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Модуль 1.ОСОБЕННОСТИ ДОБЫЧИ ГАЗА  И КОНДЕНСАТА
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1.1. Особенности конструкций газовых скважин

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

Физические свойства газа - плотность и вязкость, их изме​нение в зависимости от явления и температуры существенно отличаются от плотности и вязкости нефти и воды. Во многих случаях плотность газа значительно меньше плотности нефти и воды, а коэффициент динамической вязкости газа в 50-100 раз меньше, чем у воды и нефти.

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

Скорость движения газа в стволе скважины в 5—25 раз больше, чем скорость движения нефти. Извлечение газа из недр на поверхность происходит пока только за счет использования пластовой энергии. Газ некоторых месторождений содержит агрессивные, коррозионные компоненты (сероводород, угле​кислый газ). Отсюда к прочности и герметичности газовой скважины предъявляют более жесткие требования.

Газовые и газоконденсатные месторождения залегают в зем​ной коре на различных глубинах: от 250 до 10000 м и более. Для извлечения углеводородных компонентов пластового флюида на поверхность бурятся газовые и газоконденсатные скважины. Газовые скважины используются для: 1) движения газа из пла​ста в поверхностные установки промысла; 2) защиты вскрытых горных пород разреза от обвалов; 3) разобщения газоносных, нефтеносных и водоносных пластов; 4) предотвращения под​земных потерь газа.

Давление газа на устье газовой скважины всего на 5—10% меньше забойного давления или пластового давления в оста​новленной скважине. При истощении залежи или при особых условиях (открытый газовый фонтан, перекрытие ствола скважинным клапаном-отсекателем) устьевое давление при​ближается к атмосферному давлению. Значит, на обсадные трубы создаются большие давления и их перепады при наличии температурных напряжений. В случае малейшей негерметично​сти обсадной колонны вследствие малой вязкости газ проникает в вышележащие пласты, что может привести к загазованности территорий, образованию грифонов и создать взрывоопасные условия. Агрессивные компоненты не должны вызывать сни​жение прочности обсадных колонн и газопромыслового обо​рудования. Вследствие больших скоростей газа повышается опасность эрозии оборудования в газовой струе. Поэтому подби​рают соответствующие материалы обсадных колонн, повышают герметичность труб применением уплотнительных смазок для резьб или сварных соединений, цементируют трубы по воз​можности на большую высоту (до устья) и др. Герметичность колонн обсадных труб достигается различными способами: применением резьбовых соединений на концах труб и муфтах со специальной трапецеидальной формой поперечного сечения с тефлоновыми уплотнительными кольцами, использованием фторопластовой уплотнительной ленты, герметизирующих уплотнительных составов для муфтовых соединений. Герме​тичность заколонного пространства скважин обеспечивается применением цементов определенных марок, дающих газоне​проницаемый, трещиностойкий цементный камень.

Газовые скважины эксплуатируются в течение длительного времени в сложных, резко изменяющихся условиях. Действи​тельно, давление газа в скважинах доходит до 100 МПа, темпе​ратура газа достигает 523 К. В процессе освоения, исследований, капитального ремонта и во время эксплуатации скважин резко изменяются давление, температура, состав газа, движущегося в скважине.

Скважины - дорогостоящие капитальные сооружения. В общих капитальных вложениях в добычу газа удельный вес капитальных вложений в строительство скважин может составлять 60—80% в зависимости от глубины залегания место​рождения, геологических условий бурения скважин, географи​ческих условий расположения месторождений. Долговечность работы и стоимость строительства скважин определяются их конструкциями.

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

Конструкция скважины должна обеспечивать: доведение скважины до проектной глубины; осуществление заданных способов вскрытия продуктивных горизонтов и методов их эксплуатации; предотвращение осложнений в процессе бурения и эксплуатации; ремонт скважины; выполнение исследователь​ских работ; минимум затрат на строительство скважины, как законченного объекта в целом.

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

При движении газа в стволе с забоя на поверхность, осо​бенно в высокодебитных скважинах, происходят большие по​тери давления на гидравлическое сопротивление, которые при дебите 0,5 млн. м3/сут в 2—3 раза превышают депрессию. Эти потери давления могут уменьшать дебит газовой скважины. При увеличении диаметра скважины (эксплуатационной ко​лонны) уменьшается расход пластовой энергии, но возрастают капитальные вложения на строительство скважины и снижается надежность. В настоящее время экономически оправдано при​менение в высокодебитных газовых скважинах эксплуатацион​ных колонн диаметром 219—245 мм.

1.2. Оборудование устья газовых скважин

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

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

Трубная головка служит для подвески фонтанных труб и герметизации межтрубного пространства между эксплуатаци​онной колонной и фонтанными трубами. На трубную головку непосредственно устанавливают фонтанную елку крестовикового ялитройникового типа.

Фонтанная ёлка монтируется выше верхнего фланца труб​ной головки. Она предназначена для: 1) освоения скважины; 2) закрытия скважины; 3) контроля и регулирования технологиче​ского режима работы скважины. Основной элемент фонтанной елки крестовикового типа - крестовина, а тройниковой елки -тройник. На ней монтируются штуцеры, термометры, установки для ввода ингибитора гидратообразования и коррозии, устьевой клапан-отсекатель.

Устьевой клапан-отсекатель предназначен для автомати​ческого перекрытия выходной линии от скважины (шлейфа) при аварийном повышении давления до него или понижении давления после него (в шлейфе).

Фонтанная елка крестовикового типа имеет небольшую высоту, удобна в обслуживании. Применяется в случае, если в потоке газа отсутствуют твердые взвеси, газообразные или жидкие коррозионные агенты, способные вызвать коррозию крестовины и тем самым вывести скважину из эксплуатации.

Фонтанная арматура (елка) тройникового типа имеет два тройника. Верхний-рабочий, нижний - резервный. Нижний ис​пользуется только во время ремонта или замены верхнего. Фонтанная арматура тройникового типа имеет большую высоту (до 5 м от поверхности), неудобна в обслуживании. Применяется в особо сложных условиях эксплуатации скважины - при на​личии твердых взвесей в потоке газа, вызывающих абразивный износ оборудования, газообразных или жидких коррозионных агентов (углекислый газ, сероводород, пропионовая, масляная или другие кислоты жирного ряда), при резких колебаниях давления и температуры.

Фонтанная арматура выпускается на рабочие давления 4; 7,5; 12,5; 20; 30; 35; 70 и 100 МПа. Внутренний диаметр фон​танной арматуры (63 или 100 мм) выбирают в зависимости от дебита скважины и давления газа. Увеличение дебита скважины приводит к увеличению диаметра эксплуатационной колонны, и следовательно, диаметра фонтанной арматуры.

Во время сборки фонтанной арматуры следует обращать внимание на тщательность крепления всех соединений и в осо​бенности соединений трубной головки, так как при ее ремонте или замене необходимы остановка и глушение скважины. Кроме того, неисправность арматуры может привести к открытому фонтанированию. Рабочее и статическое давление в скважи​не определяют по манометру, смонтированному на буфере, а давление в затрубном пространстве по манометру на одном из отводов крестовины трубной головки.

Для регулирования режима работы скважины на выкидных линиях после задвижек устанавливают штуцеры—насадки с от​носительно небольшим проходным сечением. Конструктивно штуцеры подразделяются на два типа—с нерегулируемым и регулируемым сечениями. Штуцеры первого типа просты по конструкции, в промысловых условиях их изготавливают из стального патрубка, которому придается форма усеченного ко​нуса. Такой штуцер можно быстро вставить в соответствующее гнездо, где он прочно закрепляется под действием односторон​него давления газа. Диаметр отверстия в штуцере может быть от 2,3 до 20 мм и более. Чем меньше отверстие, тем большее сопротивление создает штуцер на пути движения газа, тем выше будет буферное и забойное давление скважины и тем меньше, следовательно, ее дебит.

В связи с широким распространением групповой системы сбора газа местоположение штуцера и место ввода метанола с елки переносят на групповую установку. В этом случае облег​чаются наблюдение за состоянием штуцера и его замена.
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Рис. 1.1. Комплекс устьевого оборудования для высокодебитных скважин:

1 - угловой регулирующий штуцер;

2 - автоматический отсекатель; 3 - стволовая пневматическая

задвижка; 4 - трубная головка
Предприятия ВПО «Союзнефтемаш» разработали комплекс устьевого оборудования для высокодебитных скважин газовых месторождений Тюмени (рис. 7.1). Он состоит из блочной фонтанной арматуры АФБ6-150/160 х 210ХЛ с дублирующей дистанционно управляемой стволовой задвижкой, автоматиче​скими отсекателями, угловыми регулирующими дросселями на боковых отводах елки; трубной головки, предусматривающей возможность подвески одного ряда насосно-компрессорных труб диаметром 168 мм; манифольда фонтанной арматуры, позволяющего отбирать продукцию по одному из двух или по обоим боковым отводам одновременно и менять штуцерные насадки без остановки скважины; колонной головки ОКК1-210 для обвязки обсадных колонн диаметрами 219 и 324 мм между собой и герметизации межтрубного пространства при помощи самоуплотняющегося уплотнителя. Диаметр условного прохода ствола 150 мм, боковых отводов трубной головки 65 мм, боковых отводов елки 100 мм, температура окружающей и рабочей среды до 213 и 393 °К соответственно, давление 21 МПа.

 1.3. Подземное оборудование газовых скважин

При эксплуатации скважин большое внимание должно уделяться надежности, долговечности и безопасности работы, предотвращению открытых газовых фонтанов, защите окружа​ющей среды. Условиям надежности, долговечности и безопас​ности работы должны удовлетворять как конструкция газовой скважины, так и оборудование ее ствола и забоя. Подземное оборудование ствола скважины позволяет осуществлять: 1) защиту скважины от открытого фонтанирования; 2) освоение, исследование и остановку скважины без задавки ее жидкостью; 3) воздействие на призабойную зону пласта с целью интенси​фикации притока газа к скважине; 4) эксплуатацию скважины на установленном технологическом режиме; 5) замену колонны насосно-компрессорных (фонтанных) труб без задавки скважи​ны жидкостью. Схема компоновки подземного оборудования скважины показана на рис. 7.2.

Для надежной эксплуатации газовых скважин используется следующее основное подземное оборудование: разобщитель (пакер); колонна насосно-компрессорных труб (НКТ); ниппель; циркуляционный клапан; ингибиторный клапан; устройство для автоматического закрытия центрального канала скважины, которое включает в себя забойный клапан-отсекатель, урав​нительный клапан, переходник и замок; аварийный, срезной клапан; разъединитель колонны НКТ; хвостовик.

Разобщитель (пакер) предназначен для постоянного разъединения пласта и трубного пространства скважины с целью защиты эксплуатационной колонны и НКТ от воздей​ствия высокого давления, высокой температуры и агрессивных компонентов (H2S, C02, кислот жирного ряда), входящих в состав пластового газа. Колонна НКТ спускается в скважину для предохранения обсадной колонны от абразивного износа и высокого давления, для создания определенных скоростей газо​жидкостного потока и выработки газонасыщенного пласта снизу вверх. Фонтанные трубы изготавливают из высококачественной стали, цельнотянутыми длиной 5-7м с внутренним диаметром 33, 60, 63, 89 и 102мм. Ниппель служит для установки, фикси​рования и герметизации в нем забойного клапана-отсекателя. Он спускается в скважину на колонне НКТ и устанавливается обычно выше пакера.
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Рис.1.2. Схема подземного обо​рудования газовой скважины

1 - эксплуатационный пакер; 2 - цир​куляционный пакер; 3 - ниппель; 4 - забойный клапан-отсекатель с уравнительным клапаном; 5 -разобщитель колонны НКТ; 6 - ин​гибиторный клапан; 7 - аварийный срезной клапан; 8 - НКТ; 9 - жидкий ингибитор коррозии и гидратообразования; 10 – хвостовик
Циркуляционный клапан обеспечивает временное сообще​ние центрального канала с затрубным пространством с целью осуществления различных технологических операций: освоения и задавки скважины, промывки забоя, затрубного пространства и колонны НКТ, обработки скважины различными химически​ми агентами и т.д. Клапан устанавливается в колонне НКТ во время ее спуска в скважину и извлекается вместе с ней.

Ингибиторный клапан предназначен для временного со​общения затрубного пространства скважины с внутренним пространством колонны НКТ при подаче ингибитора коррозии или гидратообразования в колонну. Клапан устанавливается колонне НКТ во время ее спуска и извлекается вместе с ней.

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

Аварийный срезной клапан предназначен для глушения (задавки) оборудованной пакером скважины в аварийной ситуации через затрубное пространство, когда нельзя открыть циркуля​ционный клапан. Устанавливается с колонной НКТ, входит в состав комплекта скважинного оборудования с диаметром эксплуатационной колонны 219 мм на давление 14 МПа.

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

Забойные клапаны-отсекатели предотвращают открытое фонтанирование при повреждении или разрушении устьевого оборудования и колонны НКТ выше места установки забойного клапана-отсекателя. Они служат автоматическим запорным устройством скважины при демонтаже устьевого оборудования, подъеме колонны НКТ из скважины без задавки жидкостью.

1.4. Оборудование забоя газовых скважин

Оборудование забоя газовых скважин зависит от многих факторов: 1) литологического состава пород и цементирующего материала, слагающих газовмещающий коллектор: 2) механи​ческой прочности пород; 3) неоднородности коллекторских свойств пласта по разрезу; 4) наличия газо-, нефте- и водо​носных пластов в продуктивном разрезе; 5) местоположения скважины на структуре и площади газоносности; 6) назначения скважины (добывающая, нагнетательная, наблюдательная).

Если газовая залежь пластового или массивного типа, газонасыщенный коллектор представлен крепкими породами (сцементированными песками, известняками, доломитами, ангидритами), в продуктивном разрезе отсутствуют нефте - и водонасыщенные горизонты, добывающие скважины могут иметь открытый забой (рис.7.3). В этом случае эксплуатаци​онную колонну спускают до кровли продуктивного пласта, в непроницаемом пропластке устанавливают башмак и колонну цементируют до устья. Для улучшения выноса твердых частиц и жидкостей с забоя в фильтровую часть пласта спускается хвостовик.

Когда газонасыщенный пласт представлен слабо сцемен​тированными породами, в продуктивном разрезе отсутствуют нефте - и водонасыщенные пропластки, открытый забой скважин оборудуется сетчатыми, керамическими, металлокерамическими, гравийными, стеклопластиковыми фильтрами 
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^ Рис. 1.3. Оборудование забоя скважины

Забой: а - открытый; b - перфорированный; с, d - оборудован​ный фильтром; 1 - не закреплённая трубами часть скважины; 2 - простреленные отверстия; 3 - сальник; 4, 6 - фильтр; 5 - цемент; 6 - хвостовик с фильтром; 7 - эксплуатационная

колонна
различных типов и рыхлые породы призабойной зоны укре​пляются вяжущими веществами. Наибольшее распостранение получают намывные гравийные фильтры. В этом случае с по​мощью гидравлических расширителей увеличивается диаметр зоны пласта, в который намечается намывка гравия, например со 146 до 256 мм.

Призабойная зона пласта в рыхлых коллекторах может укрепляться закачкой в поровое пространство жидких вяжущих веществ - органических полимерных материалов, которые при взаимодействии с катализатором полимеризации затвердевают и цементируют рыхлую породу. В качестве вяжущих химиче​ских веществ в зависимости от температуры и минерального состава пласта-коллектора используют: 1) органические смолы; 2) пластмассы; 3) специальные составы типа «перматрол».

В качестве органических смол применяются эпоксидная, фенолформальдегидная, орбамидная (крепитель М), смолы из сырых фенолов и формалина, РР-1.

Если в продуктивном разрезе скважин имеются газоносные пласты с различным составом газа или есть чередование газо-, нефте - и водоносных пластов, разделенных глинистыми пропластками, то иметь открытый забой нельзя. В этих условиях скважина бурится до подошвы продуктивного комплекса, обсаживается обсадной колонной и цементируется до устья. Скважина и пласт сообщаются при помощи перфорации того или иного вида. Если через перфорационные каналы в скважину выносится песок, то в неё можно спускать фильтры, собранные на поверхности.

 1.5. Влияние коррозионно-активных компонен​тов на оборудование газовых скважин

Пластовые газы многих газоконденсатных месторождений содержат коррозионные компоненты: сероводород, углекис​лый газ, кислоты жирного ряда (муравьиную, пропионовую, щавелевую, масляную). Коррозионные компоненты при на​личии пластовой минерализованной или конденсационной воды, высоких давлений и температур вызывают интенсивную коррозию металлических обсадных колонн, НКТ, оборудования устья скважин, шлейфов, поверхностного оборудования, промыслов.

При большом содержании сероводорода в газе невозможно использовать обычные скважинные приборы для измерения давлений и температур, проводить геофизические работы в скважинах. Наибольшей коррозии подвергаются тройники, крестовины, катушки, уплотнительные кольца фланцевых соединений, задвижки фонтанной арматуры. Интенсивность коррозии элементов оборудования устья скважин изменяется от 0,1 до 4 мм/год.

Сероводород при взаимодействии с металлами вызывает их сульфидное растрескивание и наводораживание, в резуль​тате чего оборудование не выдерживает регламентированных ГОСТом нагрузок. С учетом этого применяют обсадные трубы в антикоррозионном исполнении (стали марок С-75 и С-95), повышают герметичность резьбовых соединений, предусма​тривают «запас» толщины стенок труб, повышают качество це​ментирования (коррозионно стойкие тампонажные материалы, подъем цементного раствора до устья), исключают элементы оборудования, работающие при нагрузках, близких к предель​ным, а также защищают эксплуатационную колонну от прямого длительного влияния агрессивной среды.

Защита внутренней поверхности металлической обсадной колонны и внешней поверхности НКТ осуществляется раз​общением пласта и затрубного пространства скважины при помощи разобщителя (пакера) и заполнением затрубного про​странства ингибированной жидкостью. Защита другого метал​лического оборудования скважин от коррозии осуществляется при помощи периодической закачки ингибитора коррозии в призабойную зону пласта или непрерывной его закачки в затрубное пространство скважины с помощью насосов и подачи ингибитора в НКТ из затрубного пространства скважины через специальные ингибиторные клапаны в колонне НКТ.

Для повышения герметичности, облегчения свинчивания и развенчивания резьбовых соединений, обсадных и насосно-компрессорных труб применяют резьбовые смазки Р-402 и Р-2.

Из-за высокой стоимости смазку Р-402 целесообразно приме​нять только в арктических районах и при разработке месторож​дений, где температура в скважине 100—200 °С. В остальных случаях выгоднее использовать смазку Р-2. Благодаря хорошей морозостойкости ее легко наносить на резьбу зимой (до —30 °С). При нагревании перед употреблением нельзя допускать рас​плавления смазки. Смазка Р-2 водостойка, обеспечивает герме​тичность в стыках труб при давлении до 70МПа, предотвращает повреждение резьбы при периодическом подъеме и демонтаже насосно-компрессорных труб в период ремонта скважин (через 0,5—1,5 года). Смазка Р-2 сохраняет эксплуатационные свойства в течение всего срока службы скважины (20—30 лет) и работо​способна при температурах от —30 до +50°С.

Фонтанную арматуру для обвязки устья выбирают в зави​симости от содержания H2S и С02 в продукции.

Строительство и эксплуатация скважин могут осложняться в районах Крайнего Севера, где распространяются многолетнемерзлые породы. Растепление мерзлотных пород, содержащих большое количество льда, сопровождается уменьшением за​нимаемого породой пристволовой зоны объема за счет таяния льда. Уменьшаются силы сцепления пород с цементным камнем, происходит перераспределение нагрузок по колонне. В резуль​тате произойдет укорочение колонны, и устье скважины вместе с фонтанной арматурой опустится. Такое смещение может достигать 0,5 м. Создаются условия для потери герметичности колонн и возникновения, связанных с этим осложнений. По​следующее промерзание пород может сопровождаться смятием обсадных труб. Для предупреждения этого башмак кондуктора устанавливают на 100—200 м ниже уровня вечной мерзлоты, цементируют кондуктор до устья. Межколонные пространства над цементным камнем заполняют незамерзающей жидкостью. В состав кондуктора включают несколько телескопических (скользящих) соединений, в результате чего внутренняя об​садная колонна остается в первоначальном положении. Могут использоваться также различные методы теплоизоляции.

1.6. Гидраты и борьба с ними при эксплуата​ции газовых скважин

Природный газ, насыщенный парами воды, при высоком давлении и при определенной температуре способен образовы​вать твердые соединения с водой — гидраты. Образовавшиеся гидраты могут закупорить скважины, газопроводы, сепараторы, нарушить работу измерительных приборов и регулирующих средств.

При разработке большинства газовых и газоконденсатных месторождений возникает проблема борьбы с образованием гидратов. Особое значение этот вопрос приобретает при раз​работке месторождений Западной Сибири и Крайнего Севера. Низкие пластовые температуры и суровые климатические условия этих районов создают благоприятные условия для об​разования гидратов не только в скважинах и газопроводах, но и в пластах, в результате чего образуются газогидратные залежи.

Гидраты природных газов представляют собой неустойчи​вое физико-химическое соединение воды с углеводородами, которое с повышением температуры или при понижении дав​ления разлагается на газ и воду. По внешнему виду — это белая кристаллическая масса похожая на лед или снег.

Борьба с гидратообразованием проводится как по линии предупреждения образования, так и в направлении ликвидации уже образовавшихся гидратов.

Образовавшиеся гидраты в газопроводе можно ликвиди​ровать следующими способами. Отключить участок газопро​вода, где образовались гидраты, и через продувочные свечи выпустить газ в атмосферу. Недостаток этого метода - крайне медленное разложение гидратной пробки, и, кроме того, этот метод нельзя рекомендовать при отрицательных температурах. При разложении гидратов при отрицательных температурах образовавшаяся вода превращается в ледяную пробку, которую можно ликвидировать только нагревом.

При появлении гидратной пробки её ликвидируют промыв​кой с помощью хлористого кальция при температуре 65-75 °С.

Подогрев газа предотвращает образование гидратов, но он может быть эффективен только в пределах промысла, так как 
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Рис. 1.4. Схема удаления гидратной пробки с помо​щью промывки хлористым кальцием

газ при течении по газопроводам быстро охлаждается. Для со​хранения теплоты иногда целесообразно шлейфы теплоизо​лировать.

Введение в газосборную систему ПАВ, образующих на кри​сталлах гидратов пленки, предотвращает прилипание (адгезию) их к стенкам труб. Кристаллогидраты с ПАВ на поверхности не коалесцируют и легко могут транспортироваться потоком газа, не отлагаясь на стенках труб. Однако самым эффективным ме​тодом для предупреждения и ликвидации уже образовавшихся гидратов является подача в газопроводы различных ингиби​торов гидратообразования. В качестве ингибиторов могут применяться: метиловый спирт (метанол - СН3ОН), гликоли (этиленгликоль ЭГ, диэтиленгликоль ДЭГ, триэтилеигликоль ТЭГ, хлористый кальций (СаС12) и его растворы.

Метанол обладает высокой степенью понижения темпера​туры гидратообразования, способностью быстро разлагать уже образовавшиеся гидратные пробки и смешиваться с водой в любых соотношениях, малой вязкостью и низкой температурой замерзания.

1.7. Расчет лифта для газовых скважин

Газовые скважины эксплуатируют пока только путем ис​пользования пластовой энергии, то есть фонтанным способом. Расчет лифта заключается в определении диаметра фонтанных труб.

Его определяют из условий выноса с забоя твердых и жидких частиц или обеспечения максимального устьевого давления (минимальных потерь давления в стволе скважины при заданном дебите).

Вынос твердых и жидких частиц зависит от скорости газа. По мере подъема газа в трубах скорость возрастает вследствие увеличения объема (расхода) газа при уменьшении давления. Поэтому расчет выполняют для условий башмака фонтанных труб. Глубина спуска труб в скважину принимают с учетом продуктивной характеристики пласта и технологического ре​жима эксплуатации скважины. Целесообразно трубы спускать до нижних отверстий перфорации. Если трубы спущены до верхних отверстий перфорации, то скорость газового потока в эксплуатационной колонне напротив перфорированного про​дуктивного пласта снизу вверх возрастает от нуля до некоторого значения. А значит, в нижней части или вплоть до башмака не обеспечивается вынос твердых и жидких частиц. Тогда нижняя часть пласта отсекается песчаноглинистой пробкой или жид​костью, при этом дебит скважины уменьшается.

Согласно опытным данным, минимальная скорость выноса жидких и твердых частиц с забоя составляет 5—10 м/с. Тогда максимальный диаметр труб, при котором частицы породы и жидкости выносятся на поверхность.
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Фактический диаметр фонтанных труб выбирают с учетом стандартных диаметров. При расчетах определяющим фактором является вынос частиц породы и жидкости на поверхность.

1.8. Исследование газовых скважин

Методы получения информации о продуктивных газовых пластах и скважинах условно можно поделить на две группы:

1. Прямые методы изучения образцов породы и продукции скважин, т.е. лабораторные исследования и прямые вспомога​тельные методы, такие как кавернометрия, газовый каротаж, изучение шлама при бурении скважин.

2. Косвенные методы изучения физических свойств пласта и получаемой продукции через комплекс измеряемых параме​тров при проведении геофизических и газогидродинамических исследований.

Газодинамические исследования газовых скважин прово​дятся методом установившихся отборов и методом восстанов​ления давления.

Исследования скважин при стационарных режимах филь​трации позволяют определить:

- зависимость дебита скважины от депрессии на пласт, приёмистость пласта от депрессии на пласт при обратной за​качке сухого газа на газоконденсатных и газонефтяных место​рождениях и ПХГ;

- зависимость дебита скважины от температуры;

- условия разрушения, загрязнения и очищения призабойной зоны пласта, скопления и вынос жидких и твёрдых примесей на забое;

- распределение давления и температуры в пласте и по стволу скважины при различных эксплуатациях;

- коэффициенты фильтрационных сопротивлений, несо​вершенство по степени и характеру вскрытия пласта, гидрав​лические сопротивления забойного оборудования и лифтовых труб;

- эффективность проведения работ по интенсификации притока;

- технологический режим эксплуатации скважин;

- фильтрационные параметры газонефтеводонасыщенных интервалов и потенциальные возможности скважин по дебиту.

Забойное и пластовое давление измеряются глубинными манометрами. Для замера дебита газа используют различные приборы: дифференциальные манометры, которые наиболее часто используются в газовой промышленности, диафрагменный измеритель критического течения (ДИКТ), основные исследования скважин проводятся с помощью этого прибора. Для замеров количества песка используется в основном прибор ПНЛ. При исследовании скважин происходит разрушение призабойной зоны. Песчинки, ударяясь о пьезодатчик, вызывают появление тока, по значению которого вычисляется количество песка.

Исследование скважин при стационарных режимах филь​трации производится по заранее составленной утвержденной 
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Рис. 1.5. Расположение оборудования при исследовании газовых скважин

программе. В зависимости от обустройства промысла иссле​дования проводятся с монтажом оборудования по схеме ис​следования скважин, не подключенных к УКПГ или по схеме через УКПГ.

Перед началом исследования методом установившихся от​боров давление на устье скважины должно быть восстановлено до статического. Исследование проводится последовательным ступенчатым увеличением дебита скважины, от меньших к боль​шим (прямой ход). Работа скважины на режиме исследования продолжается до полной стабилизации термогазодинамических параметров. Конечная точка режима для расчета индикаторной кривой выбирается тогда, когда давление и дебит скважины на данной диафрагме (штуцере) перестает изменятся во времени (рис. 7.6). Процесс стабилизации давления и дебита непрерывно регистрируется и полученные данные (кривая КСД) использу​ются в дальнейшем для определения параметров пласта.
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^ Рис. 1.6. Изменение давления при исследовании сква​жины на одном режиме.

После проведения замеров давлений на забое, на устье, дебита газа, количества жидкости и твердых частиц - скважину закрывают для восстановления статического давления. Про​цесс непрерывно регистрируется во времени записью КВД. В дальнейшем, путем соответствующей обработке данных КВД определяют параметры пласта.

Исследования проводят на 5-6 режимах прямого хода и 2-3 режимах обратного хода, в зависимости от утвержденной программы. При наличии пакера в затрубном пространстве, значительного количества жидкости в потоке газа, определение забойного давления по устьевым замерам приводит к большим погрешностям. Поэтому рекомендуется использовать глубин​ные манометры в комплексе с термометром для непосредствен​ного замера забойных давлений и температур.

Основным и обязательным условием метода установивших​ся отборов является полная стабилизация давления, темпера​туры и дебита на режимах исследования. При исследовании высокопродуктивных пластов и скважин это условие выполня​ется достаточно быстро и стабилизация параметров происходит в период от нескольких минут до нескольких часов.

По окончяании исследования проводят обработку результа​тов исследования с определением всех необходимых параметров пласта и получают данные для установления технологического режима работы скважины.

 1.9. Установление режима работы газовой скважины

Технологический режим эксплуатации газовых и газоконденсатных скважин устанавливается при проектировании раз​работки месторождения.

Режим эксплуатации газовой и газоконденсатной скважины должен обосновываться с учетом ряда факторов:

- возможности деформации и разрушения призабойной зоны пласта в процессе эксплуатации;

- образования песчано-жидкостной пробки на забое;

- подтягивания конуса подошвенной воды (нефти при на​личии нефтяной оторочки);

- образования гидратов и коррозии оборудования;

- выпадения и частичного выноса конденсата из приза​бойной зоны;

- обводнения продукции скважины и отложения солей;

- особенностей конструкции скважинного оборудования и обвязки скважин и других факторов;

При установлении технологического режима эксплуатации используются данные, накопленные в процессе поиска, раз​ведки и опытной эксплуатации месторождения. Эти данные формируются по результатам геологических, геофизических, газогидродинамических, газоконденсатных исследований и ла​бораторного изучения образцов коллекторов (керна, шлама), а также находящихся в них углеводородных жидкостей и газа.

На стадии освоения скважин и начальной стадии разработ​ки месторождения устанавливаемый тех. режим эксплуатации должен обеспечить оптимальный дебит скважин при заданных геолого-промысловых и технических характеристиках пласта и скважины.

Поскольку в процессе эксплуатации характеристики пласта и скважин изменяются, то и технологический режим должен быть изменен с учетом этих факторов. Изменения техноло​гического режима обусловлено также проведением геологотехнических мероприятий, направленных на увеличение про​изводительности скважин, ремонтно-профилактических работ, нередко приводящих к снижению этой производительности.

Многочисленные факторы, предопределяющие выбор того или иного технологического режима работы скважин, обуслав​ливаются:

- режимом постоянного градиента давления (дополнитель​ной депрессии) на забое, применяемым при эксплуатации слабосцементированных, легко деформируемых пластов. Градиент давления в условиях разрушения пласта выбирается таким, при котором коллектор не разрушается или разрушение охватывает лишь небольшую призабойную зону пласта;

- режимом постоянной депрессии на пласт при отсутствии опасности разрушения пласта, гидратообразования и подтяги​вания подошвенной воды, устанавливаемым с целью получения максимального дебита газа из скважины;

- режимом постоянного забойного давления, принимаемого за основной критерий в том случае, когда дальнейшее сниже​ние приводит к выпадению в призабойной зоне конденсата и ухудшению параметров этой зоны;

- режимом постоянного дебита, величина которого вы​бирается при отсутствии осложняющих факторов: прорыва подошвенных вод, разрушение пласта;

- режимом постоянной скорости фильтрации, выбираемым из условия выноса песка с забоя скважины и может поддер​живаться достаточно долго независимо от изменения дебита и забойного давления в процессе разработки;

- безгидратным режимом (температурным) работы скважи​ны, выбираемым в условиях возможного гидратообразования в пласте и стволе скважины. Этот режим легко поддается регули​рованию путем ввода ингибиторов гидратообразования;

- режимом постоянного устьевого давления, выбираемого при необходимости обеспечения сбора, осушки, очистки газа и его транспортировки по трубопроводам до ввода компрессорной станции;

- режимом постоянной скорости потока в стволе скважины в условиях коррозии, устанавливаемого в зависимости от интенсивности коррозионных процессов на скважинах, в продукции которых имеются агрессивные компоненты.

В зависимости от выбранного определяющего фактора или их сочетания в качестве оптимального технологического режи​ма выбирается один из перечисленных режимов для проекта разработки месторождения.

Максимально допустимый дебит (МДД) скважины - мак​симальный дебит, при котором еще соблюдаются условия из​бранного оптимального технологического режима эксплуатации скважины, т.е. при котором еще не наступает разрушение (призабойной зоны) пласта, подтяжка подошвенных вод, гидратный режим работы скважин и т.д.

Минимально необходимый дебит (МНД) - дебит скважи​ны, при котором также сохраняются условия избранного оптимального технологического режима, т.е. при О раб< Qмнд, уже не обеспечиваются скорости фильтрации и потока в башмаке НКТ, позволяющие выносить песок с забоя скважины, нарушается оптимальный температурный режим ее работы.

Кроме факторов, связанных с характеристикой пласта и со​держащихся в нём углеводородов, на технологический режим эксплуатации влияют:

- диаметр скважины (т.е. эксплуатационной колонны);

- устанавливаемое забойное оборудование;

- возможное отложение солей;

- изменения, вносимые в систему сбора, осушки и очистки газа в процессе разработки и в параметры ее работы (этой си​стемы);

- изменения технико-экономических показателей разра​ботки залежи, т.е. экономических расчетов и экономическое обоснование того или иного технологического режима экс​плуатации.

Для обеспечения нормальной эксплуатации газовых сква​жин согласно выбранному оптимальному технологическому режиму требуется осуществлять контроль за режимом их работы на устье. В этих целях проводятся стандартные газоди​намические исследования скважин методом установившихся режимов фильтрации с помощью ДИКТ а, специальные газо​динамические исследования скважин устройством «Надым-1»,

промыслово-геофизические исследования, а также ежемесячные замеры рабочих параметров (Р и Т) скважин, ежеквартальные замеры Рст, с последующим расчетом Рпл.

Кроме того, в практике разработки газовых и газоконденсатных месторождений РФ, для контроля над режимом рабо​ты скважин применяются различные устьевые контрольные установки, обеспечивающие определение дебита скважины во время ее эксплуатации и проводимых газодинамических иссле​дований, контроля над содержанием механических примесей в продукции и других параметров.

Например: блочный комплект «Сокол-2», устройство «ре​жим ППА-2», «Поток», «Поток-4» и т.д.

1.10. Автоматизация газового промысла

Автоматизация газового промысла предназначена для устойчивого обеспечения потребителя газом, а также для поддержания надежной, бесперебойной и безопасной работы объектов промысла.

Объекты добычи, сбора и подготовки газа и газоконденсата рассредоточены на большой площади (10—30 км2 и более). Газ из газовых скважин по индивидуальным шлейфам направляет​ся на газосборный пункт (установку комплексной подготовки газа), где проводится очистка от механических примесей, от​деление воды (влаги) и газоконденсата. Из всех газосборных пунктов газ собирается в промысловый газосборный коллектор и подается в магистральный газопровод, а конденсат по конденсатопроводу — на газофракционирующую (отбензинивающую) установку для последующей его переработки. На некоторых промыслах осуществляется подготовка газа централизованно на головных сооружениях, а на газосборных пунктах — лишь первичная сепарация. Если пластовое давление уменьшилось по мере отбора газа, то внутрипромысловый транспорт и по​дачу его в магистральный трубопровод (с давлением 5,5 или 7МПа) осуществляют с помощью дожимной и промысловой компрессорных станций. Для отделения конденсата применяют различные установки.

Газопотребление носит неравномерный характер и различно в разные сезоны года, дни недели и часы суток. Для согласова​ния газопотребления с отбором газа из залежи осуществляют автоматическое регулирование производительности промысла, которое выражается в поддержании в заданных пределах дав​ления в газосборной промысловой сети. Для этого на промысле выделяют две группы скважин: базовые скважины с постоянным дебитом и скважины, дебит которых автоматически регулируют для выравнивания неравномерности газопотребления. Если регулируемыми скважинами не обеспечивается компенсация изменения газопотребления, то диспетчер промысла изменяет в допустимых пределах дебит базовых скважин. Следует отме​тить, что все скважины и газосборные пункты связаны между собой через промысловый газосборный коллектор. Поэтому изменение работы одних скважин приводит к колебаниям давления в газосборной сети и отражается на работе других скважин.

Давление на выходе газосборного пункта измеряется мано​метром с пневмопреобразователем, выходной сигнал которого поступает на автоматический регулятор. Этот регулятор вы​дает корректирующий импульс на системы автоматического регулирования дебита скважин. При помощи переключателя можно перейти на ручное управление, а при помощи ручного задатчика — дистанционно изменить задание регуляторам дебита скважин.

Система автоматического регулирования дебита сква​жины состоит из камерной диафрагмы, дифференциального манометра с пневмовыходом, регулятора и регулирующего штуцера. Регулирующий штуцер комплектуется сменными вкладышами, позволяющими изменять рабочее проходное сечение ступенчато в интервале 30—8 мм. Может осущест​вляться также дистанционное регулирование с диспетчерского пункта по системе телемеханики. Тогда дистанционный сигнал при помощи электропневмопреобразователя преобразуется в пневматический сигнал и подается на регулятор расхода.

На устье скважин в зависимости от технологической не​обходимости и условий эксплуатации предусмотрено автоматическое отключение (закрытие) скважины при отклонении давления газа в шлейфе от допустимого.

Для автоматического перекрытия ствола газовой скважины при разгерметизации устья и фонтанных труб, при увеличении дебита скважины выше допустимого значения и при возникно​вении пожара имеется комплекс, скважинного оборудования КПГ. Он предназначен также для эксплуатации газовых сква​жин, в составе продукции которых содержится углекислый газ и сероводород. Клапан-отсекатель комплекса спускается в сква​жину при помощи спускного инструмента на тросе после выхода скважины на заданный режим эксплуатации. Он фиксируется и уплотняется совместно с уравнительным клапаном и замком в посадочном ниппеле. При дебите скважины выше заданного клапан автоматически перекрывает ствол скважины.

Автоматическое управление газовым промыслом позво​ляет улучшить и упорядочить эксплуатацию как отдельных объектов, так и всей системы в целом, сократить численность обслуживающего персонала и снизить затраты на добычу и подготовку газа. Предпосылки автоматизации газовых и газоконденсатных промыслов — непрерывность технологического процесса добычи и газопередачи, а также отсутствие необхо​димости в постоянном обслуживающем персонале на объектах промыслов.

 1.11. Организация и безопасное ведение работ при ликвидации открытых нефтяных и газо​вых фонтанов

Открытый фонтан - неуправляемое истечение пластового флюида через устье скважины в результате отсутствия, раз​рушения, или негерметичности запорного оборудования, или грифонообразования.

Открытые фонтаны всегда были и остаются в настоящее время самыми тяжелыми авариями при бурении и ремонте скважин. Как правило, открытые фонтаны сопровождаются многими последствиями. Такими как:

• потеря оборудования;

• непроизводственные материалы и трудовые затраты;

• загрязнение окружающей среды (разливы нефти или минерализованной воды, загазованность и др.);

• перетоки внутри скважины, вызывающие истощение ме​сторождения и загрязнение вышележащих горизонтов;

• случаи человеческих жертв.

Несмотря на совершенствование противовыбросового обо​рудования и технологию проводки, освоения, эксплуатации и ремонта скважин количество открытых фонтанов и убытки от них сокращаются медленно. Чаще всего причиной этого явля​ется отсутствие должного контроля за поведением скважины, при которой невозможно определить начало газоводонефтепроявлений (ГНВП) и своевременно принять меры по его ликвидации.

Причины возникновения ГНВП и открытых фонтанов Основными причинами возникновения газонефтеводопроявлений при ремонте скважин являются:

• недостаточная плотность раствора вследствие ошибки при составлении плана работ или несоблюдения рекомендуемых параметров раствора бригадой текущего, капитального ремонта и освоения скважин;

• недолив скважины при спускоподъемных операциях;

• поглощение жидкости, находящейся в скважине;

• глушение скважины перед началом работ неполным объемом;

• уменьшение плотности жидкости в скважине при длитель​ных остановках за счет поступления газа из пласта;

• нарушение технологии эксплуатации, освоения и ремонта скважин;

• длительные простои скважины без промывки;

• наличие в разрезе скважины газовых пластов, а также нефтяных и водяных пластов с большим количеством растворенного газа значительно увеличивают опасность возникновения ГНВП, даже если пластовое давление ниже гидростатического.

Повышенная опасность объясняется следующими свой​ствами газа:

• способностью газа проникать в интервале перфорации в скважину и образовывать газовые пачки;

• способностью газовых пачек к всплытию в столбе жид​кости с одновременным расширением и вытеснением ее из скважины;

• способностью газовой пачки к всплытию в загерметизи​рованной скважине, сохраняя первоначальное (пластовое) давление.

Мероприятия по предупреждению газонефтеводопроявлений и открытых фонтанов

Производственные инструкции рабочих кадров, задейство​ванных в бурении или ремонте нефтяных и газовых скважин, должны включать конкретные обязанности при возникновении газонефтеводопроявлений и открытых фонтанов. На каждую скважину с возможностью возникновения газонефтеводопро​явлений или открытого фонтана должен быть составлен план ликвидации аварий, содержащий:

- виды возможных аварий на данном объекте, мероприятия по спасению людей, ответственных за выполнение этих ме​роприятий и конкретных исполнителей, места нахождения средств для спасения людей и ликвидации аварий;

- распределение обязанностей между работниками, уча​ствующими в ликвидации газонефтеводопроявлений;

- список должностных лиц и учреждений, которые должны быть немедленно извещены об аварии;

- списки инструментов, средств индивидуальной защиты, материалов, находящихся в установленных местах хранения, с указанием их количества и основных характеристик;

- способы оповещения об аварии (сирена, световая сигна​лизация, громкоговорящая связь и др.), пути выхода людей из опасных мест и участков;

- режим работы вентиляции при возникновении газонефте​водопроявлений;

- необходимость и последовательность выключения элек​троэнергии, остановки оборудования, аппаратов, перекры​тия источников поступления вредных и пожароопасных веществ;

- первоочередные действия производственного персонала при появлении признаков газонефтеводопроявлений, порядок проведения штатных операций по предупреждению развития аварии.

Перед началом проведения работ на скважине бригада долж​на быть ознакомлена с планом ликвидации аварий и планом работ, который должен содержать сведения по конструкции и состоянию скважины, внутрискважинному оборудованию, перечню планируемых операций, ожидаемым технологиче​ским параметрам при их проведении. С исполнителями работ должен быть проведен инструктаж по технике безопасности с соответствующим оформлением в журнале инструктажей. План ликвидации аварий должен быть вывешен на видном месте, доступном каждому работнику.

Ежеквартально с членами бригад текущего, капитального ремонта и освоения скважин проводится инструктаж по преду​преждению газонефтеводопроявлений и открытых фонтанов.

Проведение учебно-тренировочных занятий по сигналу "Выброс" является основной формой практического обучения рабочих бригад текущего, капитального ремонта и освоения скважин первоочередным действиям при газонефтеводопроявлениях. Периодичность учебных тревог не реже 1 раза в месяц с каждой вахтой. Ответственным за их проведение является мастер бригады.

Руководители и инженерно-технические работники пред​приятий при посещении объектов текущего, капитального ремонта и освоения скважин обязаны проводить контрольные учебные тревоги по сигналу "Выброс" с последующим разбором и записью оценки действия каждого члена вахты в «Журнал проведения учебно-тренировочных занятий по сигналу «Вы​брос» по установленной форме.

Первоочередные действия производственного персона​ла при возникновении открытого фонтана.

• остановить двигатели внутреннего сгорания;

• отключить силовые и осветительные линии электропи​тания;

• отключить электроэнергию в загазованной зоне;

• потушить технические и бытовые топки, находящиеся вблизи скважины;

• прекратить в газоопасной зоне все огневые работы, курение, а также другие действия, способные вызвать искрообразование;

• обесточить все производственные объекты (трансформа​торные будки, станки-качалки, газораспределительные пун​кты и т.д.), которые могут оказаться в газоопасной зоне;

• оповестить руководство предприятия, противофонтанной службы и пожарной охраны о возникновении открытого фонтана;

• прекратить движение на прилегающих к скважине подъ​ездных дорогах к территории, установить предупреждаю​щие знаки и посты охраны;

• прекратить все работы в опасной зоне и немедленно уда​литься за ее пределы;

• при возможном перемещении загазованности на другие объекты или населенные пункты принять меры по своевре​менному оповещению работников и населения.

Работа по ликвидации открытого фонтана должна про​водиться силами работников противофонтанной службы по специальному плану, разработанному штабом, созданным в установленном порядке.

Штаб несет полную ответственность за реализацию раз​работанных мероприятий.

Задание к модулю 1.

Записать ответы на контрольные вопросы в тетради. Тетрадь подписать ФИО, группа, предмет. Сфотографировать и отправить на почту 9099767120@mail.ru  преподаватель Шарашкиева И.Н.
Контрольные вопросы:

1) Каковы основные отличия свойств газа от свойств неф​ти?

2) Каково основное оборудование газовых скважин и требо​вания к нему?

3) Каковы причины образования гидратов?

4) Какие методы применяются для предупреждения и лик​видации гидратов?

5) Какие причины влияют на ограничение дебита газовой скважины?

6) Каковы первоочередные действия обслуживающего персо​нала при возникновении открытого фонтанирования?
