинции   составляет  более  50  % , а  в отдельных  районах  доходит  до  70  –  80 % . 63 % Самотлорского    месторождения покрыто болотами и еще  12 % - озерами,  глубиной  до  6  м,  а  в  паводковый  период  она  затопляется. Вечная мерзлота  охватывает  около  половины  перспективных  территорий  Западной Сибири.  Территории  Средней Азии,  Кавказа, Карпат,  Крыма относятся  к сейсмически активным районам.  На территории России   имеются  все  климатические  зоны  со средними температурами  от  –50  0 С  в  январе  до  + 32 0 С  в июле.  Такие условия существенно влияют на деятельность человека, процессы добычи  и  транспорта  нефти.  Для  работы  в таких  осложненных условиях  необходимы  особая  техника,  оборудование, технические средства  по комплексной автоматизации нефтяных промыслов.     

15.3.Социально-экономические параметры.

       Эти параметры связаны с социальным и экономическим развитием общества. Они включают в себя: 

· товарные качества нефти, газа и других попутных компонентов;

· народнохозяйственное и оборонное значение месторождения;

· социально-историческую характеристику периода разработки – обеспеченность запасами нефти на данной территории и в целом по стране;

· научно-технический прогресс в развитии технологии и техники добычи нефти, ее переработки и использования;

· политику государства по развитию нефтедобывающей отрасли.

15.4.Информационная инфраструктура

       На современном этапе в управлении производством исключительно большую роль играет информация. В сущности весь процесс управления можно рассматривать, как процесс преобразования информации. Постоянный рост масштабов и усложнение структуры нефтедобывающего комплекса вызывают непрерывно увеличивающийся информационный производственно-технический поток, возрастающий, как правило, пропорционально квадрату увеличения объема  производства. Для эффективного управления требуется не только оперативный сбор, гибкость и достоверность информации, но и не менее оперативная ее переработка. Традиционные способы обработки документов вручную  или с использованием малопроизводительных  технических средств уже невозможны. Поэтому возникла острая необходимость в создании новейших информационных технологий, предлагающих развитые решения на основе архитектуры клиент-серверов. 

15.5.Проектирование  обустройства месторождений

       Для целей проектирования объектов обустройства нефтегазовых месторож-дений в настоящий момент используют несколько разных технологий. Одной из наиболее приемлемых  является  технология САДди. 

      Модель обустройства нефтяного (нефтегазового) месторождения должна включать в себя информацию по генеральному плану, внешним инженерным сетям и дорогам, архитектурно-строительному, технологическому  разделам,  должна полностью соответствовать стандартам и нормам, действующим на сегодняшний 

день в нефтегазовой отрасли. Основой создания комплекта документации по всем основным разделам проекта обустройства месторождения является технологическая часть. Она включает в себя принципиальные технологические схемы подсистем для сбора, подготовки и транспорта нефти, газа и воды, а также размещение другого специфического нефтепромыслового оборудования. 

       При разработке генеральных планов обустройства нефтегазового месторождения проектировщикам необходимо учитывать следующие факторы:

· геолого-физические условия месторождения;

· принятый метод заводнения нефтеносных пластов;

· вариант кустования скважин;

· схемы зонирования объектов нефтедобычи,  инженерного обеспечения и размещения зданий и сооружений на промплощадках (принятые с учетом направления господствующих ветров, рельефа местности с соблюдением всех санитарно-защитных и противопожарных норм) и т. д.

      Проектирование и строительство любого  нефтепромыслового объекта вы-полняется на основе привязки к конкретному рельефу местности. Поэтому  генеральный план обустройства месторождения является определяющим при утверждении всей проектной документации.  

  В настоящее время, при проведении инженерно-геодезических изысканий используются различные технологии получения пространственной информации. Результатом  обработки последней являются чертежи топографической основы и трехмерные цифровые модели рельефа. Эти модели призваны формировать на основе автоматических расчетов требуемый план организации земляных работ ( выбор и заложение оптимальных трасс прокладки трубопроводов, расчет баланса земляных  масс и т. д.).

    На полученных планах и профилях проектируют основу будущих инженерных коммуникаций нефте- и газопроводов, систем  утилизации попутного нефтяного газа, систем питьевого и технического водоснабжения, отопления, энергосбережения  и т.д. Полученная модель позволяет разработать чертежи инженерных коммуникаций. После чего, все спроектированные объекты совмещают на единой основе, оценивают их взаимное расположение, исправляют недочеты и ошибки. Так формируется сводный план инженерных сетей.

    Затем проектируется архитектурно-строительный раздел, включающий в себя следующие этапы:

· проектирование зданий;

· экспликацию и расчет площадей помещений;

· расчеты конструкций на статические и динамические воздействия;

· проектирование и раскладку арматурных сеток и стержней в железобетонных конструкциях;

· проектирование фундаментов и при необходимости свайных полей;

· проектирование фундаментов под крупногабаритное технологическое оборудование;

· проектирование инженерных сетей зданий, включая все коммуникации;

· проектирование металлоконструкций.

       Все этапы выполняются в трехмерном исполнении, что позволяет быстро и эффективно создать необходимые чертежи и планы. При этом компьютерное моделирование позволяет учесть точные значения всех длин и площадей и перейти от трехмерной модели обратно к плану и наоборот для контроля размещения инженерного оборудования  « в объеме».

      Системы отопления, водоснабжения и канализации  и выбор их оборудования производится из специализированных баз данных  также в трехмерном изображении. Это позволяет автоматически получать чертежи, необходимые для последующего их монтажа.

       Далее аналогичным образом проектируются системы вентиляции и кондиционирования воздуха, электроснабжения и освещения зданий. На любом этапе разработки чертежей и моделей возможна визуализация полученных результатов «в объеме»  для контроля возможных коллизий.

        Выполнение технологического раздела проекта обустройства нефтяного (нефтегазового) месторождения начинается с разработки принципиальных технологических схем комплексов по сбору,  подготовке и транспорту нефти, газа и воды.      

       После получения в реальных размерах  объемной модели разрабатываются монтажные чертежи расположения технологического и нестандартного оборудования. 

16.ТЕХНОЛОГИЯ  И  ОРГАНИЗАЦИЯ  ОБУСТРОЙСТВА МЕСТОРОЖДЕНИЙ  ЗАПАДНОЙ  СИБИРИ

16.1.Состав  нефтегазопромысловых объектов

При установлении промышленной ценности месторождения параметры экономико-географической группы имеют большее и зачастую решающее значение. К ним относят географическое расположение месторождение: климат, рельеф местности, характер почвы, наличие заповедников, растительность, животный мир, близость расположения населенных  пунктов, сейсмичность района, ресурсы местных строительных материалов, воды, электроэнергии, экономическая освоенность района.

Состав объектов обустраиваемых месторождений зависит от природно-климатических условий расположения месторождений, уровня социально-экономической освоенности района и технико-экономических особенностей месторождений ( запасы, глубина залегания, дебит скважин, состав газа и нефти).

           К природно-климатическим факторам относят :

· грунтовые условия;

· окружающая температура;

· снеговые и ветровые нагрузки.

          Они учитываются нормами при проектировании и влияют на выбор проектных решений подземных и надземных  частей зданий и сооружений. 

          Для проектных решений сооружений, расположенных на севере ( по сравнению с аналогичными решениями в южных районах), характерно : преобладание земляных работ по вертикальной планировке площадок за счет использования привозного грунта карьеров; более широкое применение свайных фундаментов и металлических ростверков по ним; прокладка всех внутриплощадочных трубопроводов надземно на опорах и эстакадах ; более высокая степень индустриализации ( блок-боксы; блок-понтоны; супер-блоки); сокращение объемов с применением кирпича и монолитного бетона ( мокрых процессов).    

При обустройстве месторождений в южных районах  страны в больших объемах применяется открытая компоновка технологического оборудования и более легкие ограждающие конструкции. При обустройстве месторождений Средней Азии в проектных решениях учитывается уровень сейсмичности, что приводит к усложнению проектов. 

Промысловые  объекты  предназначены для добычи и подготовки газа и нефти к дальнейшему транспорту. В промысловую подготовку газа входят: очистка газа от механических примесей; осушка по воде до точки росы; извлечение конденсата и его первичная переработка; очистка от углекислого газа, сероводорода и других примесей  и получение,  при соответствующей их переработке, элементарной серы, углекислоты, гелия или других химических продуктов.

Для чисто газовых месторождений с высоким содержанием метана состав про-мысловых объектов минимален и включает: скважину с прискважинными сооружениями; газопровод от скважины до УКПГ; метанолопровод отУКПГ доскважины газа; установку комплексной подготовки газа; межпромысловый газопровод – коллектор отУКПГ до первой (головной) компрессорной станции (ГКС), которая является началом магистрального газопровода или системы магистральных газопроводов; объекты  вспомогательного и подсобно-производственного назначения (энергоснабжения, водоснабжения, теплоснабжения, канализация), располагаемые на площадке УКПГ.

        При наличии  в газе конденсата (валанжинские залежи) изменяется технологическая схема осушки газа и добавляются объекты  по частичной переработке , перекачке и транспортировке конденсата газа на УКПГ.

        В том случае, когда в состав газа, кроме конденсата входят сероводород, углекислота и гелий, промысловая технологическая схема подготовки газа еще больше усложняется. Газ после  предварительной  подготовки на УКПГ направляется на ГПЗ, где из него  извлекаются элементарная сера, углекислота, гелий и другие ценные химические продукты, и только после этого газ подается в магистральный газопровод.

      Основными технологическими объектами в системе сбора и транспортировки нефти  являются  скважины  с  соответствующим оборудованием, групповые (ГЗУ) и замерные установки (ЗУ), сепарационные установки, дожимные  насосные станции (ДНС), компрессорные станции, установки подготовки нефти (УПН), комплексные сборные пункты (КСП), центральные пункты сбора (ЦПС), внутрипромысловые нефте- и газопроводы (выкидные  линии, коллекторы).

По мере разработки месторождения вводятся в действие объекты системы поддержания пластового давления (ППД), включающей в себя станции водозабора, водоочистные сооружения, нагнетательные скважины, кустовые насосные станции (КНС), а  также  водоводы  высокого  ( от КНС до  нагнетательных  скважин) и низкого

от  водозаборных станций до КНС) давления.               

16.2.Технология и организация обустройства месторождений

Большинство крупных нефтяных и газовых месторождений находится в малоосвоенных районах Тюменской области ( Среднее Приобье и север области), поэтому их обустройство начинается с освоения района в целом, с развития инфраструктуры. В первоначальный период решаются вопросы развития транспортной схемы, (как внешней, так и  внутрипромысловой), обеспечение строительства  электроэнергией, водой, жизнеобеспечение коллектива строителей и т.д.

 Организация сооружения основных газопромысловых объектов определяется технологической схемой подготовки газа и включает всю цепочку объектов на месторождении. В связи с освоением  техники наклонного бурения скважин при освоении газовых месторождений получило распространение  кустовое их расположение. В кусте располагается до 12 скважин на незначительном расстоянии друг от друга. С прискважинными сооружениями куст скважин занимает площадку 500 х 500 м. Работы по обвязке  устьев  скважин и скважин в куст выполнятся силами организации газодобывающего предприятия (заказчика). От каждой скважины или куста скважин к площадке УКПГ прокладывается газопровод-шлейф и от площадки УКПГ к кусту скважин автодорога, линии электропередачи и телемеханика. 

 В районах газовых месторождений севера Тюменской области из факторов, определяющих основные принципы строительства и выбор предпочтительного строительного сезона, решающими являются факторы, обеспечивающие проходимость транспортной и строительной техники. Так как поставка вездеходной техники адекватной условиям строительства ограничена, основные объемы по строительству промысловых  трубопроводов выполняются в зимнее время, что приводит к неравномерной загрузке строительных организаций, отрицательно влияет на технико-экономические показатели их  деятельности.

 Установка комплексной подготовки газа является основным объектом обус-тройства  промысла как по сложности и объему работ, так и по сметной стоимости.  Число УКПГ на промысле определяется запасами газа и производительностью одной установки. Производительность УКПГ, в свою очередь, зависит от характеристики  газоносного пласта и определяется исходя из производительности отдельных типовых технологических линий по подготовке газа.

Подход к вопросам организации строительства  УКПГ и технологии возведения отдельных объектов принципиально не отличается от подхода к строительству любого промышленного объекта. Однако при строительстве на вечной мерзлоте приходится выполнять значительные объемы земляных работ для образования непосредственно территории площадок, на которых будет размещаться строящийся объект.

        Продолжительность строительства УКПГ определяет сроки строительства всех остальных объектов технологической цепочки подготовки газа и объектов подсобно-вспомогательного назначения. Каждая из установок подключается к внутри промысловому  газопроводу-коллектору, диаметр и протяженность которого зависят от числа и производительности УКПГ. Организация и технология его строительства практически не отличаются от строительства магистральных газопроводов таких же диаметров.

Подход к вопросам организации строительства  УКПГ и технологии возведения отдельных объектов принципиально не отличается от подхода к строительству любого промышленного объекта. Однако при строительстве на вечной мерзлоте приходится выполнять значительные объемы земляных работ для образования непосредственно территории площадок, на которых будет размещаться строящийся объект.

Продолжительность строительства УКПГ определяет сроки строительства всех остальных объектов технологической цепочки подготовки газа и объектов подсобно-вспомогательного назначения. Каждая из установок подключается к внутри промысловому  газопроводу-коллектору, диаметр и протяженность которого зависят от числа и производительности УКПГ. Организация и технология его строительства практически не отличаются от строительства магистральных газопроводов таких же диаметров.

В связи с тем, что новые газовые и нефтяные месторождения, как правило, расположены в необжитых, неосвоенных районах со сложными природно-кли-матическими условиями, одновременно со строительством объектов основного производственного назначения должны быть организованны работы по строительству объектов производственной инфраструктуры и жизнеобеспечения как для эксплуатационного персонала, так и для строителей. Вследствие этого отличительной особенностью обустройства газовых  и нефтяных месторождений является многопрофильная структура работ по созданию основных фондов газовой и нефтяной промышленности, относящихся к промышленному, энергетическому, транспортному, жилищно-гражданскому и другим видам строительства, включающему в себя как группы объектов сосредоточенного наземного строительства, так и линейно-протяженные объекты.

Так как разработка месторождений рассчитывается на длительный период, работы по обустройству  практически ведутся непрерывно в течение нескольких лет. Важно при этом определить очередность ввода объектов и изменение их производственных характеристик во времени ( изменение объемов добычи, последовательности ввода в действие трубопроводов, скважин, строительства дорог, линий электропередач, жилых домов, объектов обслуживания и т.д.).

Особенностью  нефтепромыслового  обустройства является также разнообразие месторождений по запасам сырья, составу нефти, содержанию в ней различных примесей; принятым методам разработки, подготовки к транспорту и интенсификации добычи; природно-климатическим условиям и т.п. Одинаковых месторождений не бывает, что значительно усложняет применение типовых проектных решений, унифицированных приемов и методов производства строительно-монтажных работ. Здания, сооружения, промысловые и технологические трубопроводы на месторождениях отличаются большим разнообразием. 

Указанные особенности обустройства месторождений предопределяют объективную необходимость длительного функционирования многопрофильных и мощных строительно-монтажных организаций в зоне обустройства большинства месторождений.

Можно выделить следующие направления совершенствования технологии и организации обустройства  нефтяных  и газовых месторождений:

совершенствование проектных решений, конструкций и применяемых материалов, особое внимание  должно быть уделено дальнейшему повышению уровня индустриализации нефтегазопромыслового строительства;

совершенствование технологии, механизации и применение специальных средств технической оснащенности;

улучшение организации производства, труда и управления промысловым строительством. 

17.ПРОЕКТИРОВАНИЕ  РАЗРАБОТКИ  НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ

         Разработка нефтяных месторождений направляется и регулируется рядом проектных документов. В отечественной практике в настоящее время применяется принцип многостадийного проектирования: сначала проект пробной  эксплуатации, затем технологическая схема, проект разработки и проект доразработки.  В ходе эксплуатации залежи, в запроектированную систему разработки постоянно вносятся  существенные изменения, обусловленные получением дополнительной промысловой информации, уточнением уровней добычи нефти и основных показателей разработки по мере детализации геологического строения эксплуатационного объекта.

       В нефтяной промышленности России установлен единый порядок составления проектных документов по разработке нефтяных месторождений и единые требования к их основному содержанию. При  этом принята следующая номенклатура проектных документов.

1. Принципиальная схема разработки. Ее составляют для месторождений, содержащих значительное количество объектов или самостоятельных площадей разработки (более 5-7 объектов или площадей разработки).

2. Технологическая схема разработки. Ее составляют для всех месторождений, вводимых в разработку.

3. Проект разработки. Его выполняют для всех месторождений, введенных в разработку.

4. Уточненный проект разработки. Его составляют для месторождений, представление о характеристиках  которых изменились в процессе их разбуривания и начальной разработки или при необходимости резкого изменения уровней добычи углеводородов из месторождения.

5. Технологическая схема или проект опытно-промышленной разработки. Их составляют для испытания новой технологии извлечения углеводородов из месторождения.

       При необходимости составляют проектные документы по пробной эксплуатации  месторождений, устанавливают объекты и систему разработки месторождений, основные положения технологии разработки, определяют максимальный уровень добычи нефти и срок выхода на этот уровень. В принципиальной и технологической схемах для вновь вводимых в разработку  месторождений, устанавливают объекты и систему разработки месторождений, основные положения технологии разработки, определяют максимальный уровень добычи нефти и срок выхода на этот уровень. Определяется соответствующий набор технико-экономических и экономических показателей, оценивается текущая нефтеотдача и обводненность продукции, общие и удельные капитальные вложения, себестоимость, приведенные затраты.  В принципиальной схеме отражают общую совокупность систем разработки отдельных крупных объектов разработки, оптимальное распределение капитальных вложений  в эти объекты, последовательность их ввода в разработку, общий уровень добычи углеводородов из месторождения и срок выхода на этот уровень. В технологической схеме разработки обосновывается вид воздействия, система заводнения, схема размещения и плотность сетки скважин, оцениваются добывные возможности пластов (эксплуатационного объекта), решаются задачи, связанные с проектированием внешних коммуникаций, мощностей первичной обработки нефти, обустройства промыслов и т.д.

 В проекте разработки сопоставляют проектные показатели разработки месторождения, полученные в результате выполнения принципиальной и технологической схем, с фактическими  показателями разработки месторождения в начальной стадии; уточняют исходные данные для составления проекта; уточняют и согласовывают с планирующими органами уровень добычи углеводородов из месторождения; изменяют в случае целесообразности и возможности систему и технологию разработки месторождения. В проекте более основательно прорабатывают вопросы эксплуатации скважин, сбора, подготовки и транспорта нефти и газа, мероприятия по охране недр и окружающей среды. Проект опытно-промышленных работ по испытанию нового метода извлечения нефти из недр содержат, помимо обычных расчетов и решений, касающихся выбора объектов разработки, схемы расположения скважин, технологии воздействия на пласт, также основные результаты исследований, посвященных осуществлению данного нового метода разработки в конкретных пластовых условиях месторождения, для которого составлен проектный документ. Особое внимание уделяется в нем точному определению технологических показателей, чтобы получить достоверные сведения об эффективности испытуемого метода извлечения из недр и сравнить его с традиционными методами разработки.  Уточненный проект разработки по содержанию не отличается от обычного, кроме анализа причин несоответствия результатов прежнего проекта результатам фактической разработки, если такое несоответствие имело место.

      Методической основой при составлении проектной документации по разработке новых месторождений и повышению эффективности длительно разрабатываемых объектов являются результаты современных теоретических исследований по фильтрации  двух- и трехфазных систем в неоднородных пластах и материалы обобщения опыта разработки. Так при проектировании новых месторождений Западной Сибири  широко использовался богатый опыт разработки объектов Урало-Поволжья.

       Проектный документ на процесс разработки является некоторой моделью, приближенно отражающей действительные условия  и процессы, происходящие в недрах. Поэтому фактические и проектные показатели разработки не всегда совпадают. Проектные и фактические показатели сравниваются между собой при анализе состояния разработки месторождений, в исследованиях по авторскому надзору за внедрением технологических схем и проектов разработки и в работах оперативного порядка. 

       Всего существует три основные группы причин, вызывающих расхождения проектных и фактических показателей.

      1. Ошибки в исходных данных при проектировании, обусловленные ограниченным количеством фактического материала, невысокой достоверностью принятых значений параметров пластов, насыщающих их флюидов и т.д.  Относительное влияние ошибок этого типа уменьшается по мере накопления дополнительной информации и учета изменения представлений о пласте (объекте разработки) в последующих проектных документах. Практически избежать этих ошибок нельзя. Их можно уменьшить путем совершенствования методов изучения пластов, увеличения количества и качества исходной геолого-промысловой информации.

      2. Несовершенство применяемых моделей и расчетов. Избежать полностью этих ошибок даже теоретически нельзя. Никакая модель (математическая, физическая, геологическая, гидродинамическая) не может полностью отразить и учесть реальные природные условия подземного резервуара и сложные условия фильтрации жидкости в неоднородных средах. Точность моделей можно повысить путем: 

· унификации существующих методов расчетов и выбора наиболее приемлемых из них для конкретных условий эксплуатационного объекта; 

· развитием существующих и созданием новых расчетных методик и методов, наиболее полно учитывающих реальные особенности пласта и условия фильтрации в них жидкостей при различных системах воздействия;

· создания и внедрения более гибких систем разработки, обеспечивающих как возможность полного использования естественной энергии пластов, так и позволяющих без значительных затрат средств и времени осуществлять дополнительные мероприятия по совершенствованию разработки и увеличению коэффициентов извлечения нефти.

      3.Организационно-технические причины: невыполнение или не современное выполнение нефтедобывающими предприятиями рекомендаций проекта, запаздывание сроков (против проектных) разбуривания месторождения, ввода скважин в эксплуатацию, организации системы ППД, отставание с объемами закачки воды при заводнении и др. Эти недостатки объясняются отставанием в обустройстве промыслов, нехваткой буровых станков, отсутствием необходимых мощностей обессоливающих и деэмульсионных установок, некомплектностью насосного оборудования, трудностями транспорта нефти и т.д.

       Перечисленные причины играют доминирующую роль на ранних стадиях разработки месторождений. Именно они вызывают существенные отклонения фактических показателей разработки от проектных. 

       Проектные решения по разработке каждого нефтяного месторождения готовят в нескольких вариантах. Из числа возможных наиболее эффективных выбирают три основных варианта, различающиеся уровнями добычи нефти, нефтеотдачей, материальными, денежными и трудовыми затратами. Указанные варианты могут отличаться системами и технологиями разработки месторождения. Наряду с предлагаемыми в проектном документе описывают также вариант разработки методом, которым разрабатывались ранее аналогичные месторождения. Такой вариант называется базовым. Его используют  для сравнения эффективности  разработки месторождения с предлагаемым и ранее применявшимся методом. Вариант, наиболее удовлетворяющий решению задачи перспективного развития нефтяной промышленности страны и имеющий лучшие технико-экономические и экономические показатели, принимают к реализации. 

18.СОСТАВЛЕНИЕ ПРОЕКТНЫХ ДОКУМЕНТОВ

       Проектный документ начинают составлять с обоснования постановки работы по проектированию и общих географических и геологических сведений о месторождении. Далее приводят геолого-физическую характеристику месторождения, цель которой – геологическое обоснование параметров месторождения, которые затем используют при подсчете запасов нефти и газа  и в расчетной  модели  разработки месторождения. Геологическое описание строения месторождения сопровождают графическим материалом – структурными картами, геологическими профилями, картами распространения коллекторов. 

       Приводят данные о пористости пластов, их проницаемости, нефтенасыщенности  и газонасыщенности, толщине отдельных прослоев и общей толщине пласта; данные, определенные по отдельным скважинам, так и средние по пластам месторождения, полученные с применением вероятностно-статистических методов. 

       Особо выделяют данные о неоднородности, необходимые для построения модели слоисто-неоднородного пласта, используемой затем в процессе расчета разработки месторождения. 

        В проектный документ включают параметры, характеризующие физико-химические свойства нефти, газа и воды, параметры фазового состояния смесей углеводородов (вязкость, плотность, начальное газосодержание, давление насыщения и объемный коэффициент). Для  пластовой воды важно знать ее плотность, вязкость, основной состав растворенных в ней веществ. 

        Необходимо знать геологические запасы нефти  в пластах месторождения, разработка которого проектируется, а также запасы растворенного в нефти и свободного газа.

        При подготовке впервые составляемой для месторождения технологической схемы анализируют параметры эксплуатации разведочных или опытных скважин. В результате комплексного геолого-геофизического изучения месторождения, данных об эксплуатации разведочных скважин, на основе опыта разработки аналогичных месторождений рассматривают возможные варианты  системы разработки с различным объединением пластов в объекты разработки и применением различных технологий извлечения нефти из недр.

        Для расчета показателей разработки обосновывают и принимают различные модели разработки и расчетные схемы. На основе моделей разработки определяют технологические показатели для рассматриваемых вариантов. До расчетов приводят сводку принятых исходных данных.

        Если систему в проекте не предполагается существенно изменять, можно использовать эмпирические методики прогнозирования разработки месторождения, адаптированные к данным предыдущей разработки.

        На основе системы  и технологических показателей в различных предполагаемых вариантах разработки месторождения, рассчитывают технико-экономические и экономические показатели. Определяют по вариантам максимальный ( проектный) уровень добычи нефти и жидкости, максимальный темп разработки, год выхода месторождения на максимальный уровень добычи нефти, продолжительность добычи нефти на этом уровне. За первые 5,10 и 15 лет определяют накопленную добычу нефти, накопленную добычу жидкости, объем закачиваемой воды или других веществ в пласты. Оценивают срок разработки месторождения и конечную нефтеотдачу.    

       Для характеристики систем разработки в различных вариантах учитывают параметры Sc , Nкр, w  и wp , а также фонд добывающих, нагнетательных и обустройства отдельных объектов разработки. 

       Далее по вариантам устанавливают экономические показатели. Указывают за 5, 10 и 15 лет общие капитальные вложения, текущие и эксплуатационные затраты, себестоимость продукции, приведенные затраты. 

       Если проектируется разработка нефтяного месторождения с применением новой технологии извлечения нефти из недр, обеспечивающей большую нефтеотдачу  по сравнению с ранее применявшейся, базовой технологией, то сравнивают  технологические и технико-экономические показатели разработки с использованием базовой и новой технологии.

       Особо определяют дополнительную добычу нефти, которая будет получена при использовании новой технологии, а также дополнительные капитальные вложения, себестоимость дополнительно добытой нефти, приведенные затраты, на дополнительно добытую нефть.

       В технологических схемах обычно оценивают распределение скважин по способам эксплуатации. В проектах же разработки рассчитывают распределение по годам действующего фонда скважин по основным четырем способам эксплуатации: фонтанному, газлифтному, ЭЦН и ШГН. Конструкция добывающих и нагнетательных скважин должна быть приведена в технологической схеме разработки. Однако окончательно ее устанавливают во время составления проекта разработки. Определяют также вид и перечень эксплуатационного оборудования, для подъема нефти из скважин, а также оборудования для воздействия на пласты месторождения с целью увеличения нефтеотдачи и интенсификации добычи нефти.

      В технологических схемах и проектах разработки особое внимание уделяют инженерному решению вопросов охраны недр и окружающей среды.

Vг=a*p*Vж
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