ГЛАВА  2 ТЕХНОЛОГИЯ ВОССТАНОВЛЕНИЯ СКВАЖИНЫ №60 ЗОЛОТУХИНСКОГО НЕФТЯНОГО МЕСТОРОЖДЕНИЯ МЕТОДОМ БУРЕНИЯ ВТОРОГО СТВОЛА

2.1 Обоснование выбора скважины для восстановления методом бурения второго ствола

   При выборе скважины для бурения второго ствола учитывались следующие основные факторы:

1. Необходимость более полной выработки остаточных запасов нефти межсолевого объекта разработки.

2. Энергетика залежи.

3. Экономия финансовых средств при бурении второго ствола по сравнению с бурением новой скважины.

4. Разница во времени затраченном на бурение второго ствола по отношению к времени бурения новой скважины.

Конструкция скважины:
– направление 630 мм – 0 ─ 6 м ─ цемент до устья
– кондуктор 426 мм – 0 ─ 200 м – цемент до устья 

– первая техническая колона 324 мм ─  0 ─ 1450 м ─ цемент до устья

– вторая техническая колонна 245 мм – 0 ─ 1979 м ─ цемент до устья 

– эксплуатационная колонна 168 мм ─ 0─2010м ─ цемент до устья
2.1.1 Характеристика работы скважины №60 Золотухинского месторождения
Испытатель пластов:

1. 1957–1984 м – zd – при р=162 атм 1 м/с по КВД;
2. 2034 – 2104 м – zd – при р=115 атм притока нет;
3. 2102 – 2214 м –zd– при р=124 атм притока нет;
4. 3825 – 3909 – vr –при р=123 атм 2 м/с фильтрата раствора по КВД;
5. 3852 – 3953 м –vr – при р=142 атм приток смеси фильтрата раствора и  пластовой воды;
6. 3909 – 3953 м –sm – при р=126 атм 124 м/с воды 1,25;
7. 3950 – 4022 м –sr – при р=160 атм притока нет.
         В ноябре 1978 года ввод фонтаном с дебитом 45 – 60 т/с без воды. По термометрии работал интервал 1985 –1988 м.
В мае 1979 года  закачка 12 м пенокислоты и 12 м HCl при 100– 80  атм на воде. Продолжена постоянная фонтанная эксплуатация с дебитом 50–65 т/с без воды.
В июле 1982 года начало обводнения от 5 %. Темп роста обводнения в пределах, все последующие годы обводнение в пределах 11 – 13 %, а с 1984 года вода из продукции исчезла.

Далее скважина эксплуатируется фонтаном постоянно с дебитом 10 т/с без воды, а с 01.1991 года дебит составил 23 т/с без воды.
В апреле 1994 года перевод на НГ – 57, при постоянной эксплуатации дебит 7 – 10 т/с без воды.

В июне 1996 года перевод на фонтан. При периодической эксплуатации дебит 4 – 5 т/с без воды со снижением до 2,5 т/с воды к середине 1998 г.

В июне 1998 года мгновенное обводнение до 98,8 %.

 В октябре 1998 года изоляционные работы. Мост 1980 – 1983 м с наращиванием до 1942 м и разбуриванием до 1970 м.СКВ 2 м 24% HCl но продавить кислоту не удалось при 110 – 120 атм. HCl порциями : 1 м 24% + 1 м 24% + 3 м 18% при 90 – 80 атм.

На НГ – 57 начальный дебит жидкости 5,6 т/с при 37% воды.
В январе 1999 года вода из продукции исчезла, а с мая 1999 г вода – 98,6%, а в конце 1999 года обводнение достигает 99,7 %.

На 01.01.2001 года добыто 24109 т  нефти и 17167 т воды.

2.2 Технология  бурения второго ствола скважины №60 Золотухинского нефтяного месторождения.
Обоснование месторасположения забоя второго ствола скважины и его профиля.

          Скважина заложена в неразработанную часть петриковско–елецкой залежи в юго–восточной части золотухинского  нефтяного месторождения.
  Величина смещения забоя нового ствола 385 м по азимуту 55,72( от устья. 
Профиль ствола скважины №60 s2 Золотухинского месторождения :
Профиль ствола скважины рассчитывается с помощью программного обеспечения фирмы «Schlumberger». Согласно расчета профиль скважины выбирается плоскостной с двумя интервалами:
      – наклонно–криволинейный 1470–1853м с набором зенитного угла от 6,30( до 55,45( и разворотом по азимуту  в право с 346( до 56(;
      –наклонно–прямолинейный с сохранением угловых параметров в интервале 1853–2200м.

2.2.1  Влияние параметров режима бурения на показатели работы долот
Наилучшие результаты работы долот достигаются, когда выбуренная порода своевременно удаляется с забоя; в противном случае она оказывает дополнительное сопротивление долоту. Чистота забоя скважины, а следовательно, и механическая скорость проходки зависит от качества промывочной жидкости. Очистка скважины от мелкого шлама лучше обеспечивается при глинистых растворах с малой вязкостью и малой прочностью структуры. Крупные куски шлама лучше удаляются при вязких растворах. Увеличение плотности, увеличивает подъемную способность глинистых растворов.


Но из опыта бурения следует, что с уменьшением плотности раствора  механическая скорость проходки на долото увеличивается.


С увеличением плотности бурового раствора увеличивается давление на забой скважины, сопротивляемость пород разрушению увеличивается, следовательно показатели бурения уменьшаются.


При постоянной осевой нагрузке и скорости вращения с увеличением количества промывочной жидкости, подаваемой на единицу площади забоя скважины, механическая скорость проходки увеличивается. 

Увеличение количества жидкости, подаваемой на забой, независимо от природы и свойств промывочного агента, свойств разбуриваемых пород и модели долота, всегда ведет к увеличению проходки на долото


Скорость истечения потока жидкости из отверстия долота и расположения этих отверстий по отношению к шарошкам и забою скважины способствует увеличению скорости бурения.


С увеличением скорости истечения промывочной жидкости из долотных насадок, улучшается очистка забоя скважины, а следовательно, увеличивается механическая скорость бурения. При бурении шарошечными долотами с увеличением скорости вращения, уменьшается глубина разрушения за один оборот. 


В тоже время увеличение скорости вращения ведет к увеличению числа поражений забоя зубцами шарошек, скорости ударов зубцов о породу; эти и некоторые другие факторы увеличивают эффективность работы долота, но  резко сокращают его долговечность, износостойкость.


При бурении в хрупких и пластично–хрупких горных породах с небольшим коэффициентом пластичности теоретически возможный максимум скорости бурения достигается при очень высокой скорости вращения, а для пород высокопластичных и особенно для пород не дающих общего хрупкого разрушения, максимальная механическая скорость достигается при небольших скоростях вращения. 

  При поддержании на долоте осевой нагрузки, соответствующей скорости V=max, реализуются критерии максимума механической скорости; при нагрузке, отвечающей проходке на долото h=max, бурить будут с максимальной проходкой на долото. Оптимальный режим с максимумом рейсовой скорости, очевидно будет достигнут при средней величине осевой нагрузки между Рд, соответствующей V=max, и Рд, соответствующей max. 

При турбинном бурении основным параметром режима бурения является количество прокачиваемой промывочной жидкости Q. 

Осевая нагрузка на долото Pд находится в зависимости от количества прокачиваемой промывочной жидкости Q, т.е. Рд=( (Q).        [3, c 230]

Число оборотов долота в турбинном бурении переменно и зависит от количества прокачиваемой промывочной жидкости ( Q )  и осевой нагрузки   ( Рд ), т. е. n= ( (Q; Рд).  
2.2.2 Разработка рациональных параметров режима бурения
Для разработки рациональных параметров режима бурения необходимо:

· установить зоны возможных осложнений (нарушение целостности колонны, выбросы, поглощения промывочной жидкости, и др.), а также определить пластовые давления продуктивных горизонтов.

· изучить возможность самопроизвольного искривления ствола скважины и профилактические меры, ранее предусматривавшиеся против искривления, а также  эффективность этих мер.


В соответствии с геологическими условиями бурения следует:

· выбрать промывочную жидкость, задаться ее параметрами для разбуривания отдельных горизонтов;

· произвести поинтервальный выбор способа бурения;

· выбрать типы долот для разбуривания отдельных горизонтов.


В зависимости от способа бурения, механических свойств пород, качества промывочной жидкости и выбранных типов долот приступить к определению необходимых значений осевой нагрузки, количества прокачиваемой промывочной жидкости и числа оборотов долота. При этом следует руководствоваться (не зависимо от способа бурения) следующими положениями:

· потенциальные возможности буровой установки должны быть максимально использованы;

· для промывки скважины должна быть выбрана промывочная жидкость с минимально возможными параметрами (плотностью, вязкостью, статическим напряжением сдвига и др.);

· количество прокачиваемой жидкости должно быть достаточным для очистки забоя и выноса частиц выбуренной породы (шлама) на поверхность и др.


С учетом вышеизложенного, а также опыта бурения соседних скважин Светлогорским УБР, Речицким УРБ и результатов НИР, проведенных ВНИИБТ, УкрГИПРОНИИнефть, БелНИПИнефть по обработке долот и режимов бурения, сделан подбор рациональных способов и режимов бурения поинтервально:
· способ бурения;

· тип забойного двигателя;

· типоразмеры долот;

· осевая нагрузка;

· скорость вращения долота;

· производительность насосов;

· давление на стояке;

· компоновка низа бурильной колонны( КНБК );

· параметры бурового раствора и др.   
2.3 Технология бурения нового ствола

2.3.1 Основные проектные данные

	1.   Номер скважины
	60 / S2

	2.   Площадь (месторождение)
	  Золотухинская

	3.   Цель ремонтно–восстановительных работ
	Восстановление  ликвидированной скважины

	4.   Назначение скважины
	Эксплуатационная

	5.   Проектный горизонт
	Петриковско–елецкий

	6.   Проектная глубина, м: по вертикали
	    1988

	по стволу
	     2200

	7.   Вид скважины (вертикальная, наклонно–направленная)
	Наклонно–  направленная

	8.   Азимут бурения, град
	 45.73 (от устья)

	9.   Максимальный зенитный угол, град
	  55.72

	10. Максимальная интенсивность изменения зенитного угла, град./10м
	    1,5

	11. Глубина по вертикали кровли продуктивного пласта, м
	   1938

	12. Отклонение от вертикали точки входа в кровлю продуктивного пласта, м
	  385 (от устья)

	13. Допустимое отклонение точки входа в кровлю продуктивного пласта от  проектного положения (Rкр. доп.)
	      50

	14. Категория скважины
	       II

	15. Способ бурения второго ствола
	Турбинно–  роторный

	 16. Вид привода
	Дизельный

	17. Тип установки для ремонтно–восстановительных работ
	HRI–500

	18. Тип мачты
	Телескопическая

	19. Тип установки для испытаний

	 HRI–500


2.3.2 Порядок работы
  
Перед началом выполнения работ ознакомить исполнителей работ с техническим проектом на восстановление скважины и настоящим планом работ: провести инструктаж буровой бригады и ИТР, принимающих участие в работах на скважине, по особенностям и последовательности операций на скважине.

   Восстановление скважины осуществляется в четыре этапа:

    1. подготовительные работы;
    2. фрезерование обсадной колонны;

    3. забуривание нового ствола отклоняющей КНБК;

    4. бурение нового ствола по проектной траектории.
                   2.3.3 Подготовительные работы
Заглушить скважину в затрубное пространство на замещение двумя циклами тех. водой Y=1,20 г/см3 в V=34м3, согласно РД39–30–2002 «Временной инструкции по технологии глушения скважин», утвержденной генеральным директором РУП ПО «Белоруснефть» от 02.09.02г. в следующем порядке: 1–й цикл в V=19м3, стоянка на замещении 4 часа, 2–й цикл в V=15м3 до выхода тех. воды Y=1,20 г/см3 на устье скважины.
Смонтировать HRI–500 согласно технических условий на обустройство рабочей зоны, монтаж, демонтаж и транспортирование установки HRI–500 для бурения и кап.ремонта скважин, утвержденных главным инженером ПО «Белоруснефть» от 12.12.2000г
Устье скважины необходимо оборудовать согласно принятой схеме на бурение II ствола (опрессовать ПВО ─ превентор «Упетром» 180х350 и фонтанную арматуру ─ 2 АФ–50–200 на 165 атм., опрессовать межколонное пространство на 50 атм., при открытом устье). 

Далее проверить работоспособность бурового оборудования и контрольно─измерительных приборов  (ротор, буровой насос, систему очистки бурового раствора, индикатор веса, моментомер, расходомер бурового раствора).

2.3.4 Расчёт бурильной колонны
         Для расчета бурильной колонны на прочность необходимо знать нагрузки и возникающие в результате их действия напряжения в любом сечении бурильной колонны.

Однако определить напряжения с достаточной точностью довольно трудно, так как бурильная колонна не является стержнем постоянного сечения вследствие наличия высаженных концов на трубах, соединительных муфт, бурильных замков и переводников. Осложняется расчет напряжений и необходимостью учета гидростатических и гидродинамических сил, сил трения, возникающих при осевом перемещении бурильной колонны и при ее вращении в скважине, и других трудно учитываемых сил.

Поэтому приходится рассчитывать напряжения приближенно, а неучтенные силы компенсировать коэффициентом запаса прочности, устанавливаемым на основании опыта эксплуатации бурильных колонн. Допустимо рассчитывать напряжения, принимая, что бурильная колонна работает в воздушной среде.

Бурильная колонна может быть одноразмерной и многоразмерной. Одноразмерная комплектуется трубами, имеющими одинаковые диаметры и толщины стенок, а многоразмерная состоит из нескольких (чаще двух—трех) одноразмерных секций, диаметры которых уменьшаются в направлении к долоту. Одноразмерная колонна и секции многоразмерных колонн могут быть собраны из труб, изготовленных из материала одной или разных групп прочностей. Естественно, что допустимая длина одноразмерной колонны меньше длины многоразмерной. 
Расчет бурильной колонны  ПН 89 х 9 на прочность при бурении  винтовым забойным двигателем Д1 – 127 ( до глубины 2200 )
Определяем вес КНБК (компоновка низа бурильной колонны) по формуле. 
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где 

QКНБК – вес КНБК;
Qз.д. – вес забойного двигателя;
Qк – вес калибратора;
Qубт – вес УБТ;
Qд  – вес долота;
Qз.д. = 372 кг;
Qк 139,7 = 40 кг;
Qд. 139,7 = 18 кг;
                                
[image: image2.wmf]l

убт

убт

q

Q

=

,                                  (2.2)

где 

qубт – вес 1 м 121 УБТ
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 –  длина УБТ
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qубт = 73,7 кг/м
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Определяем вес УБТ
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Определяем вес КНБК
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Находим коэффициент учитывающий Архимедову силу по формуле
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где 
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Определяем допустимую растягивающую нагрузку для труб по формуле
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где 

Q1 = 116 т. – нагрузка соответствующая пределу текучести материала труб ПН 89 х 9 Д;
n – коэффициент запаса прочности на растяжение.

        При бурении винтовым забойным двигателем наклонно–направленной скважины   n = 1,56.

[image: image15.wmf]тс

7

,

74

56

,

1

116

1

=

=

p

Q


Найдем нагрузку перепада давлений на долоте при бурении винтовым забойным двигателем по формуле
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где

Pn – перепад давлений;
Pn = 120 кг при бурении забойным двигателем;
F1 – площадь поперечного сечения трубы см2;
F1 = 39,6 см2;
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Определим длину первой секции по формуле
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где 

q1 – масса 1 м труб ПН 89 х 9 Д

q1 = 0,0299 тс/м
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Выбираем длину первой секции исходя из условия
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Принимаем 
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Проверочный расчет.

Определяем массу первой секции по формуле
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Определяем фактическую растягивающую нагрузку по формуле
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Расчетный коэффициент запаса прочности на растяжение
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1,65 > 1,56

Следовательно, колонна удовлетворяет заданному условию

       Расчет бурильной колонны ПН 89 х 9 на прочность при бурении роторным способом.
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где

Pд – осевая нагрузка на долото;

q0  – вес 1 м 121 УБТ;
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 – удельный вес бурового раствора ;
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Для дальнейших расчетов 
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где  Qд – вес долота;
       Qклс – вес калибратора;
       Qубт – вес УБТ 121.
1–я секция ПН 89х9Д :
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– нагрузка, соответствующая пределу текучести;
n=1,56 – коэффициент запаса прочности.
        Определяем допустимую растягивающую нагрузку для труб по формуле:
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Pn – перепад давлений;
Pn = 80 кг при бурении ротором;
F1 – площадь поперечного сечения трубы см2 ;   
F1 = 39,6 см2.

[image: image44.wmf])

1

(

15

,

1

c

бр

к

g

g

-

=

 ,                                                                                  (2.15)

где   
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Определим длину первой секции по формуле:
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Принимаем 
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Проверочный расчет.

Определяем массу первой секции по формуле:
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Определяем фактическую растягивающую нагрузку по формуле:
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Расчетный коэффициент запаса прочности на растяжение:
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1,67>1,56 удовлетворяет.

При спуске обсадной колонны n=1,5
Принимаем бурильные трубы ПН 89x9 Д, т.к. они удовлетворяют всем поставленным условиям.
Глубина интервала забуривания нового ствола определяется по результатам полученных данных и с учетом следующих условий:

         – Скважина в интервале забуривания должна быть закреплена  колонной обсадных труб. 

         – За обсадной колонной в интервале забуривания должно быть наличие цементного кольца или возможность затрубного цементирования.

         – Интервал забуривания должен быть представлен горными породами  по твердости меньшими, чем твердость цементного камня, и устойчивыми стенками скважины.

         – Максимальная интенсивность искривления ствола скважины выше интервала забуривания должна быть не более 3–4° на 10 м.    

Исходя из вышеприведённых требований установим точку  забуривания второго ствола на глубине 1470 м  через колонны D 168 мм и D 245мм.

Подготовить буровой раствор  70 м3 со следующими параметрами:
   Таблица 2.1 Параметры бурового раствора
	Название (тип)

 Раствора
	Интервал, м
	Параметры бурового раствора

	
	от
	до
	плотность, г/см3
	условная вязко сть, сек.
	водоотдача, см3/30 мин
	СНС, мг/см2 через мин
	корка, мм
	содержание твёрдой фазы, %
	рН
	минерализация, г/л

	
	
	
	
	
	
	1
	10
	
	
	
	

	Соленасыщенный глинистый
	1470
	2100
	1,31
	30–40
	8–10
	20
	40
	1
	22
	7–9
	300–350


Таблица 2.2 Компонентный состав бурового раствора и характеристика компонентов

	Название (тип) раствора
	Плотность, г/см3
	Название компонента
	Плотность, г/см3
	Содержание вещества в товарном продукте, %
	Влажность, %
	Сорт
	Содержание компонента в буровом растворе, кг/м3

	Соленасыщенный глинистый буровой раствор
	1,31
	Крахмал Фито–РК
Сильвинит (отходы)

ССБ

Глинопорошок
Сода каустическая
АКС–20ПГ–2
Доломит

	 1,13
2,18
1,30
2,4
2,02 

0,83
2,7
	          –
90  

50

 –
–
–
–

	         –
10
40
6
–
        –
–

	     –
–
     –
–
–
–
–

	20,1
       350
       120
150
2,0
1
116,5



С целью изоляции существующих интервалов перфорации необходимо установить изоляционный цементный мост в интервале 1970 – 1900 м. Мост испытать разгрузкой бурильного инструмента на 10 тонн и опрессовать совместно с эксплуатационной колонной давлением на 150 атм. 

Установку цементных мостов производить согласно СТП 38─15─99 (стандарт предприятий по установке цементных мостов). [17, с 12]
Установить опорный цементный мост в интервале 1520 – 1460 м, по окончании ОЗЦ испытать мост разгрузкой инструмента на 12 тн.
        Подбурить цементный  мост до глубины 1470 м.
Спустить скрепер СК–168 и выполнить скрепирование э/колонны в месте установки клинового отклонителя 1470–1450м с промывкой 8–10 л/с в течение 20–30 мин. Промыть  скважину в объеме одного цикла.

Перевести скважину на соленасыщенный глинистый раствор с параметрами Y=1,31 г/см3. (см.табл. 2.1).

Завершаются подготовительные работы ознакомлением членов буровой бригады с техническим проектом и планом работ на забуривание нового ствола и проведением инструктажа исполнителей.
2.3.5 Фрезерование обсадной колонны

Для забуривания новых стволов из обсаженных колоннами скважин применяются два способа разрушения эксплуатационной колонны, а именно: вырезание ее части  с установленного клинового отклонителя (КО) посредством набора фрезеров и полное разрушение обсадной колонны в интервале забуривания при помощи вырезающего устройства (ВУ) фирмы "Baker"DTM".  

 Для вырезания окон в обсадных колоннах использовались КО и комплекты фрезеров четырех модификаций и трёх фирм: 

   –“Baker Oil Tools” – двухразовая система со стартовым фрезером типа «Е», требующая проведения 2–х СПО;

   –“Baker Oil Tools” – одноразовая система “TrackMaster”, требующая 1 СПО;

   –“Smith Services” – одноразовая система “WindowMaster”

   –"Биттехника ", ("КОП–115С ");

При использовании моделей "Window master" и "Track master" ориентирование КО, его установка, вырезание  и обработка окна комплектом фрезеров могут быть обеспечены за один рейс, эти операции с использованием модели 1 (фирмы "Baker Hughes") выполняются за два рейса. Следует отметить, что используемые геофизические устройства – типа ГУОБИТ–42М1Г при ориентировании КО не могут эксплуатироваться со значительными осевыми и моментными нагрузками. По этой причине после ориентирования КО, корпус геофизического устройства поднимается и исключается из компоновки, т.е. вырезание "окна" в обсадной колонне для таких условий производится, как правило, за два рейса.  Но на некоторых скважинах, ориентирование КО и вырезание в эксплуатационной колонне полки, производилась за один рейс.  
    Очистить бурильные трубы (73мм(БТ(89мм и УБТ от металлической окалины и ржавчины, прошаблонировать их (БТ(73мм шаблоном (47мм, БТ(89мм шаблоном (60мм). Проверить меру инструмента.

    Проверить работоспособность бурового оборудования и КИП (ротор, моментомер, буровые насосы, систему очистки бурового раствора, ГИВ, манометры).

     На скважине иметь 10м3 высоковязкой пасты (Т=200сек) для обеспечения вымыва крупной фракции продуктов фрезерования э/колонны. 
Таблица 2.3 Параметры бурения для вырезки «окна»

	Интервал, м
	Вид технологической операции
	Способ бурения
	Режим бурения
	Скорость выполнения технологической операции, м/ч

	От
	До
	
	
	осевая нагрузка, тс
	скорость вращения, об/мин
	расход бурового раствора, л/с
	

	
	1470
	Фрезерование колонны
	Роторный
	2–6
	40–60
	14–16
	0,25


       Необходимо проверять наличие металлической стружки в желобах, чтобы убедиться в эффективности фрезерования.

       Для вырезке окна с помощью КО применяют КНБК:
 –клин–отклонитель;
–набор  фрезов (оконный d –141мм колонный d–141мм, арбузообразный  d–140мм.);
– УБТ – 121мм  –100м;
– бурильные  трубы  73мм и 89мм.

 Техническая характеристика клинового отклонителя  и  вырезающих фрезов  фирмы  “Baker Oil Tools” – двухразовая система со стартовым фрезером типа «Е», для вырезания “окна” на скважине №60 Золотухинского нефтяного  месторождения. 

Диаметр корпуса по ограничителям ─ 141 мм.

Масса ─ 210 кг.

Длина ─ 5832 мм.

Присоединительная резьба ─  3 ─ 102.
Осевая нагрузка на срезку якоря (вниз) ─ 5 тс.

Осевая нагрузка на срезку транспортного болта (вниз)  ─10 тс.

Угол  скоса  клина  1,5°

Расход промывочной жидкости ─ 10─16 л/с.

Скорость  вращения ─50─80 об/мин. 

Перепад давления на устройстве ─ 10─20 кгс/см2
Средняя механическая скорость вырезания ─ 0,7 м/ч.

Вид промывочной жидкости – вода или буровой раствор без добавок абразивных утяжелителей.

Для начала вырезания “окна” произвести  сборку клинового отклонителя со стартовым фрезом с замером  всех его  параметров (см.табл. 2.5) 
Таблица 2.4 КНБК для ориентировании  и  установки  К.О. 

	Наименование
	Диаметр мм.
	Длинна

м.
	Вес

кг.

	Клин+якорь
	139,7
	       5,718
	210

	Стартовый фрез
	141
	1,13
	25

	ГУОБИ
	105
	0,74
	30

	УБТ 
	121
	100
	7370

	Всего: 
	
	
	7635


 Произвести спуск компоновки на БТ(73мм(БТ(89мм со скоростью 1,5 минуты 1 свеча на глубину 5–7м от цементного стакана (1470 м) порасхаживать несколько раз и разгрузить инструмент на клинья. В ходе спуска избегать резких остановок, соблюдать осторожность. Подобрать БТ с таким расчетом, чтобы заход ведущей трубы в ротор был в пределах 2–3 м, чтобы вырезка «окна» проходила на длину квадратной штанги без отрыва КНБК от текущего забоя.  

Произвести ориентирование отклонителя по методике БелНИПИнефть» с таким расчетом, чтобы произвести установку клина по оси искривления скважины. 

Навернуть ведущую трубу, вставить роторные клинья, застопорить ротор и произвести спуск отклонителя до посадки на цементный стакан на глубине 1487 м.

Разгрузкой на 5тн произвести срезку стопорных штифтов удлинителя корпуса якоря отклонителя. После срезки штифтов инструмент должен просесть на 0,2–0,3 м. Поднять на 1м вверх и убедится в выдвижении шлипса стопора якоря.

Убедившись по проседанию  инструмента  в  выдвижении  шлипса произвести срезку болта подвески отклонителя к  стартовой  фрезе  движением инструмента вверх на 12–15 т выше собственного веса. После срезки болта инструмент должен просесть на длину  цилиндрической  части  пилотного  отклонителя  стартового  фрезера (200–300мм).

 Перед началом  вырезки выполнить следующее: проверить  вес  инструмента  по индикатору  веса, поставить  метку  на  квадратной  штанге.     Отметить   в  буровом  журнале вес  инструмента  по  индикатору  веса  при  подъеме и  спуске, при  свободном  вращении, момент  вращения и  вес  инструмента, а  также  давление  на  стояке и производительность  насоса во  время  промывки.

Произвести  вырезку окна в  эксплуатационной  колонне при  следующих параметрах режима  фрезерования: 

– осевая нагрузка  с  навеса с  увеличением  до  5тн;

– число  оборотов  ротора  60─80 об/мин;

–  производительность насоса 14–16 л/с;

      Для качественной зарезки "окна" стартовым фрезером  необходимо  пробурить 0,55 м.

Промыть скважину для очистки от металлической стружки до выравнивания параметров промывочной жидкости не менее одного цикла и поднять инструмент. Определить состояние и сработку стартового фрезера.

   Таблица 2.5 КНБК для вырезки “окна”
	Наименование
	Диаметр мм.
	Длинна

м.
	Вес

кг.

	оконный
	141
	0,67
	17

	колонный
	140
	1,45
	18

	арбузообразный
	140
	1,45
	18

	УБТ
	121
	100
	7370

	Всего: 
	
	
	7423


Произвести вырезку "окна"  в  эксплуатационной  колонне  при следующих  параметрах режима фрезерования: 

        – осевая нагрузка   до 5 тн.;

        – число  оборотов  ротора  80─120об/мин;

        – производительность насоса 10─14 л/с;

              –   интервал фрезерования – конечная глубина остановки стартового фрезера +    1,5–2м (вырезка в э/колонне (168мм).

При  вырезке окна постоянно  контролировать  параметры  промывочной  жидкости, в  случае  снижения  проходки  производить промывку с  закачкой 3─4 м3 пасты для  обеспечения  выноса мелкой  фракции  продуктов  вырезки «окна». 

Поднять компоновку с целью замены оконного фрезера (141мм. и продолжить фрезерование технической колонны (245 мм для выхода в открытую породу на 3–4 м.

 По  окончании  вырезки   окна  произвести  его  проработку. Проработку  интервала  зарезки   производить  до  свободного  прохождения  компоновки  5─10 раз (вращение с промывкой  на  циркуляцию, без  вращения с промывкой  на циркуляцию, без  вращения и  без  промывки).
2.3.6 Технология управления траекторией нового ствола
Управление траекторией нового ствола производится по проектному профилю скважины и по технологии, изложенной  в СТП 00–066–96 «Технология и техника управления искривлением при бурении глубоких скважин». — Гомель, 1996.

 Однако применительно к технологии восстановления скважин необходимо привести некоторые  уточнения.

 Тип КНБК выбирается в зависимости от функционального назначения отдельного интервала ствола, геологической характеристике разреза, и особенно от  угла и направления падения горных пород. В этом случае необходимо учитывать следующие факторы:

· При бурении по восстанию горных пород наблюдается тенденция к увеличению зенитного угла. 

· При бурении по падению горных пород – уменьшение зенитного угла .

· При бурении пологозалегающих пород основное влияние на изменение искривления ствола оказывает тип КНБК.

 Для управления искривлением новых стволов скважин рекомендуется использование следующих видов компоновок:

а)  КНБК для интенсивного изменения зенитного угла и азимута.

Долото, калибратор, забойный винтовой двигатель–отклонитель с ПО 1,5–2°, телесистема, бурильные трубы  диаметром 89. 

Тип долота выбирается в зависимости от характеристики разбуриваемой породы. При работе винтовыми забойными двигателями рекомендуется использовать шарошечные низкооборотные долота с герметизированной опорой, а также алмазные долота типа ИСМ.

В компоновке над долотом необходимо применять КЛС, диаметр которых должен соответствовать диаметру долота. Допускается износ наддолотного калибратора не более 2 мм от номинального размера.

б)  КНБК для малоинтенсивного  увеличения зенитного угла и стабилизации азимута скважины.

Долото, УБТ длиной 0,5–0,6м, КЛС, винтовой забойный двигатель, УБТ–8 или 11м, бурильные трубы. Если в КНБК используется ДВЗ Д–105 или Д–127, то в КНБК  включается УБТ длиной 11 или 8м соответственно, и после этого ставится центратор.

в) КНБК для стабилизации зенитного угла и азимута скважины. 

Долото, КЛС, винтовой забойный двигатель, ЦС, УБТ – 8 м, ЦС, УБТ 9 – 12 м, бурильные трубы.

 Стабилизация зенитного угла и азимута зависит от правильного сочетания типов КНБК с условиями залегания горных пород. Например, если ствол скважины бурится по падению пластов, то для стабилизации зенитного угла следует использовать КНБК для малоинтенсивного набора зенитного угла  и стабилизации азимута, и наоборот.

 При работе  КНБК необходим постоянный контроль за траекторией ствола, замер инклинометром необходимо производить не более, чем через 100 м проходки. По результатам замеров необходимо принимать соответствующие решения о дальнейшем применении типов КНБК.

 При бурении нового ствола необходимо принимать меры к минимальному износу обсадной колонны, из которой бурится новый ствол. В этом случае необходимо отдавать предпочтение бурению забойными двигателями.        

2.3.7 Обоснования  выбора установки для бурения второго ствола  аварийной скважины

  1. Вес бурильной колонны при фрезеровании обсадной колонны диаметром 168 мм (1470 м).

   а) Вес бурильных труб диаметром 89 мм с толщиной стенки, 9 мм (вес 1 погонного   метра с учетом замка и высаженной части, равен 29,9 кг).
Н1=1370 м – длина секции ПН 89x9Д;

q1=0,0299 т – масса 1 м трубы .

G1=H1∙q1,                                                                                      (2.20)
G1=1370∙29,9 = 40963 кг = 41 т.

б) Вес утяжеленных труб (УБТ) (вес  1 погонного метра  УБТ диаметром 121 мм, равен 73,7 кг)
H0=100 м – длина УБТ 121;
q0=73,3 кг– масса 1 м УБТ;
G0=H0∙q0,                                                                                      (2.21)
G0=100 ∙ 73,7 = 7370 кг = 7,3 т.

Итого, вес бурового инструмента составит :
G=G1+G0,

G=41 + 7,3 = 48,3 т (с учетом  «ВУ», переводников и фреза вес составит 48,7 т., в воздухе)

2. Вес бурильной колонны при бурении второго ствола, до проектной глубины (2200 м) составит:

а) Вес бурильных труб: 

 G1=H1∙q1,

G1= 2136 ∙ 29,9 =  63866 =63,9 т.
б) Вес 121 УБТ :
G0=H0∙q0,
G0=64 ∙ 73,7 = 4715 кг = 4,7 т.

в) Вес винтового двигателя  Д1 –127 = 390 кг = 0,39 т.

Итого: G=G1+G0+Gвзд ,

G=63,9 +4,7 +0,39 = 69 т. ( в воздухе)

3. Вес бурильной и обсадной колонны труб, при спуске «хвостовика» составит:

G=Н1∙q1+Нкол∙qкол,

Где  Н1 – длина бурильных труб ПН 89x9Д;

q1 – масса 1 м бурильных труб;

Нкол – длина «хвостовика»;
qкол – масса 1 м обсадных труб.
G=1470 ∙ 29,9 +730∙22,46 = 60274 = 60,3 т.

Из приведенного расчета следует, что наиболее тяжелой колонной труб является буровой инструмент с ГЗД (пункт 2).

Тогда грузоподьемность буровой установки должна быть:

G =К1 ∙К2 ∙Gтр
        G =1,25∙1,3∙69=112,1 т.

Где, К1 =1,25 – коэффициент запаса грузоподъемности установки при перегрузках (аварийные работы) 

К2  =1,2 – 1,3 – коэффициент учитывающий , возникающее сопротивления при подъеме инструмента из искривленной скважины.

Выбираем установку HRI–500, которая по своим характеристикам  подходит к работе с расчетными нагрузками.

2.3.8 Краткая характеристика буровой установки HRI–500.
1. Буровая лебедка HRI–500.

2. Мачта HRI–500М–34Т длина 34 м.

3. Двигатель–2 шт. катерпиллер 3306. Мощность 242 кВт (325 л.с.) при 2100 об/мин  Общая мощность 484 кВт.

4. Грузоподъемность 125,2 тонн.

5. Грузоподъемность максимальная 156 тонн.

6. Кронблок 125 м (3–х шкивный,762 мм.)

7. Талевый блок 4300 ТU–160 тонн (4 шкива,762 мм)

8. Вертлюг 15 МВ статическая нагрузка 150 тонн при Р=344 кг/см2
9. Ротор 20 Ѕ||  –521 мм, статическая грузоподъемность ротора 226,8 тонн.

10.  Воздушный компрессор–2 шт.

11.  Насос буровой W–600 HRI–EW CO (поршень и длинна входа (152х178 мм). Гидравлическая мощность 600 л.с. (410 кВт.). Максимальное давление Р=500 кПа.

12.  Талевый канат –диаметр 28,2 мм.

13.  Максимальная грузоподъемность подсвечника 125,25 тонн.


14. Оснастка талевой системы–4х5.
Емкость подсвечника:

	Трубы
	Дюймы
	Метры

	БТ
	5
	3072

	БТ
	4 ½
	3072

	БТ
	31/2
	4170

	НКТ
	31/2
	4170

	НКТ
	21/2
	5000


15.  Подвышечное основание в рабочем положении 5290 мм, ширина 4978 мм, длина 11898 мм. Вес 40610 кг.

16.  Ключ гидравлический для труб 27/8 –75/8,момент 40680 нм (4068 кг м), при Р=172 кг/см2. Максимальная скорость вращения 90 об/мин. При 65 л/мин расхода.

Лебедка HRI–500
1. Диаметр подъемного барабана–457 мм.

2. Скорость намотки каната 5+1.

3. Натяжения ходового конца каната 17576 кг.

4. Входная цепь: двухрядная роликовая с шагом 13/4 .

5. Цепь гидродинамического тормоза, трехрядная роликовая с шагом 11/3 
6. Гидродинамический тормоз однороторный, диаметр 558,8 мм.
Насос W–600 HRI–EW CO 
1. Насос триплекс, одностороннего действия.

2. Ход поршня 177,8 мм.

3. Число ходов–145.

4. Мощность–600 л.с.                      
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Винтового двигателя Д1–127
	1. Расход бурового  раствора л./сек.
	15,0–20,0

	2. Частота вращения С, (об/мин)
	130–180

	3. 
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Р МПа ,(атм)
	65–87

	4. Момент, кг м
	220–300

	5. Мощность,  к Вт.
	30–50

	6. Диаметр долот.
	139,7; 158,7

	7. Наружный диаметр двигателя.
	127

	8. Длина, мм.
	5545

	9. Масса, кг.
	387

	10. Присоединительная резьба.
	З–88

	11. Допустимая нагрузка, тн.
	8,0

	12. Назначенный ресурс, час
	300

	13. Средняя наработка на отказ, час
	75


Винтового отклонителя ДГ2–106
	1. Наружный диаметр, мм
	106

	2. Длина шпиндельной секции
	1420

	3. Длина двигательной секции.
	1500

	4. Угол перекоса.
	2–3

	5. Радиус кривизны, м.
	20–40

	6. Диаметр долота.
	120,6–157,0

	7. Расход, л./сек.
	6–14

	8. Частота вращения, об/мин.
	80–160

	9. Момент, кгм.
	100–120

	10. Перепад давления, кгс/ см2
	65–75


 Интервал 2100–2815м бурится в следующем режиме (см.табл. 2.6) 
Таблица 2.6 Режим   бурения  нового ствола

	Интервал, м
	Вид технологической операции
	Способ бурения
	Режим бурения

	От
	до
	
	
	Осевая нагрузка, тс
	Скорость вращения, об/мин
	Расход бурового раствора, л/с

	1470
	1500
	Бурение
	ротор
	3
	60–90
	13

	1500
	1630
	Бурение
	Взд Д1–127(1,5–2 град)
	до 4
	
	13

	1630
	1760
	Бурение
	Взд Д1–127(1,5–2град.)
	до 4
	
	13

	1760
	1855
	Бурение
	взд 

Д1–127 
	до 4
	
	13

	1855
	2000
	Бурение
	Ротор
	до 4
	60–90
	13

	2000
	2110
	Бурение
	взд

Д1–127
	3
	
	13

	2110
	2165
	Бурение
	взд

Д1–127
	3
	
	13

	2165
	2200
	Бурение
	ротор
	3
	60–90
	13


Интервал 1470–2200 бурится следующими КНБК (см.табл. 2.7)

Таблица 2.7 КНБК для бурения второго ствола
	Интервал, м
	Наименование
	Диаметр, мм
	Длинна,
М

	От
	До
	
	
	

	1470
	1500
	дол. СТ–ЦВ 
	139,7
	0,18

	
	
	УБТ
	121
	80

	1500
	1630
	дол. 5 ½ STR09
	139,7
	0,2

	
	
	КС
	139,7
	0,4

	
	
	Д1–127 с ПО(1,5–2град.)
	127
	5,4

	
	
	СТТ–127
	127
	7,3

	1630
	1760
	дол. 5 ½ SL53AKPR 
	139,7
	0,2

	
	
	КС
	139,7
	0,4

	
	
	Д1–127 с ПО(1,5–2град.)
	127
	5,4

	
	
	СТТ–127
	127
	7,3

	1760
	1855
	дол. 5 ½ STR30
	139,7
	0,2

	
	
	КС
	139,7
	0,4

	
	
	Д1–127 с ПО(1,5–2град.) 
	127
	5,4

	
	
	СТТ–127
	127
	7,3

	1855
	2000
	I–139,7СЗ–АУ
	139,7
	0,2

	
	
	КС
	139,7
	0,4

	
	
	УБТ
	121
	2

	
	
	ЦС 138
	138
	0,4

	
	
	УБТ
	121
	8

	
	
	ЦС 138
	138
	0,4

	
	
	НУБТ 
	121
	70

	2000
	2110
	У 139,7 ST–45
	139,7
	0,2

	
	
	КС
	139,7
	0,4

	
	
	Д1–127
	127
	5,4

	
	
	ЦС 138
	138
	0,4

	
	
	УБТ
	121
	8

	
	
	ЦС 138
	138
	0,4

	
	
	НУБТ 
	121
	36

	2110
	2165
	У 139,7 ST–45
	139,7
	0,2

	
	
	КС–139,7
	139,7
	0,4

	
	
	Д1–127
	127
	5,4

	
	
	УБТ
	121
	36

	2165
	2200
	У 139,7 ST–45
	139,7
	0,2

	
	
	КС–139,7
	139,7
	0,4

	
	
	УБТ
	121
	36


Параметры промывочной  жидкости.

 Y– 1,31г/см3; T– 35cек.; В– 9см3/30мин.; СНС – 20/40.
2.4 Спуск обсадной колонны 
Для крепления новых стволов, забуренных из обсаженных скважин диаметром 194, 168, 146 мм, рекомендуется использовать хвостовики из обсадных труб диаметром  114, 102мм.

Обсадные трубы диаметром от 114 до 102 мм могут быть использованы для крепления участков скважины с интенсивностью искривления до 5─6° на  10 м проходки.

Перед отправкой на буровую необходимо произвести ревизию труб 114─N–80─8,56 ST─L. Завоз труб осуществлять в порядке, обратном спуску колонны с учётом 5% запаса. При спуске иметь в наличии лево–правый разъединитель, который необходимо опрессовать на 250 атм. или комплект оборудования фирмы «Baker Oil Tools» для спуска и цементирования потайных колонн D 102–114мм.
2.4.1 Подготовка буровой и скважины к спуску  колоны

После выполнения заключительных геофизических работ перед спуском секции колонны спустить опрессовочный переводник с шаблонировкой бурильных труб до глубины 1387м., зафиксировать вес по ГИВ и на индикаторной диаграмме. Допускной бурильный инструмент опрессовать на 200 атм. Поднять опрессовочный переводник. При подъеме провести дефектоскопию инструмента. Составить ведомость–меру труб с указанием количества и длины свечей, толщины стенки и марки стали. На все выполненные работы составить акты. 
 Рассмотреть состояние ствола скважины по данным каверномера, профилемера, инклинометра. Собрать компоновку:

        –долото 139,7+КЛС–139,7+Д–127+БТ–89мм.    
                                     Места посадок проработать в режиме: 

        – нагрузка    –   с/н до 3 тн.

        – расход жидкости  –  10–12 л/сек

В случае необходимости обработать буровой раствор согласно анализа лаборатории буровых растворов.

При достижении забоя промыть скважину не менее 2 циклов. Поднять КНБК в «башмак» на глубину 1350 м. В случае посадок КНБК оставить скважину на исследовании 16 час. Спустить КНБК для шаблонировки ствола скважины до забоя 2149 м. При достижении забоя промыть скважину в объеме 1 цикла.

Время от конца подьёма КНБК после проработки ствола скважины до начала спуска колонны не должно превышать 2 часа. 



Необходимо уложить обсадные трубы на мостки в порядке их спуска в скважину.
Проверить техническое состояние вышки, фундаментов и блоков, бурового и противовыбросового оборудования, машинных ключей, КИП, освещения и др. агрегатов. Завезти на скважину спусковой инструмент, шаблоны, калибры, элементы конструкции низа колонны, переходные переводники, переводники для промывки, и др. материалы с паспортами и актами.

Исходные данные:

      1. Глубина скважины, L=2200 м.

      2. Расстояние от  устья скважины до верхнего конца «Хвостовика»–L=1370 м.

      3. Удельный вес бурового раствора в колонне–1,31  г/см3.
      4. Плотность флюида в пластовых условиях–
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ф= 0,816 г/см3.
      5. Рпл на глубине 1938м=253 кгс/см2

      6. Удельный вес цементного раствора=1,95 г/см3
      7. «Хвостовик» цементируется на всю длину 830 м.

      8. Коэффициент разгрузки К=0,25

      9. Глубина опорожнения L=1500м.

      10. Глубина сечения Z, м.
      11. Запасы прочности  для обсадных труб по ГОСТ–632–80.

N1=1,0 ( на наружное избыточное давление для всех интервалов, кроме соленосных отложений)

N1=1,3 ( на наружное избыточное давление в интервалах отложения соли).

N2=1,15(на внутреннее избыточное давление).

N3=1,3 (на растяжение в наклонно–направленной скважине).
Расчет избыточных  наружных давлений.
1 Так как 0<L<Z, то расчет производится по цементному раствору в следующих сечениях.

Рн.и – наружное избыточное давление ;
Рв.и. – внутреннее избыточное давление;
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ц.р – удельный вес цементного раствора;
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 – удельный вес бурового раствора;

Z – глубина расчетного сечения;

Рпл – пластовое давление;

Ропр(у) – давление опрессовки устья;

Ропр(к) – давление опрессовки колонны;


[image: image65.wmf]g

ф – удельный вес пластового флюида;

Н – глубина скважины;

К=0,25.
Z=
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o=0 м,   Рн.и.=0,1(
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ц.р.∙ Z) –(Рпл–(0,1∙
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ф∙( Н–Z)) ∙( 1–К) ,    (2.22)
Z=0м.          Рн.и.=0 кгс/см2.
Z=1370м. Рн.и=0,1∙(1,95∙1370)–(170–(0,1∙0,816∙(2200–1370))∙0,75=147,9 кгс/см2. 
Z=1470. Рн.и=0,1∙(1,95∙1470)–(183–(0,1∙0,816∙(2200–1470))∙0,75=148,3 кгс/см2. 
Z=2110. Рн.и=0,1∙(1,95∙2110)–(263–(0,1∙0,816∙(2200–2110))∙0,75=154 кгс/см2. 

Z=2200. Рн.и=0,1∙(1,95∙2200)–(279,6–(0,1∙0,816∙(2200–2200))∙0,75=154,5 кгс/см2. 
Расчет избыточных внутренних давлений.

Рв.и.= с=(Рпл–0,1∙
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g

∙Н)∙1,1  ,                                                (2.23)
Рпл=253 кгс/см2.
Н=2200 м.

Рв.и.=Ропр(у)=(253–0,1∙0,816∙2200)∙1,1=80,83 кгс/см2.
Т.к. Ропр(у)< Ропр(к) то расчет ведется по Ропр(к).

Ропр(к)=150 кгс/см2.
Рв.и= Ропр(к)+0,1∙(1,65–
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g

)∙Z ,                                               (2.24)
Z=0                    Рв.и= 150 кгс/см2. 
Z=1370 м.         Рв.и=150+0,1(1,65–1,31)∙1370=196 кгс/см2.

Z=1470 м.         Рв.и=150+0,1(1,65–1,31)∙1470=200 кгс/см2
Z=2110 м.         Рв.и=150+0,1(1,65–1,31)∙2110=222 кгс/см2.
Z=2200 м.         Рв.и=150+0,1(1,65–1,31)∙2200=225 кгс/см2.
Таблица 2.8 Распределение давлений по длине колонн
	Глубина, м
	Рн.и., кгс/см2
	Рв.и., кгс/см2

	от (верх)
	до (низ)
	от (верх)
	до (низ)
	от (верх)
	до (низ)

	0
	1370
	0
	147,9
	150
	196

	1370
	1470
	147,9
	148,3
	196
	200

	1470
	2110
	148,3
	154
	200
	222

	2110
	2200
	154
	154,5
	222
	225


Характеристика обсадных труб.
Диаметр колонны–114мм. ST–L без муфтовая, толщина стенки–8,56мм.
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 кгс/см2 – допустимое наружное избыточное давление;
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 кгс/см2 – допустимое внутреннее избыточное давление;
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 кгс/см2  – допустимая страгивающая нагрузка;

q=22,47 кг/1п.м. – вес 1 м обсадной колонны;
Коэффициенты запаса прочности:

n1=1,125/1,25 в зоне продуктивного;
n2=1,1;
n3=1,75.
Проверочный расчет.
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Qсек – вес «хвостовика»;

q – масса 1 м обсадных труб;
lсек – длина обсадной колонны.
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Следовательно конструкция колонны–хвостовика удовлетворяет условиям.

1. Спуск колонны производить на хомутах, элеваторах и клиньях. Допустимая глубина спуска обсадной колонны на клиньях – на длину "хвостовика".

2. Перед свинчиванием прошаблонировать  каждую трубу шаблоном ( 93мм.

3. В случае посадок колонны свыше 5 делений по ГИВ произвести промывку с расхаживанием в пределах 3–4 м через каждые 10–15 мин.

В процессе спуска следить за выходом циркуляции из скважины, количеством и качеством выходящего раствора. Промежуточные промывки в течение цикла с расхаживанием произвести в местах посадок
                 2.5 Цементирование обсадных колонн
  
 Цементирование обсадных колонн производится согласно СТП 00–089–89 “Крепление нефтяных скважин”. – Гомель,1989

  Под цементированием скважин понимается закачка цементного раствора с целью подъема его за колонной и частичного оставления стакана длиной 20–25 м, а также продавка цементного раствора продавочной жидкостью.


Объем цементного раствора определяется с учетом диаметра ствола скважины и коэффициента кавернозности (>1). При цементировании используется ЦА, ЦСМН–20. Перекачивается раствор по общему блоку манифольда в осреднительную ёмкость ( для перемешивания раствора).

  
Производительность, объем, давление, время фиксирования определяется с помощью станции контроля цементирования (ЭСКЦ). Ответственные работники (инженер) присутствует при проведении этих работ.

   До цементирования в лабораториях выверяются данные по расчетному времени начала и конца схватывания, а также прочность цементного камня на изгиб.

  
При цементировании вводятся по потребности химические реагенты (ускорители или замедлители схватывания ), а также пластификаторы.

  Качество цементирования определяется степенью замещенности бурового раствора с цементным растворам, качеством сцепления его с породой и колонной, неразрывностью стакана.     

                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                            Закачка цемента может быть под давлением.
  При цементировании «хвостовика» на скважине 60 Золотухинского месторождения необходимо:

  Иметь на буровой анализ цементного раствора. Проверить наличие необходимых добавок согласно рецепту и технологию приготовления цементного раствора. Линии обвязки опрессовать на полуторократное рабочее давление.

 Закачать буферную жидкость.

 В процессе затворения цементного раствора постоянно замерять его удельный вес, отобрать пробы. Колебания удельного веса не должны превышать 0,02 г/см3
  Во время прокачки цементного раствора и его продавки следить за выходом циркуляции, замеряя параметры промывочной жидкости.

  После окончания продавки проверить работу обратных клапанов, стравить давление до 0 атм.

   Разгрузить талевую систему до веса, равного весу бурильных труб. Учесть выталкивающую силу на бурильные трубы и хвостовик, возникающую за счёт разности  удельных весов цементного раствора за хвостовиком и бурового раствора в трубах. Под растягивающим усилием 2–3 тн вращением вправо на первой скорости ротора отсоединиться от хвостовика. Проверить отсоединение «хвостовика» путём создания обратной промывки при закрытом превенторе.                       

 Промыть скважину своими насосами до полного вымывания цемента из затрубного пространства в количестве не менее 2 обьёмов скважины или 80 м3 и поднять бурильные трубы с постоянным доливом скважины с выбросом инструмента на мостки.

 Оставить скважину на ОЗЦ–48 часов.
     2.5.1  Виды осложнений при цементировании скважин
2.5.1.1 Осложнения, связанные  с подготовкой ствола скважины

При недостаточной тщательной и несвоевременной проработки ствола скважины  или ее отсутствии на стенках скважины имеются или появляются  места посадок, а при некачественном глинистом растворе  образуется глинистая корка с налипшим шламом.


Ствол скважины сужается, и пространство между колонной и стенкой значительно уменьшается, в некоторых случаях до нуля. Сужения заколонного пространства  способствует возникновению больших давлений  при прокачивании цементного раствора  и иногда приводит приводит к невозможности восстановить циркуляцию раствора


Для предупреждения осложнений, связанных с сужением ствола, необходимо тщательно проработать ствол скважины перед спуском обсадной колонны. Целесообразно чтобы  скорость движения раствора  при этом была более 1 м/с, вязкость бурового раствора не превышала 50 с , а СНС за 10 мин не выше 130–170 мг/см2.


Неправильный учет объема каверн может стать причиной недоподъема  или переподъема цементного раствора, следствием чего в первом случае  является наличие нескольких   непрерывных горизонтов, а во втором– повышения давления при прокачивании цементного раствора.


Недоучет размеров каверн приводит также к уменьшению скорости подъема цементного раствора в заколонном пространстве и, как следствие , к недостаточному вытеснению бурового раствора. Каверны ( особенно если они имеют относительно большую протяженность ) способствуют образованию застойных зон и могут стать каналом прорыва вод.

             2.5.1.2 Потеря циркуляции при цементировании
В практики  цементирования  в последние годы наблюдаются случаи потери циркуляции раствора и невозможности  ее восстановления. Основная причина этого – поглощения раствора вследствие разрыва  пластов, что обусловлено следующим:


1) значительным  фактическим превышением  плотности цементного раствора  над буровым , что приводит к увеличению давления на пласт. Одним из основных мероприятий  по профилактике этого вида  осложнений  является применения облегченных цементных растворов, плотность которых  незначительно превышает плотность буровых растворов;


2) созданием больших скоростей восходящего потока цементного потока  в заколонном пространстве, что приводит в общем случае  к возрастанию давления  на стенки скважин, а при наличии «слабых» пластов –к их гидроразрыву. Во многих случаях  наряду с приближением  плотности  цементного раствора  к плотности  бурового необходимым требованием для обеспечения качественного проведения  цементирования является  понижения скорости  движения  цементного раствора  в заколонном пространстве  до значения скорости  глинистого раствора  в процессе  последней промывки  скважины. При цементировании мелких скважини определяющее значение  для возникновения гидроразрыва имеет разница  удельных весов  растворов, и чем она выше, тем больше  вероятность гидроразрыва пластов;


3) низким качеством бурового раствора, главным образом высоким значением СНС.

2.5.1.3  Осложнения связанные с преждевременным схватыванием и загустеванием цементного раствора
В практики этот вид осложнений встречается довольно часто. Однако в большинстве случаев трудно установить, связан ли он с загустеванием  или схватыванием  цементного раствора, так как в практических условиях невозможно разграничить  время начала его загустевания и начала схватывания. Тем не менее во многих случаях вполне очевидно, что начало схватывания раствора не наступило, и повышения давления при прокачивании может быть объяснено его резким загустеванием.

       Загустевание цементных растворов  объясняется при прочих равных условиях непосредственном химико–минералогического состава цемента. В портландцементе колебания химико–минералогического состава относительно  велики, что несущественно в строительной практике, но имеет важное значение при цементировании скважин с температурами, близкими к 100о С и выше. Основная роль при этом играет повышенное содержание трехкальциевого алюмината.

В некоторых случаях загустевания цементного раствора  может быть объяснено водоотдачей цементного раствора. Данный вид осложнений  наиболее част при установки мостов, проведения повторного цементирования, а также в тех случаях, когда имеются условия для устранения  глинистой  корки. При наличии глинистой корки  водоотдача цементного раствора низка, а при высоких температурах, когда раствор быстро схватывается, глинистая корка может пропустить незначительное количество фильтрата. Во всех случаях следует снижать водоотдачу цементных растворов.      

2.6 Заканчивание скважины
Заканчивание скважины – это процесс, включающий в себя первичное вскрытие продуктивного пласта, его крепление и испытание.

2.6.1 Требования к процессам, предшествующим освоению скважин

От качества вскрытия пласта бурением и крепления его во многом зависит успешность и продолжительность освоения скважины. Поэтому уже при осуществлении этих процессов необходимо предусматривать мероприятия, способствующие получению притока из пласта с меньшими материальными   затратами.


Наиболее эффективным является сохранение естественной проницаемости околоствольной части пласта, которая часто снижается за счет попадания в нее бурового раствора пли его составляющих, а также за счет физико–химических процессов, происходящих а пласте при взаимодействии пород, пластового флюида и бурового раствора.

Буровой раствор попадает в пласт при поглощении, которое возникает при наличии репрессии на пласт. Для предупреждения поглощения перед вскрытием продуктивного пласта необходимо плотность бурового раствора довести до значений, при которых давление гидростатического столба раствора не более, чем 1,04–1,07 раза превышало бы пластовое. Для вскрытия продуктивного пласта следует использовать буровые растворы малоглинистые, меловые, на углеводородной основе и др.


Фильтрат бурового раствора оказывает сильное влияние на проницаемость пласта, изменяя фазовую проницаемость. Пород, или вступая во взаимодействие с минералами или жидкостями, их насыщающими. Водоотдача бурового раствора должна быть минимальной (5–8 см3/ЗО мин).

Продуктивный пласт после вскрытия может остаться необсаженным (открытый ствол), обсаженным незацементированной   колонной (фильтром) и обсаженным зацементированной колонной. Выбор методов крепления его обосновывается в проекте. При вскрытии продуктивных пластов мощностью более 20 м предпочтение следует отдавать зацементированной колонне.


Прочностные характеристики эксплуатационных колонн рассчитывают по действующим методикам для условий опорожнения на 2000 м и наличия избыточного давления на устье 200 кгс/см2. Первый параметр принят, исходя из условий вызова притока и эксплуатации скважин со сниженным пластовым давлением, второй – исходя из необходимости создавать большие репрессии для разрушения непроницаемых перемычек в околоствольной зоне пласта при вызове притока и при борьбе с нефтегазоводопроявлениями.


После ОЗЦ и разбуривания  излишнего цемента эксплуатационная колонна подвергается испытанию на герметичность двумя способами – избыточным давлением и снижением уровня в скважине. Избыточное давление 200 кгс/см2 на воде. Величина депрессии не менее 100 кгс/см2 (при снижении уровня до 1000 м). Колонна считается герметичной, если при испытании избыточным давлением оно снизилось в течение 30 минут на величину не более 5 кгс/см2, а при снижении уровня в течение 8 часов уровень поднимается не выше 2 м. В отдельных случаях величина избыточного давления и глубина снижения уровня могут быть изменены по согласованию с авторами проекта.


Верхняя часть эксплуатационной колонны оборудуется устройствами, позволяющими нормально эксплуатировать скважину. Для фонтанных и нагнетательных скважин на устье монтируют фонтанные арматуры. Выбор типа колонной головки и фонтанной арматуры производят по величине ожидаемого устьевого давления и дебита.


Фонтанная арматура монтируется так, чтобы был свободный доступ к любой из ее задвижек. Выкидные линии, идущие от фонтанной арматуры к амбару, не уложенные в траншею, должны быть закреплены с помощью анкеров. На фонтанной арматуре устанавливают два манометра: на буфере фонтанной елки и затрубном пространстве. На выкидных линиях монтируется кран высокого давления для отбора проб.   
        2.6.2 Организация работ при испытании скважин

Испытание объектов в разведочных и эксплутационных скважинах производится силами буровой бригады, осуществляющей проводку скважины. Вторые и последующие объекты испытывают специализированные бригады, если таковые имеются в структуре буровой организации.


Руководство работами по испытанию скважин осуществляется через технологические группы по испытанию, имеющимися в управлениях буровых работ, или технологом, назначенным ответственным за проведение работ.


Планы работ на испытание и отдельные технологические операции составляют технологический и геологический отделы.


Программы работ по испытанию разведочных и поисковых скважин утверждаются заместителями Генерального директора по бурению и геологии после согласования с "БелНИПИнефть".


Планы работ на испытание объектов в разведочных, добывающих и нагнетательных скважин утверждаются главным инженером и главным геологом организации, ведущей работы по испытанию скважин после согласования с ЦДНГ. Один экземпляр плана передается  ’’БелНИПИнефть’’.


В планах работ па испытание должна выдерживаться следующая очередность выполнения операций:

перфорация, замена на воду, соляно–кислотная ванна, определение приемистости. При приемистости свыше 50 м3/сут. – кислотная 
обработка, вызов притока путем снижения уровня, исследование притока. При приемистости ниже 50 м3/сут. –  возбуждение пласта 
методом переменных давлений, гидроразрыв пласта, соляно–кислотная обработка, вызов притока и исследование притока.


В случае, если после выполнения всех работ, включенных в план, возникает необходимость продолжать работы по испытанию скважины составляется дополнительный план.

2.6.3 Перфорация колонны

Для перфорации может применятся кумулятивная, пулевая или  гидроабразивная перфорация. Выбор типа перфоратора обуславливается геолого–техническими особенностями скважины, наличием необходимого оборудования и материалов.          [20, с11]

Кумулятивная перфорация может производиться при равновесии, репрессии  или депрессии на пласт. Порядок выполнения операций по перфорации, тип перфоратора, плотность, количество одновременно спускаемых зарядов и др. особенности оговариваются в плане работ на испытание скважины (объекта).


Кумулятивную и пулевую перфорацию производят геофизические организации по заявкам буровых или нефтедобывающих предприятий. Ответственность за соблюдение "Правил безопасности" и "Единых правил взрывных работ" несут как заказчик, так и подрядчик.

Выбор перфораторов и режимов перфорации производят, исходя из   следующих основных принципов:

– достижение необходимой гидродинамической связи с пластом, обеспечивающей приток жидкости из пласта с минимальными сопротивлениями;

– обеспечение условий, при которых без осложнений возможно проводить работы по испытанию и последующей эксплуатации скважин; 

– осуществление процессов вскрытия пластов перфорацией при минимальных затратах труда, средств, материалов, оборудования и времени.

  При выборе перфоратора учитывают цель перфорации и следующую информацию о скважине:

– минимальный внутренний диаметр труб, через который должен пройти перфоратор;

– минимально допустимый зазор между перфоратором и обсадной колонной;

– давление и температуру в скважине;

– свойства жидкости в скважине и пласте, наличие и величину перепада давлений между       скважиной и пластом;

– глубину залегания объектов, подлежащих испытанию;

– состояние обсадной колонны и качество цементирования в зоне перфорации.
При выборе типа перфоратора учитывают его конструктивный габарит (по диаметру) и пределы температуры, при которых могут использоваться кумулятивные заряды.

Для уменьшения вредного влияния попавшей в пласт при перфорации жидкости на его проницаемость до подъема НКТ под перфорацию нижняя часть колонны заполняется жидкостью, попадание которой в пласт не ухудшит его проницаемость. Такими жидкостями являются нефть и др. углеводородные жидкости, пластовая вода, водные растворы ПАВ, известково–битумные и кальциевые растворы. Выбор тапа раствора зависит от величины пластового давления. В отдельных случаях перед перфорацией можно закачивать раствор соляной кислоты, и уже в процессе перфорации подвергать пласт, а в первую очередь околоствольную зону, обработке.

План работ на проведение перфорационных работ должен содержать в себе информацию о геолого–техническом состоянии скважины, а также количестве одновременно взрываемых зарядов по интервалам.

Работы по перфорации выполняются в присутствии ответственного представителя заказчика.

Перед перфорацией на устье скважины устанавливают перфорационную задвижку или другое устройство, которую опрессовывают на указанное в плане работ давление, обычно на давление опрессовки колонн.

Спуск зарядов в скважину разрешается после проверки скважины с помощью шаблона, спускаемого на кабеле. Диаметр и длина шаблона не может быть меньше диаметра и длины перфоратора, которым будут вскрывать пласт.

Перфорацию колонны производят, вскрывая сначала самую нижнюю часть интервала, и доведя плотность до предусмотренной планом и затем переходят к перфорации интервалов, располагающихся выше.

После каждого выстрела доливают скважину замеренным количеством жидкости для установления факта поглощения ее во время перфорации. Информацию о поглощении заносят в акты о проведенных работах.

Перфорацию скважины при депрессии на пласт, как правило, осуществляют через спущенные в скважину насосно–компрессорные трубы, причем на устье устанавливают фонтанную арматуру и лубрикатор для возможности извлекать перфоратор при избыточном давлении. Уровень в скважине до перфорации снижают с помощью компрессора или сваба. Величину депрессии задают, исходя из величины пластового давления.

Гидропескоструйная перфорация (ГПП) является наиболее эффективным методом вторичного вскрытия пласта и используется там, где от применения других методов вскрытия получены неудовлетворительные результаты. ГПП планируется как  обязательная при необходимости вскрывать пласт через две и более колонны и при вскрытии пластов мощностью менее 5м.

Для проведении процесса ГПП предпочтительнее использовать насосные агрегаты ЦА–400 н 4АН–700 и пескосмесители ЗПА. Потребное количество агрегатов определяется по формуле:
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где,     n – потребное количество агрегатов;


Q – расход жидкости, л/с,(м3/с);


Ру – давление  на устье,  кгс/см2 (МПа);


i – коэффициент, учитывающий техническое состояние агрегатов;


q– производительность одного агрегата, л/с (м3);

P–давление, развиваемое агрегатом при принятой производительности, кгс/см2,        (МПа).   


Для ГПП используют серийные (АП–6М,АП–5М) перфораторы или перфораторы, изготовленные в мастерских предприятий. Для перфораций колонн диаметром 114 мм число работающих насадок должно быть не более двух.


Место установки перфоратора определяют с помощью геофизических приборов (гамма–метод, магнитный локатор). Для расчетного контроля за удлинением труб за счет перепада давлений в насадках используют формулу:
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где,     DL – приращение длины, см;


DP – перепад давления, кгс/.см2;


 S– площадь внутреннего сечения труб, см2;


 F – площадь поперечного сечения труб, см2;


 Е – модуль Юнга, кгс/см2 .     
2.6.4 Вызов притока
2.6.4.1 Общие положения

Движение жидкости из пласта к забою скважины возможно только при соблюдении следующего неравенства:
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  где Рпл – пластовое давление;

         Рэаб – забойное давление;

         Рсол – давление, необходимое для преодоления сил сопротивления движению пластовой жидкости к перфорированной части пласта.


В статическом состоянии забойное давление зависит от глубины скважины по вертикали (Н)  и плотности жидкости (r), которой заполнена скважина:
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Сопротивления движению жидкости в пласте нередко столь высоки, что при созданной депрессии приток вызвать не удается. Поэтому мероприятия по вызову притока должны предусматривать как создание депрессии, так и возбуждение пласта одним или несколькими описанными ниже методами.


Создание депрессии в зависимости от геолого–технических характеристик пласта и скважины осуществляют:

    – уменьшением плотности жидкости в скважине (заменой бурового раствора на воду, воды на нефть, закачкой в скважину пены, аэризацией);

         – снижением уровня (с помощью сваба, компрессора, погружной насосной установки, струйных насосов и др.).

2.6.4.2 Методы снижения забойного давления
          Замена бурового раствора на воду.


Операции по замене бурового раствора на воду осуществляют с помощью цементировочных агрегатов. Перед началом работ обвязку агрегатов опрессовывают полуторократным ожидаемым давлением. Трубопроводы, предназначенные на сброс, закрепляют анкерами.


Замену бурового раствора на воду осуществляют по схеме обратной ромывки, при которой значительно лучше условия выноса механических взвесей и сокращается время работы агрегатов при повышенных давлениях.


Замена бурового раствора на воду может быть ступенчатой и прямой. Ступенчатая предусматривает замену тяжелого бурового раствора на более легкий, а затем на воду. Ее следует применять при ожидаемом давлении нагнетания выше давления опрессовки колонн. Величину максимального давления нагнетания без учета потерь на сопротивление движению определяют из выражения:
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где  r –  плотность бурового раствора;

       Н – глубина установки башмака НКТ (м).


При замене в скважине на воду утяжеленного бурового раствора, между водой и утяжеленным раствором располагают глинистый раствор без утяжелителя. Это мероприятие направлено на предупреждение выпадения утяжелителя из раствора.


Закачка воды в скважину с целью замещения бурового раствора проводится до появления на устье чистой воды. Объем закачиваемой воды не менее 1,5 объемов колонны.


При отсутствии фонтанного притока после непродолжительной (20–30 мин.) остановки в затрубное пространство закачивают воду в объеме НКТ плюс 1–2 м3 и наблюдают  за выходом "забойной" пачки. При наличии большого числа механических взвесей операции следует повторить.


При замене бурового раствора на воду возможно поглощение бурового раствора или интенсивный выход жидкости из скважины. Первое  устраняют уменьшением расхода на агрегатах, второе – установкой на выкидных трубопроводах штуцирующих устройств. Диаметр штуцера выбирают, исходя из расхода и давления на агрегатах.


После замены бурового раствора на воду (если это не оговорено планом) наблюдают за поведением скважины в течение 6–8 часов. При этом за счет нагревания воды и выделения из нее газа может быть незначительный перелив, который уменьшается во времени. Перелив за счет работы пласта более интенсивен и стабилен.


Наблюдая за притоком из скважины, периодически замеряют дебит ее, при незначительных переливах  с помощью сосуда, объем которого выверен, а при значительных – в  емкостях. Результаты замеров заносят в вахтовой журнал.    
          Снижение уровня в скважине.


Снижение уровня в скважине может осуществляться различными методами: вытеснением жидкости газом, свабированием, откачкой жидкости погружными (в т.ч. струйными) насосами. Глубина снижения или расстояние от поверхности земли до уровня в скваживе задается и указывается в плане работ на испытание скважины.


Вытеснение жидкости газом может осуществляться способом прямого вытеснения, продавкой газа через пусковые отверстия, закачкой в скважину воздушных пачек.


При использовании способа прямого вытеснения компрессор подключают к затрубному пространству или трубкам. Процесс состоит из закачки газа в скважину до максимального давления на компрессоре  стравливания. Положение уровня жидкости в скважине может быть рассчитано. По схеме обратной промывке:
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по схеме прямой промывки:
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здесь Р – пусковое давление (кгс/см2);   Vз, Vт, Vк – объем п.м. и кольцевого пространства труб и колонны соответственно; r – плотность жидкости. При использовании компрессоров УКП–100 для вызова притока из глубоких скважин предпочтение должно быть отдано подключению к затрубному, т.к. после стравливания сжатого газа уровень в скважине будет снижен значительно ниже, чем при закачке газа в трубки, так как. Vз >

SYMBOL 62 \f "Symbol" \s 12> Vт.   
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При снижении уровня с помощью пусковых отверстий в процессе вытеснения наблюдается также явление снижения плотности жидкости, которое начинает проявлять себя после того, как уровень будет снижен до пускового отверстия и в трубы начнет поступать газ.
2.6.5 Возбуждение пласта и интенсификация притока
2.6.5.1Общие положения

При первичном и вторичном вскрытии пласта искусственно могут быть созданы условия, при которых между продуктивной частью пласта и скважиной образуется буферная зона. непроницаемая для пластовых флюидов при перепадах, созданных при вызове притока. Эту зону необходимо разрушить одним или комбинацией методов, описанных ниже.


Проницаемые каналы могут появиться как за счет очистки загрязненных зон при повышении перепада давлений; разрушения перемычек знакопеременными нагрузками или химическими средствами, так и за счет создания новых каналов.


Для создания проницаемых каналов для условий белорусских месторождений применяются солянокислотные ванны, совмещенные с операцией повышения перепада давлений (определение приемистости пласта), метод переменных давлений, солянокислотный и гидравлический разрыв пласта, воздействие на пласт с помощью струйных насосов.

2.6.5.2 Кислотные ванны и определение приемистости пласта


Кислотные ванны предназначены для очистки поверхности, в первую очередь фильтра от продуктов разрушения кумулятивных зарядов, обломков породы и цементного  камня, а также нерастворимых в воде химических соединений.


Кислотные ванны устанавливают как в скважинах с открытым стволом, так и обсаженных и затем перфорированных. Обязательным условием при установке  ванны является установка башмака насосно–компрессорных труб ниже нижних  дыр перфорации.


Объем кислотного раствора для ванны определяется как 5–6 объемов обрабатываемой зоны, обеспечивающий выполнение следующей технологической схемы: сначала заполнить обрабатываемый интервал, а затем через 15–20 минут стояния кислотный раствор заменить свежим. Избыток кислотного раствора предусматривается использовать для оценки приемистости скважины.


Концентрация кислотного раствора 12 – 15%. Для удаления глинистой корки или глинистых отложений предпочтительнее использовать глинокислоту, т.е. смесь соляной и плавиковой кислот. Объем плавиковой кислоты в смеси к объему соляной должен составлять 4 – 8%.


Время реагирования кислоты при кислотной  ванне устанавливается по данным опыта, но не должно превышать 2 часов.


Продукты реакции при солянокислотной ванне вымываются обратной промывкой, водой двумя объемами НКТ.     
2.6.5.3 Метод переменных давлений

В случае, если отсутствует приемистость при проведении кислотной ванны, а снижением давления на забой скважины не удается вызвать приток из скважины, приступают  к возбуждению пласта методом переменных давлений (МПД).


Насосным агрегатом создают избыточное давление в затрубном пространстве до величины опрессовки колонны, затем агрегат останавливают и быстро открывают кран на трубках. После прекращения истечения жидкости кран закрывают и операцию повторяют. Закачка жидкости и ее стравливание составляют цикл. При МПД необходимо осуществить не менее 30 циклов, причем при каждом цикле замерять количество закачиваемой в скважину жидкости. Увеличение объема во времени указывает на наличие связи скважины с пластом.

2.6.5.4 Гидрокислотный и гидравлический разрыв  пласта


При отсутствии связи скважины с пластом, что определяют, создавая избыточное давление на устье до давления опрессовки колонны, проводят работы по гидравлическому разрыву пласта. Если жидкостью разрыва является соляная или другая кислота, разрыв пласта называют гидрокислотным.


Особенностью гидрокислотного разрыва является то, что закрепление созданных разрывом трещин расклинивающим материалом можно не производить, так как неравномерное воздействие на породу создает "несмыкающиеся" трещины.


Гидроразрыв пласта может быть осуществлен с пакером и без пакера. При проведении разрыва, без пакера давление с колонны снимается столбом утяжеленного глинистого раствора. Поэтому его иногда называют гидроразрывом с противодавлением глинистого раствора(пакерной жидкостью).


При проведении процесса разрыва пласта без пакера выполняют следующую технологическую схему:

– Заполняют скважину утяжеленным глинистым раствором, плотность которого может быть заранее рассчитана. Если исходить из необходимости  иметь максимальное давление на пласт, превышающее в «n» раз гидростатическое, то можно использовать формулу:
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где  n – коэффициент превышения гидростатического давления;

      Ргр –  давление столба глинистого раствора;

      Ропр –  давление опрессовки колонны.

–Закачивают в скважину по НКТ: разделительную пачку углеводородной жидкости или воды в объеме до 0,2 м3, 2–3–м3  12–15%–ной соляной кислоты, воду в количестве до объема НКТ. При этом давление на устье (на агрегате) составит:


Рагр = (Н rгр  – Н·

SYMBOL 114 \f "Symbol" \s 12rв) /10 = Н (rгр·

SYMBOL 114 \f "Symbol" \s 12rв)  / 10,
(2.38)

где rгр  – плотность жидкости в затрубном пространстве  

      rв  – плотность жидкости в трубах. 

На пласт в это время будет давление: 

                           Рпл = Н · rгр ,                                                               (2.39)   
– Закрывают затрубное и начинают задавку кислоты в пласт, доводя давление на затрубном до давления опрессовки колонны.
Если величина "n" будет задана выше, потребуется раствор с большей плотностью.

– При разрыве пласта, факт которого устанавливают по наличию связи сважины с пластом, т.е. поглощению жидкости, продавку кислоты начинают кислотным раствором. В пласт закачивают жидкость в следующей очередности: кислотный раствор, продавочная жидкость (вода), снова кислотный раствор и снова вода.

– После задавки кислоты в пласт продавочной жидкостью, глинистый раствор вымывают из скважины прямой или обратной промывкой.

– Оставляют скважину на реагирование и в зависимости от положения уровня в скважине проводят работы по извлечению продуктов реакции.

– Исследуют приток и определяют фильтрационные параметры пласта.


При работе с пакерами могут быть использованы различные их модификации: с опорой на забой, шлипсовые, гидравлические. Пакер может быть установлен непосредственно над скважинным  фильтром,  на  голове  потайной   колонны ( хвостовика) и в любом удобном для работы месте, если давление на колонну не будет превышать максимально допустимого для этой части колонны.


Для удержания пакера на месте, если недостаточно веса труб, необходимо использовать гидравлические якори. Размеры пакера и якоря должны соответствовать. 

2.6.5.5 Воздействие на пласт с помощью многоциклового испытательного инструмента

Возбуждение пласта при отсутствии притока можно осуществлять с помощью многоциклового испытательного инструмента (комплект МИГ и МИК).


Для этого:

– устанавливают пакер на 1–2 м выше интервала перфорации;

– проводят депрессионное и депрессионно–репрессионное воздействие. Депрессионное воздействие проводят в случае, если скважина заполнена рабочей жидкостью, содержащей твердую фазу (например буровым раствором);

– при депрессионном воздействии после запакеровки необходимо открыть впускной клапан и мгновенно создать депрессию на пласт. Выдержать пласт под депрессией 5–10 мин., закрыть клапан и 10–15 мин. ожидать восстановления давления. Проводят 10–15 циклов депрессионного воздействия;

– при депрессионно–репрессионном воздействии после запакеровки следует открыть впускной клапан и создать на пласт мгновенную депрессию. Выдерживают пласт под депрессией 5–10 мин., закрывают клапан и снимают пакер. В результате на пласт воздействует репрессия, равная разности давлений между гидростатическим и пластовым. Под репрессией пласт выдерживают 4–5 мин, снова запакеровываются и процесс повторяют. В таком режиме проводят 10–15 циклов воздействия.

– после как депрессионного, так и депрессионно–репрессионного воздействия без подъема инструмента испытывают объект в режиме приток – восстановление давления с регистрацией кривой притока и восстановления давления. Испытание проводят в один или два цикла. Общее время периода притока должно составлять 2–5 часов, а восстановление давления – 3– 6 часов.                                                                                     
2.6.6 Методы интенсификации притока

  Солянокислотные обработки.


Солянокислотные обработки относятся к методам химического воздействия на пласт с целью повышения проницаемости призабойной зоны пласта и являются методами интенсификации притока.


Для солянокислотных обработок применяется ингибированная соляная кислота. Заводы поставляют кислоту с сильно отличающейся начальной концентрацией (22–27%), поэтому перед каждой операцией следует устанавливать фактическую концентрацию с тем, чтобы использовать для обработки кислотный раствор с заданными параметрами. Концентрацию кислоты определяют по таблицам после замера плотности ее.


Приготовление раствора заданной концентрации может осуществляться как  перед началом операции, так и в процессе  закачки кислотного раствора в скважину. В этом случае концентрированная кислота и вода подаются по отдельным трубопроводам до тройника (смесителя), где они смешиваются.


Количество воды для приготовления раствора заданной концентрации определяется по формуле:


VВ   =Vр·[(rт+rз)/(rт–1)] ,
(2.40)


где     Vр – объем раствора кислоты;



rз – плотность кислотного раствора заданной концентрации, г/см3;



rт – плотность товарной кислоты, г/см3.


Для целей воздействия на пласт при испытании скважин рекомендуется 12–15%–ный раствор соляной кислоты.


Кислотная обработка проводится по плану, образец которого приведен в приложении. План включает в себя основные характеристики процесса: состав, концентрацию и объем кислотного раствора, объем продавочной жидкости, максимальные давления на устье, время ожидания реагирования, объем исследования до и после. Иногда при проведении специальных обработок предусматривают расход  при нагнетании раствора и продавочной жидкости или мероприятия по облегчению вызова притока из скважины после обработки.


При проведении кислотной обработки башмак НКТ, как правило, должен быть установлен ниже нижних дыр перфорации (1–7 м).


Кислотный раствор закачивают в скважину по  НКТ при открытых на затрубном задвижках. Задвижки закрывают после того, как весь интервал перфорации заполнен кислотным раствором.


Объем кислотного раствора на обработку при испытании скважин определяется, исхода из расхода 0,15 – 0,2 м3 на метр вскрытой мощности пласта. Ориентировочно рекомендуемые для условий белорусских месторождений объемы для первой обработки 6 м3, второй – 12 и третьей – 24 м3 кислотного раствора. Объем продавочной жидкости второй и последующих обработок в 2 раза больше, нежели при предыдущей обработке.


Время реагирования кислотного раствора устанавливают в зависимости от карбонатности пород, концентрации раствора и температуры скважины. Для концентраций 12 ё 15%  время реагирования после задавки в плает не должно превышать 4 часов.


При пластовом давлении менее гидростатического необходимо предусматривать принудительную очистку пласта от продуктов реакции при депрессии, создаваемой например  свабированием или снижением уровня с помощью компрессора. Эту работу следует проводить сразу по истечении времени реагирования.


Эффективность о6работки определяют по разности в производительности (приемистости) скважин на сопоставимых режимах, замеренных после и до обработки.


Скважина, законченная испытанием, если в ней получен промышленный приток нефти и газа, а также если она предназначена для использования в качестве нагнетания, подлежит освоению.


Объем работ по освоению зависит от способа эксплуатации. Фонтанная скважина подключается к замерно–трапным установкам, оборудуется площадкой для проведения исследовательских работ. Скважина, эксплуатируемая механизированным способом подключается к трубопроводам и обеспечивается наземным и подземным оборудованием, Оборудование выбирают в зависимости от величины ожидаемого дебита.


Регламентировано время, по истечении которого после приема скважины на баланс скважина должна быть введена в действие. Для фонтанных скважин:

                                                  
Т = 8К1·К2   ,                                         (2.41)

Для скважин, оборудованных штанговыми глубинными или погружными электронасосами:


                                                  Т=16К1 ·К2 ,                                        (2.42)

К1 и К2 – коэффициенты, учитывающие климатические условия и метод строительства (кустовой или индивидуальный), соответственно выдают плановые отделы.


Перед стаскиванием (демонтажом) бурового оборудования в скважину, как правило, закачивают жидкость, давление гидростатического столба которой равно или превышает пластовое. Поэтому при освоении скважины приходится повторно вызывать приток из пласта. В связи с этим при глушении скважины следует использовать жидкости, не ухудшающие проницаемость, имеющуюся после испытания. Это хлоркальциевые растворы, пластовая вода, БИЭР, нефть.


Вытеснение жидкости глушения в фонтанной скважине осуществляется одним из методов снижения забойного давления. В насосных скважинах раствор, содержащий твердые частицы, следует заменять на рассол или пластовую воду до спуска насоса.


С целью сокращения промежутка времени между испытанием и вводом скважины в эксплуатацию, снижения затрат на освоение и получение дополнительной добычи продукции время испытания и освоения скважин следует совмещать.  
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