
1







4 Экспозиция Нефть Газ 7 (53) НОЯБРЬ 2016

ВЫПУСК: 7 (53) Ноябрь 2016

АДРЕС ГЕНЕРАЛЬНОГО ОФИСА
УЧРЕДИТЕЛЯ, ИЗДАТЕЛЯ И РЕДАКЦИИ:
423809, Наб. Челны, 
Республика Татарстан, Россия
Мира, д. 3/14, оф. 145, а/я 6
+7 (8552) 38-51-26, 38-49-47

АДРЕСА ПРЕДСТАВИТЕЛЬСТВ:
Москва, Россия
Народного ополчения, д. 38/3, каб. 212
+7 (499) 350-13-85 

Miami, FL, USA,
+1 (954) 646-19-08

Hilden, Germany
+49 (1577) 958-68-49

САЙТ: www.runeft.ru

УЧРЕДИТЕЛЬ И ИЗДАТЕЛЬ:
ООО «Экспозиция Нефть Газ»

директор:
Шарафутдинов И.Н. / ildar@expoz.ru 

Главный редактор:
Исаева А.А. / isaeva@runeft.ru

ДИЗАЙН И ВЕРСТКА:
Ганиев Э.Р. / elmar@runeft.ru
Маркин Д.В. / dima@expoz.ru
Цверкунов С.Е. / stas@expoz.ru

работа с клиентами:
Баширов М.М. / marat@runeft.ru
Никифоров С.А. / serg@runeft.ru
Корнилов С.Н. / stas@runeft.ru
Игнатьев Д.В. / runeft@runeft.ru

Подписка:
Новикова Ю.А. / office@runeft.ru

РЕДАКЦИОННЫЙ СОВЕТ:
Tayfun Babadagli / tayfun@ualberta.ca
Шустер В.Л. / tshuster@mail.ru
Завидей В.И. / zavidey@vei.ru
Мануков В.С. / manukov@cge.ru
Гогоненков Г.Н. / gngogonenkov@cge.ru
Кемалов А.Ф. / kemalov@mail.ru
Кемалов Р.А. / kemalov@mail.ru
Бектенов Н.А. �/ bekten_1954@mail.ru
Муртазина Т.М. / murtazina_taslia@mail.ru
Теляшев Э.Г. / redactor@anrb.ru
Песин М.В. / M.Pesin@mail.ru
Лукьянов О.В. / lab105@rambler.ru
Котельникова Е.Н. / elena@ek7740.spb.edu
Ишматов З.Ш. / ishmatov@mail.ru

отпечатано:
Типография «Логос» 
420108, г. Казань, ул. Портовая, 25А 
тел: +7 (843) 231-05-46 
№ заказа 11-16/11-1

дата выхода в свет: 28.11.2016
тираж: 10 000 экз.
цена: свободная 
ПОДПИСНОЙ ИНДЕКС: 29557

СВИДЕТЕЛЬСТВО: 
ПИ № ФС77-33668 от 12 сентября 2008 года

РАЗВЕДКА И ОСВОЕНИЕ

Месторождение им. В. Филановского — флагман ЛУКОЙЛа на Каспии..................................9

Геология................................................................................................................................ 12

Л.А. Абукова, В.Л. Шустер. Перспективы развития нефтегазового комплекса России............ 12

Геофизика............................................................................................................................. 17

А.Н. Комова, Т.Ф. Дьяконова, Т. Г. Исакова, Л.К. Бата, А.А. Калугин, В.Ю. Терентьев 
Особенности строения и оценки нефтенасыщенности верхнеюрских низкоомных  
коллекторов на примере Ватьеганского месторождения Западной Сибири........................... 17

Бурение.................................................................................................................................22

О.А. Нечаева, В.В. Живаева 
Новые подходы по борьбе с поглощениями бурового раствора.............................................22

А.В. Епихин, К.М. Минаев, А.В. Ковалев, В.В. Урниш. Исследование влияния ингибиторов 
глин на резину эластомера винтового забойного двигателя...................................................24

ЭКСПЛУАТАЦИЯ

Добыча.......................................................................................................................................27

Р.С. Гарифуллин, Л.М. Ахметзянов, И.Н. Гарипов  
Оптимизация затрат при эксплуатации наземного оборудования .........................................28

Е.В. Соболева, Т.И. Соболева. Влияние геологических параметров пластов  
и технологических характеристик оборудования на эксплуатацию скважин..........................32

И.И. Уразов, Ф.Р. Губайдулин, С.Н. Судыкин, Р.Р. Мухаметгалеев. Разработка и внедрение 
интенсифицирующих устройств для подготовки высоковязкой нефти в ПАО «Татнефть».......36

Г.С. Мозговой, В.В. Живаева. Практика глушения скважин ...................................................39

В.П. Тюрин, Д.Г. Фатеев, А.А. Ефимов, Н.А. Завьялов. Особенности эксплуатации 
газоконденсатных скважин с пологим окончанием в условиях АВПД и низких ФЕС  
(на примере ачимовских отложений Уренгойского НГКМ) .....................................................40

Газовая промышленность..........................................................................................................46

С.Н. Шевкунов. Адсорбционная осушка и низкотемпературная ректификация  
в процессах промысловой подготовки природного газа........................................................46

Я.Э. Юрил, С.А. Леонтьев, М.С. Рогалев. Дегазация нестабильных жидких углеводородов.....50

А.Р. Гадельшина, А.Р. Галикеев, С.В. Китаев. Решение проблемы сокращения  
неучитываемого объема газа при малых расходах на ГРС......................................................54

Г.А. Кочергин, М.А. Куприянов, Ю.М. Полищук. Оценка суммарного объёма факельного 
сжигания попутного газа на нефтедобывающей территории по снимкам Landsat 8 .............. 57

ТРАНСПОРТИРОВКА

Коррозия.................................................................................................................................... 61

Н.С. Булдакова, О.А. Овечкина, Ю.В. Береснева, В.К. Миллер, Н.В. Новикова  
Исследование защитных свойств ингибитора коррозии Напор-1012 в условиях  
повышенного содержания сульфида железа в нефтепромысловых средах............................ 61

Компрессоры.............................................................................................................................65

А.К. Акулов. Производство азота методом короткоцикловой безнагревной адсорбции.........65

А.Р. Мустафин. GEA: инженерные решения для компримирования мирового класса........... 68

Хранение....................................................................................................................................70

И.А. Завырылин. Производственная независимость...............................................................70

Трубопровод ..............................................................................................................................72

Т.И. Лаптева. Силовое взаимодействие морских трубопроводов  
с промерзающими многолетнемерзлыми породами в прибрежной зоне шельфа..................72

Т.И. Лаптева. Прочность и устойчивость морских трубопроводов при наличии 
многолетнемерзлых пород на участках берегового примыкания...........................................76

ПЕРЕРАБОТКА И РЕАЛИЗАЦИЯ

Переработка...............................................................................................................................80

К.И. Гасанзаде. Графо-аналитический метод определения взаимосвязи  
характеристик и фракционных соотношений сырьевой нефти.............................................. 80

К.И. Гасанзаде, Р.Н. Абдулов. Оптимизация определения степени  
агрегирования асфальтена в сырьевой нефти.......................................................................82

А.В. Лекомцев, П.Ю. Илюшин, Д.А. Шишкин. Технология кустовой подготовки  
и закачки подтоварной воды в пласт с использованием трубного делителя фаз ...................85

КИПиА

Измерительные приборы ..........................................................................................................89

Диагностика...............................................................................................................................92

Н.Б. Козырев. Преимущества выделения профилеметрии внутрипромысловых 
нефтепроводов в отдельный бизнес-процесс.........................................................................92

Мероприятия .............................................................................................................................94



5



EXPLORATION AND DEVELOPMENT

Geology.......................................................................................................................................12

Leyla A. Abukova, Vladimir L.  
Tshuster Strategic directions of development oil and gas complex in Russia...............................12

Geophysics.................................................................................................................................. 17

Anna D. Komova, Tat'jana F. Dyakonova, Tat'jana G. Isakova, Leila K. Bata,  
Alexander A. Kalugin, Vladimir Y. Terentyev Features of the structure and evaluation of oil 
saturation factor of low-resistivity upper Jurassic reservoirs on example  
of the Vat’egan field of Western Siberia.....................................................................................17

Drilling ...................................................................................................................................... 22

Anton V. Epikhin, Konstantin M. Minaev, Artem V. Kovalev, Viktor V. Urnish Research  
of the influence of clays inhibitors on the rubber elastomer screw downhole motor................... 24

PRODUCTION

Oil production.............................................................................................................................27

Ruslan S. Garifullin, Lenar М. Akhmetzyanov, Ilnar N. Garipov  
An optimization the oilfield equipment operation’s costs......................................................... 28

Yelizaveta V. Soboleva, Tatyana I. Soboleva Influence of geological reservoir  
characteristics and technical performance of the equipment on wells ...................................... 32

Il’as I. Urazov, Faat R. Gubaidulin, Sergey N. Sudykin, Radik R. Mukhametgaleev  
Development and implementation of technology to enhance the performance  
of high-viscosity oil treatment in PJSC Tatneft........................................................................... 36

Victor P. Tyurin, Dmitry G. Fateev, Alexander A. Efimov, Nikolay A. Zavyalov  
Operational peculiarities of gas-condensate wells with flat ending in overpressure  
conditions and low reservoir properties (by the example of the Achimov deposits  
of the Urengoy oil and gas condensate field............................................................................. 40

Gas industry .............................................................................................................................. 46

Stanislav N. Shevkunov. Adsorption dehydration and low-temperature rectification  
in the processes of commercial preparation of natural gas ....................................................... 46

Yan E.Yuril, Sergey A. Leontiev, Maxim S. Rogalev. Degassing of volatile liquid hydrocarbons..... 50

Agatha R. Gadelshina, Arthur R. Galikeev, Sergey V. Kitaev. The solution to the problem  
of noise reduction of the volume of gas at low flow rates at GDS ............................................... 54

Gleb A. Kochergin, Matvey A. Kupriyanov, Jury M. Polishchuk. Estimation of the total volume  
of gas flaring in the oil-producing area using Landsat 8 imagery ................................................57

TRANSPORT

Corrosion ....................................................................................................................................61

Nadezhda S. Buldakova, Olga A. Ovechkina, Julia V. Beresneva, Veronika K. Miller,  
Nadezhda V. Novikova. The study of protective properties of corrosion inhibitor Napor-1012  
head in a high content of iron sulfide in oilfield environments...................................................61

Pipeline.......................................................................................................................................72

Tatiana I. Lapteva. Force interaction of offshore pipelines with frozen permafrost  
in the coastal zone of shelf ..................................................................................................... 70

Tatiana I. Lapteva. The strength and stability of offshore pipelines in the presence  
of subaqueous permfrost on land landfall ............................................................................... 76

REFINING AND DELIVERY

Oil refining................................................................................................................................. 80

Kanan I. Hasanzade. Graph-analytic method for determination of interrelation  
of characteristics and fractional relations of crude oil............................................................... 80

Kanan I. Hasanzadeh, Rauf N. Abdulov. Optimization of determination of level of aggrigating of 
asphalten in crude oil ............................................................................................................. 82

Alexander V. Lekomtsev, Pavel Yu. Ilyushin, David A. Shishkin  
Cluster technology of preparation and injection of produced water into the reservoir  
using a pipe phase divider ...................................................................................................... 85

Activity ...................................................................................................................................... 94

ISSUE: 
7 (53) november 2016 

GENERAL OFFICE:
N.Chelny, Republic of Tatarstan, Russia
3/14 Mira avenue, Suite 145 
+7 (8552) 38-51-26, 38-49-47

REPRESENTATIVE OFFICES:
Moscow, Russia
38/3 Narodnogo opolcheniya str., Suite 212
+7 (499) 350-13-85 

Miami, FL, USA,
801 Three islands blvd., Suite 217, 
Hallandale Beach, 33009
+1 (954) 646-19-08

Hilden, Germany
+49 (1577) 958-68-49

URL: 
www.runeft.ru

FOUNDER AND PUBLISHER:
Expozitsiya Neft’ Gas, LLC

director:
Ildar Sharafutdinov / ildar@expoz.ru 

EDITOR IN CHIEF:
Anastasia Isaeva / isaeva@runeft.ru

DESIGNER:
Elmar Ganiev / elmar@runeft.ru
Dmitriy Markin / dima@expoz.ru
Stanislav Tsverkunov / stas@expoz.ru

MANAGERS:
Marat Bashirov / marat@runeft.ru
Sergey Nikifirov / serg@runeft.ru
Stas Kornilov / stas@runeft.ru
Denis Ignatyev / runeft@runeft.ru

subscription:
Julia Novikova / office@runeft.ru

EDITIORIAL BOARD:
Tayfun Babadagli / tayfun@ualberta.ca
Vladimir Shuster / tshuster@mail.ru
Victor Zavidey / zavidey@vei.ru
Victor Manukov / manukov@cge.ru
Georgiy Gogonenkov / gngogonenkov@cge.ru
Alim Kemalov / kemalov@mail.ru
Ruslan Kemalov / kemalov@mail.ru
Nesipkhan Bektenov / bekten_1954@mail.ru
Taslia Murtazina / murtazina_taslia@mail.ru
Elshad Telyashev / redactor@anrb.ru
Mikhail Pesin / M.Pesin@mail.ru
Oleg Lukianov / lab105@rambler.ru
Elena Kotelnikova / elena@ek7740.spb.edu
Zakir Ishmatov / ishmatov@mail.ru

PRINTED:
Logos typography Kazan 
+7 (843) 231-05-46 

ISSUE DATE:
28.11.2016

CIRCULATION:
10 000 copies







Перспективная провинция
На фоне естественного падения производства нефти в традиционных 

регионах, прежде всего в Западной Сибири, новая нефтяная провинция 
на Северном Каспии стала одной из стратегических территорий для роста 
добычи нефти и газа в России в среднесрочной перспективе. 

В этом смысле месторождение им. В. Филановского является своего 
рода ключом к освоению ресурсной базы Каспийского моря. Его инфра-
структура обеспечивает значительные синергии как для уже разрабатыва-
емых, так и для перспективных месторождений.

«Сейчас на Каспии формируется не просто проект, а целая провин-
ция, которая будет развиваться не годы, а десятилетия», — неоднократно 
подчеркивал в интервью СМИ Президент ПАО «ЛУКОЙЛ» Вагит Алекперов. 

Геологоразведка
Компания «ЛУКОЙЛ» первой среди российских компаний приняла 

стратегическое решение о начале работы на шельфе. В ноябре 1995 г. в 
рамках государственной программы по изучению каспийского шельфа ЛУ-
КОЙЛ начал геолого-геофизические работы. В 1999 г. ЛУКОЙЛ начал раз-
ведочное бурение с помощью самоподъемной плавучей буровой установ-
ки (СПБУ) «Астра». В ходе работ пробурено 27 поисковых и разведочных 
скважин, успешность поисково-разведочного бурения составила 93%. В 
результате изысканий открыто 9 месторождений с извлекаемыми  запаса-
ми по категориям С1+С2 — 1,16 млрд т условного топлива.

В конце октября 2016 г. в присутствии Президента РФ Владимира Путина 
был дан старт промышленной эксплуатации месторождения им. В. Фила-
новского на шельфе Каспийского моря — крупнейшего месторождения 
из открытых в России за последние 25 лет.



Многопластовое нефтегазоконденсатное месторождение на ли-
цензионном участке Северный в Каспийском море было открыто в 
2005 г. и названо впоследствии в честь известного советского нефтя-
ника, бывшего первого заместителя министра нефтяной промышлен-
ности СССР Владимира Юрьевича Филановского. Первая скважина 
дала фонтанный приток легкой безводной малосернистой нефти де-
битом более 800 т в сутки.

В 2009–2010 гг. было завершено обустройство и введено в экс-
плуатацию месторождение им. Юрия Корчагина: в декабре 2009 г. 
здесь было начато эксплуатационное бурение, а в апреле 2010 г. за-
пущена промышленная добыча нефти.

Бурение
В октябре 2012 г. ЛУКОЙЛ впервые в России провел тестовую 

операцию гидроразрыва пласта в море на одной из поисково-разве-
дочных скважин месторождения им. В. Филановского. До проведе-
ния работ максимальный приток нефти при испытании продуктивных 
пластов в данной скважине составлял всего 3,7 т в сутки. После при-
менения ГРП дебит вырос в 20 раз. 

В настоящий момент на месторождении пробурены три добываю-
щие скважины, глубиной более 3 тыс. м. 

Как и на месторождении им. Ю. Корчагина, бурение велось на-
клонно направленным способом. Скважины с горизонтальным окон-
чанием, несмотря на технологические и инженерные сложности при 
строительстве, имеют целый ряд преимуществ. Максимальное увели-
чение площади контакта с продуктивным пластом позволяет при ми-
нимальных затратах в более короткие сроки значительно повысить 
коэффициент извлечения нефти.

Применение наклонно направленного бурения также уменьшает 
количество скважин, необходимых для освоения месторождения, что 
заметно снижает промышленную нагрузку на экосистему.

Бурение осуществлялось в закрытом режиме — внутри водоотде-
ляющей колонны. 13 колонн забиты в морское дно на глубину 120 м 
для укрепления устьев скважин, создания циркуляции. 

Обеспечены усиленные меры по безопасности бурения. Заколон-
ный пакер и внутрискважинный клапан-отсекатель установлены под 
водой, что обеспечивает закрытие скважины в любой аварийной си-
туации. На платформе также расположено противовыбросовое обо-
рудование на устье скважины.

В июне 2016 г. началось бурение первой эксплуатационной сква-
жины. 4 августа 2016 г. получена первая нефть. А в конце сентября 
2016 г. компания запустила вторую скважину. 

При тестировании скважины показали рекордно высокие для 
России дебиты – 3 тыс. т (23 тыс. барр.) нефти в сутки на каждую 
скважину.

В настоящий момент завершено строительство третьей скважи-
ны. Благодаря накопленному опыту текущая скорость бурения на ме-
сторождении в 2 раза превышает начальную скорость на соседнем 
месторождении им. Ю. Корчагина.

Инфраструктура и технологическое оборудование
Реализация проекта потребовала сооружения шести морских 

объектов, транспортной и резервуарной инфраструктуры. Все соору-
жения построены на судостроительных верфях Астраханской области.

В рамках первой очереди обустройства месторождения были по-
строены четыре платформы, жёстко прикреплённые к морскому дну 
и соединённые между собой тремя переходными мостами: 
1.	 стационарная ледостойкая платформа №1  

с расположенным на ней буровым, энергетическим и 
эксплуатационным комплексами (ЛСП-1);

2.	 центральная технологическая платформа для подготовки 
товарной нефти и природного газа (ЦТП);

3.	 райзерный блок для подключения трубопроводов, кабельных 
линий и размещения факельной установки;

4.	 платформа жилого модуля (ПЖМ-1). 
Каждая из платформ представляет собой сложное техническое 

сооружение, насыщенное разнообразными технологическими уста-
новками и системами.

Так, ЛСП-1 предназначена для буровых работ и эксплуатации 
углеводородных скважин. В ее состав входят буровой комплекс для 
бурения 11 скважин, эксплуатационный комплекс для сбора про-
дукции, ее замера и подачи на центральную технологическую плат-
форму, а также энергетический комплекс. Платформа соединяется с 
помощью переходных мостов с платформой жилого модуля и с цен-
тральной технологической платформой. 

Построена локальная автономная энергетическая система сум-
марной электрической мощностью 50 МВт. Она включает в себя 
как объекты генерации энергии (электрической и тепловой), так и 



системы трансформации и коммутации энергетических потоков. На 
каждой платформе установлены аварийные дизель-генераторы и 
источники бесперебойного питания, которые автоматически запу-
скаются при исчезновении напряжения в системе электроснабжения. 

Автоматическое управление всеми технологическими процес-
сами, контроль параметров работы энергетического комплекса и 
сигнализация об отклонениях или аварийных отключениях обеспе-
чиваются современной интеллектуальной АСУ ТП, все основные по-
казатели которой выведены на мнемосхемах на главном и централь-
ных постах управления, расположенных, соответственно, на ПЖМ-1 
и ЛСП-1.

Центральная технологическая платформа предназначена для 
подготовки попутного газа и нефти и транспортировки их на берег. 
На ней размещены установка подготовки нефти (УПН), компрессор-
ная станция (КС) и установка подготовки и закачки пластовой воды 
(УППВ). Подготовка нефти будет осуществляться на двух технологи-
ческих линиях. После очистки пластовая вода будет закачиваться 
обратно в пласт.

Технологические линии УПН состоят из двух- и трехфазных сепа-
раторов трех ступеней сепарации, электродегидраторов и обессоли-
вателей для удаления воды и хлористых солей, пластинчатых тепло-
обменников для нагрева нефти, насосов (бустерных и для внешнего 
транспорта нефти).

В состав компрессорной станции для компримирования попут-
ного газа входят многоступенчатые газотурбинные компрессоры, 
скрубберы, теплообменники.

УППВ состоит из блоков гидроциклонов, дегазаторов пластовой 
воды, фильтров тонкой очистки, центробежных насосов для закачки 
воды в пласт.

До конца 2017 г. ЛУКОЙЛ планирует завершить строительство 
объектов второй очереди.

Логистика нефти и газа
Для транспортировки углеводородов на берег построена система 

подводных и сухопутных нефте- и газопроводов. 
Нефть поступает по подводному трубопроводу в резервуарный 

парк головных береговых сооружений, а затем сдается в систему  
Каспийского Трубопроводного Консорциума (КТК) для дальнейшей 
реализации на экспорт. 

Трубопроводы от месторождения им. В. Филановского свяжут 
сразу четыре региона Юга России, вовлекая в процесс производства 
до десятка отраслей промышленности.

Нефть месторождения относится к категории легкой малосерни-
стой. Высокое качество нефти и наличие банка качества в КТК при 
реализации обеспечивает ценовую премию к сорту Urals.

Попутный газ подается по трубопроводу на газоперерабатываю-
щую установку нефтегазохимического завода ЛУКОЙЛа «Ставролен» 
в г. Буденовск Ставропольского края.

Экологические принципы
ПАО «ЛУКОЙЛ» поддерживает высокий уровень в области про-

мышленной, экологической безопасности и охраны труда, получены 
сертификаты по международным стандартам ISO и OHSAS.

Как и на всех других морских проектах ЛУКОЙЛа, на месторождении 
им. В. Филановского внедрен принцип «нулевого сброса», исключаю-
щий попадание в море каких-либо отходов с буровых платформ — они в 
полном объеме вывозятся на берег для обезвреживания и утилизации. 

Утилизация попутного нефтяного газа на проекте обеспечивается 
на уровне 98% благодаря его переработке на заводе «Ставролен».

Платформы по всему периметру оборудованы системой датчиков 
обнаружения пожара и газа. При срабатывании одного из них акти-
вируется автоматическая система аварийных отключений.

Безопасность добычи в районе объектов месторождения кругло-
суточно обеспечивают аварийно-спасательные суда с оборудованием 
по ликвидации аварийных разливов нефти на борту. Также осущест-
вляется постоянная защита прибрежной и береговой зон на мелково-
дных участках с использованием специализированных судов и обору-
дования для ликвидации последствий в случае разливов нефти.

Ежегодно проводятся региональные и международные учения по 
отработке совместных действий, сил и средств при ликвидации по-
следствий морских аварий.

В рамках корпоративной программы экологического мониторин-
га Северного Каспия ведется постоянный спутниковый мониторинг 
участков акватории моря в районе производственных объектов.

Компания также реализует программу минимизации возможного 
негативного воздействия своей деятельности на экосистему Каспий-
ского моря, участвуя в региональных программах по воспроизвод-
ству осетровых видов рыб.

Кроме того, ПАО «ЛУКОЙЛ» внедряет новые методологические 
подходы в оценке фактического воздействия нефтегазодобывающей 
деятельности на окружающую среду и фауну. Для этой цели создана 
система стационарных донных станций производственного экологи-
ческого мониторинга, которые располагаются в непосредственной 
близости от стационарных морских добывающих платформ.

Схема обустройства месторождений Северного Каспия
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На современном этапе важное место в 
решении проблем нефтегазового комплекса 
занимает задача восполнения минерально- 
сырьевой базы (МСБ) УВ, обеспечение уров-
ня добычи нефти и газа путем восполнения 
ресурсов и запасов углеводородов. Решение 
этой задачи возможно путем продолжения 
работ в традиционных регионах России (За-
падная и Восточная Сибирь, ТПП, Волго-Урал, 
Предкавказье и др.) как в детально изучен-
ных отложениях («традиционная» нефть), так 
и на новых нетрадиционных объектах.

Среди таких новых перспективных на-
правлений поиска и освоения нефтегазовых 
ресурсов, где возможен существенный при-
рост ресурсов и запасов нефти и газа, наи-
более актуальными в ближайшие годы и на 
перспективу представляются следующие:
•	 глубокозалегающие горизонты;
•	 низкопроницаемые низкопоровые породы 
(бажениты, доманикиты, хадумиты, сланцы 
и др.);

•	 освоение месторождений, содержащих тя-
желые высоковязкие нефти;

•	 реанимация «старых» простаивающих 
скважин;

•	 повышение коэффициента извлечения 
нефти (КИН) и газа (КИГ).

Условия восполнения ресурсов в 
глубокозалегающих горизонтах

В основном нефтедобывающем регио-
не России – Западной Сибири (до 70% об-
щей годовой добычи нефти) запасы нефти в  
юрско-меловом комплексе сосредоточены 
в интервале глубин 2–4, реже 5 км. Вектор 
этих запасов направлен в сторону исчерпа-
ния, остается в резерве нефть баженовской 

Рис. 1 — Микронеоднородность трещиноватого резервуара месторождения 
Белый Тигр, Вьетнам (данные сейсморазведки 3D, промыслово-геологических и 

термогидродинамических исследований). (Из работы В.Л. Шустера [3])

свиты. Существует ещё слабо исследованный 
доюрский комплекс, в котором на границе 
осадочных пород и фундамента открыто по-
рядка 50, как правило, мелких по запасам, не-
фтяных месторождений, хотя есть среди них и 
средние по запасам. Нам представляется, что 
в этом комплексе пород могут быть открыты 
крупные, высокодебитные залежи нефти, в 
том числе, в образованиях фундамента. Рабо-
тами последних лет установлена резкая филь-
трационно-емкостная неоднородность пород 
фундамента как по площади, так и по разрезу 
гранитоидных массивов. Так, на нефтяном ме-
сторождении Белый Тигр (Вьетнам) в грани-
тоидах фундамента интервалы высокоёмких 
коллекторов и соответственно максимального 
нефтенасыщения и основного притока в сква-
жинах приурочены к 20–40 метровым участ-
кам разреза в многосотметровой опробован-
ной толще (рис. 1, 2). Причем, наилучшие по 
ФЕС породы-коллекторы не всегда залегают 
от поверхности фундамента, а зачастую на 
300–500 м ниже поверхности (на Северном 
своде месторождения Белый Тигр, а также на 
месторождениях Кыулонг, Дайхунг) [3]. 

За последние 10–15 лет в отечественных 
геофизических коллективах разработаны 
новые сейсморазведочные технологии вы-
деления слабых рассеянных волн на фоне 
отражений от протяженных горизонтов. Ре-
зультирующим параметром в этой методике 
является энергия рассеянных волн – экви-
валентная по смыслу интенсивности трещи-
новатости. Как видно на рис. 3, на Северо- 
Даниловском месторождении высокоемкие 
породы-коллекторы залегают от поверхно-
сти фундамента на всей площади, а на Усть- 
Балыкском месторождении от поверхности 
только в восточной части площади. Без спе-
цобработки сейсмических материалов вы-
брать местоположение проектной скважины 
затруднительно.

Оценивая условия проведения ГРР в глу-
бокозалегающих горизонтах Западной Си-
бири (глубины от 4 до 6–7 км), по аналогии с 
Вьетнамом, можно положительно охарактери-
зовать геолого-экономические условия. Для 
проведения ГРР имеются апробированные 
технологии и технические средства прогноза 
зон коллекторов и освоения залежей нефти 
в массивных породах. При этом, ожидаются 
минимальные экологические последствия, а 
также отсутствие проблем с трудовыми ресур-
сами, инфраструктурой и логистикой.

Перспективные глубокозалегающие го-
ризонты имеются также в Восточной Сибири, 
в Республике Коми, в Волго-Уральском бас-
сейне, в Предкавказье.

Нефть и газ в низкопроницаемых породах
К низкопроницаемым породам относятся 

сланцы, бажениты, доманикиты, хадумиты.
В России нефтегазоносность в низкопро-

ницаемых породах- коллекторах установлена 
в Западной и Восточной Сибири, Тимано- 
Печорской и Волго-Уральской провинциях, в 
Предкавказье.

Для оценки возможности и целесообраз-
ности восполнения ресурсов нефти и газа в 
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низкопроницаемых породах России исполь-
зованы материалы опубликованных работ  
(и открытые интернет ресурсы) [1–9].

Условия восполнения ресурсов нефти и 
газа в сланцевых породах-коллекторах

В низкопроницаемых низкопоровых слан-
цевых породах открыт целый ряд значитель-
ных по запасам месторождений нефти и газа. 
В США в последние годы из сланцевых пород 
осуществляется значительная по объему до-
быча нефти и газа. «Сланцы» — это породы 
смешанного литологического состава, состо-
ящие из алевритовой и пелитовой фракций, 
обладающие сланцеватостью, а также высо-
ким содержанием органического вещества.

Проницаемость сланцев ниже 1 мД (мини-
мально 0,01–0,001 мД).

При добыче используется технология 
мультистадийного гидроразрыва пласта (ГРП) 
в наклонно-горизонтальных скважинах, со 
значительными затратами воды (химически 
обработанных растворов) и песка.

При поисках, разведке и освоении ме-
сторождений нефти и газа в сланцевых фор-
мациях США были выявлены значительные 
геолого-геофизические, экономические, 
экологические и социальные сложности 
и осложнения (использованы материалы   
Н.Н. Богданович, 2013 г.):
•	 отсутствие четкого представления о моде-
ли продуктивного пласта, типе коллектора, 
характере газонефтенасыщенности;

•	 разнообразный литологический состав 
сланцев и резкоизменчивая характеристи-
ка ФЕС пород;

•	 приуроченность нефтегазовых скопле-
ний к ловушкам различного типа, часто 
неструктурного;

•	 возможные пропуски продуктивных интер-
валов без продолжительных испытаний;

•	 нефтепроявления в процессе бурения 
незначительны; 

•	 отмечаются низкий КИН и низкие дебиты 
скважин.
Основываясь на изучении мирового опы-

та и выявленных геолого-геохимических осо-
бенностях формирования скоплений нефти 
и газа в сланцевых породах, рядом исследо-
вателей предпринята попытка наметить пер-
спективные бассейны и сланцевые форма-
ции на территории России [5, 8, 9].

Рис. 2 — Схема распределения плотных (1), разуплотненных (с редкими притоками 
нефти, 2) и преобразованных с промышленными притоками нефти (3) пород фундамента 

месторождения Белый Тигр. 4 — поверхность фундамента, 5 — осадочные породы  
(Из работы А.Н. Дмитриевского [3])

Рис. 3 — Картирование неоднородности фундамента (технология рассеянных волн сейсморазведки) на Северо-Даниловском (А)  
и Усть-Балыкском (Б) месторождениях

А – вертикальный разрез поля трещиноватости вдоль профиля с вынесенными скважинными результатами испытаний коры 
выветривания: 1 – приток нефти; 2 – пленка нефти; 3 – сухо; 4 – испытания не проводились (Ю.Л. Курьянов и др., 2008 г.)

Б – разрез энергии рассеянных волн, полученный методом волнового ОГТ (В.Н. Кремлев и др., 2008 г.)

При оценке перспектив нефтегазоносности 
и ресурсов УВ в сланцевых толщах предлагает-
ся учитывать следующие основные факторы:
•	 характер среды осадконакопления (мор-
ская, континентальная, др.);

•	 площадь распространения сланцевой 
толщи;

•	 строение (модель);
•	 мощность сланцевой толщи и отдель-
но толщина обогащенных органикой 
интервалов;

•	 глубина (кровля, подошва) толщи;
•	 среднее содержание органического угле-
рода – Сорг;

•	 катагенетическая зрелость (%Rо);
•	 оценка ФЕС пород.

Подсчет технически извлекаемых ресур-
сов в нефтяном эквиваленте сланцевых толщ 
произведен по методу Фишера (условное со-
держание нефти в 1 м3 породы, при поверх-
ностной дистилляции из сланцев).

Исходя из имеющихся ограниченных ге-
ологических материалов [5, 9], выделен ряд 
перспективных сланцевых бассейнов на тер-
ритории России:
•	 Колымо-Омолонский, площадью 800 тыс. км2, 

при средней толщине обогащенных ОВ 
сланцев 20 м; при условном содержании 
нефти 1 кг/м3 породы объем технически 
извлекаемых ресурсов составил нефти — 
8 млрд т, газа — 8 трлн м3.

•	 Тунгусский, технически извлекаемые ре-
сурсы нефти — 8 млрд т, газа — 8 трлн м3.

•	 Нелькано-Сетт-Дабанский —  
2,0–4,0 млрд т нефти;

•	 Енисей-Хатангский — 1,5–2,5 млрд т нефти. 
Следует отметить, что коммерческая часть 

технически извлекаемых ресурсов ничтож-
на мала. Кроме того, учитывая низкие цены 
на нефть, добыча УВ будет заведомо нерен-
табельной. Не говоря ещё и об отсутствии 
необходимой инфраструктуры, технологий 
и удаленность потенциальных месторожде-
ний от центральных районов и нефте-газо-
проводов. Поэтому осуществление одного из 
«сланцевых» проектов (например, Колымо- 
Омолонского) в перспективе возможно обсуж-
дать, исходя из необходимости развития тех-
нологий и технических средств освоения слан-
цевых нефти и газа в России и как будущий 
резерв для надежного обеспечения нефте-га-
зопроводов Восточная Сибирь – Тихий океан.
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Условия восполнения ресурсов нефти 
и газа в низкопроницаемых породах-
коллекторах баженовской свиты

Уже 50 лет как открыта баженовская нефть 
(1967 г.) и 40 лет как начата разработка Верх-
не-Салымского месторождения (1974 г.). Од-
нако по разным причинам освоение баженов-
ской нефти начато только в последние годы. 

По вероятностной количественной оцен-
ке А.Э. Конторовича [6] в районе распро-
странения баженовской свиты в Западной 
Сибири (площадь более 1 млн км2) сосредото-
чено 150–500 млрд т геологических ресурсов 
нефти, в том числе в «высокоёмких» коллек-
торах 120–400 млрд т. При условно принима-
емом для бажена коэффициенте извлечения 
нефти 0,15 извлекаемые ресурсы составляют 
18–60 млрд т.

Одна из ключевых первоочередных задач 
проблемы освоения ресурсов нефти бажена 
это разработка методики выявления и карти-
рования нефтесодержащего объекта в баже-
новской свите, т.е. создание модели строения 
залежи.

В работах [4, 6, 7] и др. предпринята по-
пытка создать качественные геологические 
модели баженовской свиты и выработать 
подходы к оценке ресурсов УВ в низкопрони-
цаемых породах. По комплексу данных ГИС, 
керна, сейсморазведки и геохимических 
исследований предложена модель строения 
толщи, проведено выделение коллекторов 
с определением ФЕС пород, выявлены осо-
бенности строения пустотного пространства, 
установлена изменчивость разреза свиты по 
площади и разрезу, в том числе, за счет вто-
ричных процессов (рис. 4). Предпринята по-
пытка прогноза нефтеперспективной зоны по 
данным сейсморазведки и бурения.

По ресурсному потенциалу УВ, по имею-
щимся инфраструктуре и трудовым ресурсам 
региона, по наилучшей экономической эф-
фективности среди новых направлений ГРР, 
по экологической составляющей, наличию 
вблизи месторождений нефте- и газопрово-
дов отложения баженовской свиты в Запад-
ной Сибири являются, безусловно, приори-
тетным объектом прироста ресурсов нефти 
(газа), где в ближайшей и среднесрочной 
перспективе необходимо сосредоточить ос-
новные объемы ГРР.

Условия восполнения ресурсов нефти 
и газа в низкопроницаемых породах 
доманикового комплекса

Перспективные на нефть и газ доманико-
вые отложения позднего девона распростра-
нены на территории Европейской части Рос-
сии (в Тимано-Печорской и Волго-Уральской 
нефтегазоносных провинциях на Северном 
Кавказе). По результатам исследований в Ти-
мано-Печорской НГП О.М. Прищепой [8] вы-
делено два основных типа разреза, в которых 
отложения нефтеносны:
•	 карбонатный (склоновый) с битуминозны-
ми известняками и мергелями;

•	 глинисто-кремнисто-карбонатный, харак-
теризующийся высокой битуминозностью.
Это породы с низкой проницаемостью 

(1,5–2 мД), они занимают обширные террито-
рии, при этом глубины их залегания изменя-
ются от первых метров в Ухтинском районе до 
4500 м в Предуральском прогибе. 

В работе [5] приведены прогнозные оцен-
ки [US EIA (2013)] ресурсов в млрд т в нефтяном 

Рис. 4 — Изменчивость разреза баженовской свиты на площади  
(из работы В.Д. Немовой [7])

эквиваленте для бассейнов России с низко-
проницаемыми породами-коллекторами:
•	 доманиковая свита — ТПП и Волго-Ураль-
ская провинция — 3,0–5,0 (нефть — 2,0–
4,0 млрд т, газ — 1 трлн м3);

•	 куанамский комплекс (восточная окраина 
Сибирской платформы) — 5,0–6,0 (нефть 
— 4,0–5,0 млрд т, газ —1,0 трлн м3);

•	 кумская свита среднего эоцена (Северный 
Кавказ) — 1,0–2,0 (нефть — 0,5–1,0 млрд т, 
газ — 0,5–1,0 трлн м3.
Освоение ресурсов нефти и газа вышепе-

речисленных низкопроницаемых формаций, 
расположенных в разных регионах России, 
характеризуется отсутствием разработанных 
надежных технологий прогноза, поисков, 
разведки и добычи углеводородов и низкой 
экономической эффективностью. Это на-
правление ГРР, по нашему мнению, следует 
отнести ко второй очереди по приоритетно-
сти, после баженовской свиты и глубокозале-
гающих горизонтов.

Итоги
Ориентируясь на цифры, опубликованные 
центром добычи углеводородов Сколтеха, 
средний мировой КИН —30–35%, в России 
—20%, у Норвегии на шельфе — 50%. Необ-
ходимо не только ликвидировать отставание 
в технологиях, но и ужесточить государствен-
ный контроль над строгим выполнением ли-
цензионных соглашений, рабочих техноло-
гических документов и рекомендаций ГКЗ 
Роснедр.
Аналогичные меры необходимо осуще-
ствить и в направлении добычи тяжелой, 

высоковязкой нефти и в направлении «реани-
мации» ранее пробуренных простаивающих 
скважин. Это направление среднесрочной 
перспективы, для его осуществления потребу-
ется переход на новые технологии и техниче-
ские средства, и, соответственно, необходи-
мость значительных финансовых вложений.

Выводы
1.	Стратегической задачей развития нефтега-
зового комплекса страны является созда-
ние новых и усовершенствование «старых» 
технологий прогноза, поиска, разведки 
и освоения месторождений нефти, газа и  
отечественных технических средств для 
работы со сложными (низкопроницаемы-
ми, низкопоровыми) породами-коллекто-
рами (баженитами, доманикитами, слан-
цами и др.), а также для повышения КИН 
и КИГ, для освоения месторождений тяже-
лой высоковязкой нефти. 

2.	Приоритетным направлением прироста 
ресурсов и запасов нефти и газа в ближай-
шей и среднесрочной перспективе являет-
ся проведение ГРР в отложениях баженов-
ской свиты Западной Сибири. Примыкает 
к этому направлению прирост ресурсов и 
запасов нефти в глубоких горизонтах: в до-
юрских отложениях, включая фундамент 
Западной Сибири и Восточной Сибири.

3.	Необходимо продолжить ГРР в сложных 
низкопроницаемых породах-коллекторах 
как с целью прироста ресурсов и запасов 
нефти (газа), так и с задачей создания и 
совершенствования технических средств и 
технологий.
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Abstract
The article presents the results of geological, 
economic, environmental, technological and 
social evaluation of new promising directions of 
exploration to increase hydrocarbon resources in 
Russia. The prospects of growth of the resources 
of deep-seated deposits, low-permeability 
reservoir rocks, offshore Northern seas.

Results
Focusing on the figures published by the 
hydrocarbon production center Skoltex, global 
average the oil recovery factor is 30–35%. 
20% in Russia, Norwegian shelf — 50%, 
it is necessary not only to eliminate the 
technological lag behind, but also to increase 
state control over strict compliance with license 
agreements , working process documents and 
following recommendations by GKZ Rosnedr.
Similar measures must be carried out in 
the direction of heavy drilling/extraction, 

high-viscosity oil as well as in direction of 
"intensive care" previously drilled wells idle. 
Current strategy of medium-term perspective 
requires transition and implementation 
of new technologies and technical means 
and accordingly; the significant financial 
investments.
 
Conclusions
1. The strategic goal of the of oil and gas 
national complex development is the 
creation of new and improvement of the 
"old" prediction technologies, exploration 
and development of oil, gas and domestic 
hardware to work with complex (low-
permeability and porosity) reservoir rocks 
(bagenite, domanikite, shale, etc. .), as well 
as to increase the oil recovery factor and 
the gas recovery factor, with the major goal 
of deposit development of heavy high-
viscosity oil.

2. The priority growth of resources and 
reserves of oil and gas in the short/
medium terms is to conduct exploration in 
the sediments of the bagenite Formation 
in Western Siberia. Contiguous to current 
area resources; increases oil reserves in 
deep horizons: in the pre-Jurassic deposits, 
including the basement of Western Siberia 
and Eastern Siberia.

3. It is required to continue geological 
exploration in complex low-permeability 
reservoir rocks for both major reasons; to 
growth the resources and reserves of oil 
and gas and to accomplishing the mission 
of creating and improving technologies and 
technical means.

Keywords
oil, gas, shale, bagenite,  
basement, formation,  
prospects of oil and gas, resources
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В статье рассматриваются 
особенности низкоомных 
коллекторов васюганской свиты 
Ватьеганского месторождения 
Западной Сибири и проблема 
оценки их коэффициента 
нефтенасыщенности. Обсуждены 
факторы, влияющие на 
снижение сопротивления пород 
и сделан вывод, что на снижение 
сопротивления пород пласта ЮВ1 
Ватьеганского месторождения 
основное влияние оказывает 
фракционный состав отложений. 
Предложен алгоритм разделения 
пласта ЮВ1 на литотипы по 
данным ГИС, соответствующие 
традиционной и низкоомной 
частям разреза.

Материалы и методы
Методика разделения отложений 
васюганской свиты на литотипы по данным 
ГИС.

Ключевые слова
низкоомные коллекторы, гранулометрия, 
коэффициент нефтенасыщенности

Низкоомные коллекторы — это продук-
тивные нетрещиноватые коллекторы, харак-
теризующиеся низкими сопротивлениями и, 
соответственно, заниженными значениями 
Кн, полученными с использованием удельных 
сопротивлений и традиционных петрофизи-
ческих связей Рп-Кп и Рн-Кв [1].

Были рассмотрены пласты ЮВ1
1 и ЮВ1

2 
васюганской свиты Ватьеганского нефтяного 
месторождения Западной Сибири. Изучае-
мый разрез представлен песчано-алеври-
товыми породами с прослоями аргиллитов. 
Установлено, что отложения ЮВ1

1-ЮВ1
2 харак-

теризуются регрессивным типом осадкона-
копления, о чем свидетельствует нарастаю-
щее снизу вверх опесчанивание разреза.

Особенностью рассматриваемых отложе-
ний является получение притоков нефти по 
всему интервалу пластов ЮВ1 и фактическое 
отсутствие ВНК по результатам испытаний 
разведочных скважин. Верхняя часть раз-
реза — пласт ЮВ1

1 — характеризуется высо-
кими ФЕС, высокими значениями удельного 
сопротивления. Для нижней части разреза 
— пласт ЮВ1

2 — характерно снижение УЭС, 
что обычно интерпретируется по ГИС как во-
доносный коллектор. По этой причине расчет 
коэффициента нефтенасыщенности по стан-
дартной методике в нижней части разреза 
приводит к получению заниженных значений 
(< Кно), что противоречит данным испытаний и 
добычи. Таким образом, задачей настоящей 
работы было не только объяснение приро-
ды низкоомных коллекторов, но и решение 
практической задачи по оценке коэффици-
ента нефтенасыщенности.

В традиционном терригенном разрезе 
снижение УЭС при неизменной пористости 
коллектора свидетельствует о смене харак-
тера насыщенности пласта с нефти на воду  
[2, 3, 4]. Пример геолого-геофизического 
планшета с выделением нефти и воды по ГИС, 
а также с результатами испытаний, подтверж-
дающих установленное по ГИС насыщение, 
представлен на рис. 1. На рис. 2 приведен 
геолого-геофизический планшет с низкоом-
ными пластами с вынесенными данными по 
перфорации и ПГИ, из которых следует, что 
приток нефти получен из интервала, проин-
терпретированного как водонасыщенный по 
ГИС, так как он характеризуется снижением 
удельного электрического сопротивления.

Одной из возможных причин появления 
низкоомных прослоев в продуктивном раз-
резе является влияние разработки место-
рождения более 10 лет на снижение величин 
УЭС и Кн. Анализ величин УЭСп по индукци-
онному каротажу в зависимости от года бу-
рения скважины показал, что не наблюда-
ется снижения сопротивления в скважинах, 
пробуренных позднее начала эксплуатации 
месторождения.

В нефтегазовой отрасли проблема низ-
коомных коллекторов изучается на протяже-
нии 50 лет. В настоящий момент в литературе 
упоминаются следующие основные причины, 
влияющие на снижение величины сопротив-
ления пород:
•	 Микрослоистая последовательность пес-
чаников и глин (анизотропия пород). Ми-
крослои глин оказывают шунтирующее 
влияние на сопротивление пласта.

Рис. 1 — Геолого-геофизическая характеристика скважины  
с получением притоков нефти и воды
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•	 Локальное присутствие низко минерализо-
ванной пластовой воды и связанная с этим 
поверхностная проводимость.

•	 Электронная проводимость внутри матри-
цы породы. Акцессорные минералы (на-
пример, пирит) выступают в качестве до-
полнительного проводника.

•	 Высокие значения связанной воды — по-
вышенная глинистость коллекторов, тон-
козернистость песчаников, внутренняя ми-
кропористость скелетной фракции. 
Ниже рассмотрены факторы, исходно 

влияющие на снижение УЭС по сравнению с 
традиционными коллекторами.
1)	Микрослоистость (анизотропия). На фо-
тографии керна, отобранного по пласту 
ЮВ1 Ватьеганского месторождения (рис. 3), 
видно монолитное строение коллектора. 
Для сравнения приведена фотография 
керна викуловской свиты Каменной пло-
щади, представленного микрослоистым 
переслаиванием песчаников и аргиллитов 
— типичный анизотропный разрез пласта 
ВК1 (рис. 4). В изучаемых отложениях ЮВ1 
аномальная микрослоистая последова-
тельность песчаников и глин отсутствует.

2)	Аномально низкая минерализация пла-
стовых вод. Пласты ЮВ1

1 и ЮВ1
2 являются 

единой гидродинамической системой. Ми-
нерализация пластовых вод васюганских 
отложений является типичной для верхне-
юрских отложений. При единой минера-
лизации пластовой воды пласт ЮВ1

1 интер-
претируется как традиционный коллектор, 
а пласт ЮВ1

2 является низкоомным.
3)	Присутствие минералов с электронной 
проводимостью. Основным минералом 
подобного типа в осадочных горных поро-
дах является пирит. Согласно описанию 
шлифов и данным рентгено-структурного 
анализа, содержание пирита в пластах 
ЮВ1

1 и ЮВ1
2 встречается повсеместно и 

равномерно и колеблется в пределах 
от 1 до 3%, составляя в среднем 1%, не 
образуя проводящих цепей, из-за кото-
рых происходит снижение УЭС. При этом 
пласт ЮВ1

1 обладает более высоким со-
противлением и безошибочно интерпре-
тируется по ГИС как нефтенасыщенный, а 
пласт ЮВ1

2 имеет низкое сопротивление и 
интерпретируется водоносным. Из лите-
ратурных источников известно, что вли-
яние пирита на величину сопротивления 
отмечается при его содержании в породе 
более 7% [5, 6].

4)	Высокое содержание связанной воды. На 
величину коэффициента остаточной водо-
насыщенности могут оказывать влияние: 
внутренняя микропористость скелетной 
части породы, вещественный состав гли-
нистой компоненты, гранулометрический 
состав отложений.
Внутренняя микропористость — пори-

стость внутри матрицы породы за счет вторич-
ных изменений в зернах скелета. На рис. 5 
приведен снимок отложений чаркабожской 
свиты Песчаноозерского месторождения, по-
лученный растровым электронным сканирую-
щим микроскопом и демонстрирующий, что в 
результате гидрохимической коррозии появ-
ляется дополнительная внутренняя емкость в 
зернах матрицы. На РЭМ-снимке васюганских 
отложений Ватьеганского месторождения 
(рис. 6) вторичных изменений в зернах пород 
не наблюдается.

Рис. 2 — Геолого-геофизическая характеристика пласта ЮВ1 
Ватьеганского месторождения

Рис. 3 — Фотография керна пласта ЮВ1 из 
скважины Ватьеганского месторождения

Рис. 5 — РЭМ-снимок образца 
Песчаноозерского месторождения

Рис. 6 — РЭМ-снимок образца 
Ватьеганского месторождения

Рис. 4 — Фотография керна пласта ВК1 
викуловской свиты Каменной площади
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Согласно данным рентгено-структурно-
го анализа, вещественный состав глинистой 
компоненты изучаемых пластов ЮВ1

1 и ЮВ1
2 

практически идентичен (каолинит — 70–71%, 
гидрослюда — 11–12%, хлорит — 10–11%, 
ССО — 6–7%), в то время как пласт ЮВ1

2 яв-
ляется низкоомным. Кроме того, распреде-
ления содержания глинистой фракции по 
керну для пластов ЮВ1 показывают равное 
содержание глинистой компоненты в тради-
ционном пласте ЮВ1

1 и низкоомноом пласте 
ЮВ1

2 , которое составляет 2–15%.
Для изучения влияния фракционного 

состава отложений на ФЕС были изучены 
данные гранулометрии. Первоначальный 
анализ гранулометрии по трем основным 
фракциям (песчаной, алевритовой и гли-
нистой) показал, что содержание фракций 
практически неизменно по разрезу пластов 
ЮВ1

1–ЮВ1
2: Спесч (50–90%), Салевр (20–45%), Сгл 

(2–15%). Затем были построены сопоставле-
ния содержания каждой из фракций и Квс по 
пластам ЮВ1

1-ЮВ1
2. Как следует из рис. 7–9, 

повышение содержания песчаной компонен-
ты приводит к снижению объема связанной 
воды. При увеличении содержания алеври-
товой компоненты увеличивается связанная 
вода. Отмечается ухудшение ФЕС пород.  
Изучение глинистой компоненты показало, 

что глинистая фракция не оказывает влияния 
на ФЕС пород. Построенные сопоставления 
гранулометрических фракций и ФЕС пород 
для обоих пластов — ЮВ1

1 с традиционным 
коллектором и низкоомного ЮВ1

2 —образуют 
единые зависимости.

Таким образом, анализ трех основных 
«укрупненных» фракций (песчаной, алев-
ритовой и глинистой) дало основание для 
рассмотрения алевритовой компоненты как 
основного фактора, влияющего на ухудше-
ние ФЕС отложений, но не позволило выя-
вить особенности низкоомного пласта ЮВ1

2 

и отделить его от традиционного коллектора 
ЮВ1

1 на данных сопоставлениях. Более де-
тальное рассмотрение данных грануломе-
трии с разбиением частиц по размерам вну-
три каждой фракции показало, что частицы 
самого мелкого размера песчаной фракции 
влияют на ФЕС пород аналогично частицам 
алевритовой фракции (рис. 10). Таким обра-
зом, было пересмотрено разделение частиц 
по фракциям и самые мелкие частицы песча-
ной фракции были отнесены к алевритовой 
фракции. Стандартное разделение размеров 
частиц по фракциям представлено в таб.1, 
принятое в данной работе — в таб. 2. Все по-
следующие построения выполнены с исполь-
зованием принятого разделения.

Для изучения изменения содержания 
фракций по разрезу данные гранулометрии 
с новым разделением на фракции были 
представлены на геолого-геофизических 
планшетах в зависимости от глубины отбора 
образцов (рис. 11): содержание алевритовой 
фракции возрастает с глубиной, что приводит 
к ухудшению ФЕС пород по керну — проница-
емость снижается, остаточная водонасыщен-
ность увеличивается, а пористость остается 
практически неизменной. Был сделан вывод, 
что именно структурные характеристики ока-
зывают влияние на сопротивление пород. 

Фракции Размер Размер, мм

Песчаная 
фракция

Крупная 1.0-0.5
Средняя 0.5-0.25

Мелкая
1 0.25-0.16
2 0.16-0.125
3 0.125-0.1

Алевритовая 
фракция

Крупная 0.1-0.05
Мелкая 0.05-0.01

Глинистая 
фракция

Крупная 0.01-0.001
Мелкая <0.001

Таб. 1 — Стандартное разделение размеров 
частиц по фракциям

Рис. 7 — Сопоставление Квс и содержания песчаной фракции Рис. 8 — Сопоставление Квс и содержания алевритовой фракции

Рис. 9 — Сопоставление Квс и содержания глинистой 
фракции

Рис. 10 — Сопоставление Квс и содержания новой 
алевритовой фракции



20 Экспозиция Нефть Газ 7 (53) НОЯБРЬ 2016

Фракции Размер Размер, мм

Песчаная фракция Крупная+ Средняя+мелкая(1,2) 1-0.125

Алевритовая фракция Спесч(3)+Сал 0.125-0.01

Глинистая фракция Крупная+мелкая 0.01-0.001, <0.001

Таб. 2 — Принятое разделение частиц по фракциям

Рис. 11 — Диаграмма изменения свойств пород по керну и 
гранулометрии в зависимости от глубины

Рис. 12 — Зависимость Рп-Кп для разных 
литотипов

Рис. 13 — Зависимость Рн-Кв для разных 
литотипов

установлены следующие граничные значе-
ния для принятого ранее Сал,гр = 50%: dГK,гр 
= 0.23, УЭСп ИК,гр = 4.5 Ом∙м.

Большой проблемой в низкоомных кол-
лекторах является методика определения 
коэффициента нефтенасыщенности. На ос-
новании выделения в разрезе двух литотипов 
были критически проанализированы зависи-
мости Рп-Кп и Рн-Кв (рис. 12–13). Получилось, 
что зависимость Рп-Кп для обоих литотипов 
является единой, так как пористость остается 
практически неизменной по разрезу обоих 
пластов ЮВ1

1и ЮВ1
2. Зависимость Рн-Кв четко 

разбивается на две: для традиционного лито-
типа 1 с относительно высоким показателем 
степени n и для низкоомных пород, относя-
щихся к литотипу 2 с более низким показа-
телем n. Использование новых зависимостей 
Рн-Кв позволило получить коэффициенты 
нефтенасыщенности, согласующихся с дан-
ными по керну. Значения коэффициентов 
нефтенасыщенности по низкоомному пласту 
изменяются в пределах от 28 до 50%, состав-
ляя в среднем 40%. Без дифференциации 
связи на литотипы величины Кн были равны 
13–32%, в среднем 21%, что характерно для 
водоносного коллектора.

Итоги
Показана методика разделения отложений 
васюганской свиты на литотипы на примере 
Ватьеганского месторождения. Представле-
на методика оценки коэффициента нефте-
насыщенности, дифференцированная по 
литотипам.

Выводы
1.	В васюганской свите ряда нефтяных ме-
сторождений Нижневартовского свода, 
наряду с традиционными терригенными 
коллекторами в одном разрезе пласта ЮВ1, 
встречаются так называемые низкоомные 
коллекторы.

2.	Особенность низкоомных коллекторов 
заключается в снижении удельных сопро-
тивлений коллекторов к подошве пласта 
на фоне высоких сопротивлений кровель-
ной части, что интерпретируется по ГИС 
как водоносный коллектор. При испытании 
прогнозного водонасыщенного коллектора 
получают безводные притоки нефти.

3.	В настоящий момент единственным кри-
терием обнаружения низкоомных коллек-
торов на каждом новом месторождении 
являются качественные испытания подо-
швенной части пласта ЮВ1.

4.	На Ватьеганском месторождении рассмо-
трение возможных природных причин по-
явления низкоомных коллекторов позволи-
ло выявить литолого-фациальную причину 
снижения УЭС в подошвенной части пласта 
ЮВ1 и установить критерии по керну и ГИС 
перехода от литотипа 1 традиционного кол-
лектора в кровельной части к литотипу 2 
низкоомного коллектора в подошвенной 
части пласта ЮВ1.
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На диаграммах четко выделяется переход от 
преобладающей песчаной фракции к преоб-
ладающей алевритовой — на определенных 
глубинах содержание алевритовой фракции 
начинает превышать 50%. На этом основа-
нии в разрезе было выделено 2 литотипа без 
привязки к пластам ЮВ1

1–ЮВ1
2. Значение 

(Сал,гр=50%) было принято как граничное для 
разделения двух литотипов. Первый литотип 
сложен крупными фракциями и характери-
зуется более высокими сопротивлениями. 
Второй литотип сложен, в основном, алеври-
товой и мелкозернистой песчаной фракция-
ми, характеризуется низкими сопротивлени-
ями и по ГИС зачастую интерпретируется как 
водонасыщенный (изучаемые низкоомные 
породы).

Анализ геолого-геофизических ха-
рактеристик совместно с данными гра-
нулометрии и керна (рис. 11) показал 

одновременное увеличение доли тонко-
зернистой (алевритовой) фракции с повы-
шением показаний метода ГК и снижением 
сопротивления в нижней зоне разреза. 
Использование метода ГК в данном случае 
обоснованно, так как исследования пока-
зывают, что удельная γ-активность алев-
ритовых фракций достаточно высока и в 
ряде случаев соизмерима с γ-активностью 
глинистой компоненты. Это дает основа-
ние для выделения двух литотипов по дан-
ным ГИС. Использование других методов 
ГИС не показало такой же эффективности, 
так как такие методы как НК, ГГКП, АК яв-
ляются методами пористости, которая в 
рассматриваемом разрезе практически 
неизменна в обоих литотипах. По выборке 
скважин с представительным керном при 
сопоставлении геофизических параметров 
с содержанием алевритовой фракции были 
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UDC 550.3 Features of the structure and evaluation of oil saturation factor of low-resistivity upper 
Jurassic reservoirs on example of the Vat’egan field of Western Siberia

Abstract
The article discusses the features of low-
resistivity reservoirs of Vasyugan suite 
of the Vat’egan field of Western Siberia 
and the problem of estimating of their oil 
saturation factor. Low-resistivity reservoir 
is a productive reservoir, according to the 
perforation and production data, which has 
low resistivity, and thus underestimated 
values of oil saturation factors obtained 
using this resistivity and traditional 
petrophysical relations. The factors 
affecting the decrease in the resistance of 
rocks are discussed. It is concluded that 
the fractional composition has a major 
impact on the reduction of the resistivity 
in the Vasyugan sediments of the Vat’egan 
field. An algorithm for the separation of 
UV1 layer into lithotypes according to the 
logging data, corresponding to traditional 
and low-resistivity parts of the section is 
shown. 

Materials and methods
Methods of separation of sediments of the 
Vasyugan suite into lithotypes according to the 
logging data

Results
The method of separation of the deposits of the 
Vasyugan suite on the example of the Vat’egan 
field is shown. The technique of estimation of 
oil saturation factor, differentiated by litotypes 
is given.

Conclusions
1. In a number of Nizhnevartovsk arch oilfields 
in Vasyugan suite there are low-resistivity 
productive reservoirs along with traditional 
sandstone reservoirs in the same section of 
UV1 layer.

2. The main feature of low-resistivity reservoirs 
is in reservoir bottom resistivity reduction 
due to high resistance on the formation 
top, which is interpretated in GIS as 

water-bearing reservoir. During the test 
on forecasted water-saturated reservoir, 
waterless oil flow is gained.

3. At the moment, the only criteria for low-
resistivity reservoirs detection on new 
oilfields is high quality test of the UV1 
bottom layer.

4. Examination of possible natural reasons 
for low-resistivity reservoir appearance 
on Vatiegansk oilfield allowed to reveal 
lithofacies reason for specific electric 
reduction in the bottom of the UV1 layer and 
to establish criteria for core samples and 
GIS transition from lithotype 1 of traditional 
reservoir at the top to lithotype 2 of low 
resistivity reservoir at the bottom of the UV1 

layer. 
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Несмотря на современные 
технологии строительства 
скважин, вопросы, связанные 
с риском и последствиями 
возможных осложнений 
при бурении, остаются 
нерешенными и приводят к 
колоссальным материальным 
и временным затратам. 
Как показывает практика, 
одним из наиболее часто 
встречающихся осложнений в 
процессе проводки скважины 
является поглощение бурового 
раствора. В настоящее время 
на нефтегазовом рынке 
представлен огромный спектр 
технико-технологических 
мероприятий по борьбе с 
поглощениями бурового 
раствора, но до сих пор 
не существует методики, 
решающей данную проблему со 
100%-ным успехом.

Материалы и методы
Лабораторные испытания.

Ключевые слова
поглощение бурового раствора, 
кольматация, изолирующий материал, 
гель

В связи с этим перед нами была поставле-
на задача, заключающаяся в разработке оп-
тимальной рецептуры изолирующего состава 
для ликвидации поглощений промывочной 
жидкости. Для её решения требовалось: 
•	 подобрать рецептуру состава, основой ко-
торого является гель; 

•	 экспериментально определить содержа-
ние всех компонентов, входящих в состав 
геля, обосновать их выбор и взаимодей-
ствие друг с другом; 

•	 провести исследования структурных пара-
метров изолирующего материала, оценить 
его кольматирующую способность.
При проведении исследований изначаль-

но использовали в качестве основы изолиру-
ющего вещества гель-раствор, разработан-
ный ранее на кафедре «Бурение нефтяных и 
газовых скважин» [1]. Для первых полученных 
образцов были исследованы их структурные 
параметры на ротационном вискозиметре 
OFITE 800, где при различных скоростях при-
бора, были замерены углы закручивания 
барабана вискозиметра в разные моменты 
времени. Как показал эксперимент, перво-
начально полученные составы не отвечали 
поставленным требованиям, с течением вре-
мени не происходило дальнейшего гелеобра-
зования и, следовательно, полученные рас-
творы нуждались в существенной доработке. 
Поэтому было решено рассмотреть различные 
композиции с другими солями, которые были 
подобраны для последующих исследований 
исходя из анализа литературного материала. 
Как оказалось, не все соли, задействованные 
в эксперименте, оказали значимый эффект 
в соединениях с силикатом натрия. При этом 
наибольшие значения динамического напря-
жения сдвига характерны для композиций с 

молибденовокислым аммонием, сульфатом 
алюминия и нитратом кальция.

Для определения наиболее оптимально-
го содержания в изолирующем материале 
крахмального реагента, был проведен экспе-
римент, отражающий динамику структурооб-
разования образцов с различными добавка-
ми крахмала.

Завершающим шагом в определении 
компонентного состава изолирующего ве-
щества был подбор необходимой концен-
трации гидрофобизирующей добавки. Для 
определения эффективности добавления 
гидрофобизирующей добавки был измерен 
первоначальный вес каждого из образцов до 
этапа их погружения в ёмкости с пластовой 
жидкостью, затем определяли изменения их 
массы с течением времени.

В дальнейшем, на приборе PPA были 
проведены исследования по оценке кольма-
тирующей способности разработанной ком-
позиции (рис.1). Поверхность керамического 
диска оказалась практически полностью на-
сыщенной изолирующим материалом, таким 
образом, поровое пространство успешно 
закольматировано. 

Итоги
На основании проведенных исследований 
считаем, что разработанный изолирующий 
материал (рис. 2)  можно рекомендовать для 
ликвидации поглощений бурового раствора 
интенсивностью от 10 до 20 м3/час.
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Рис. 1 — Изображения поверхности керамического диска под микроскопом до (А) и после 
(Б) проведения эксперимента на приборе PPA

а) б) 

Рис. 2 — Технология приготовления изолирующего материала
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Научная работа посвящена 
исследованию влияния 
ингибиторов глин на 
геометрические параметры 
образцов резины ИРП-1226, 
которая является одним из 
основных материалов для 
изготовления эластомеров 
винтовых забойных двигателей. 
Рассматриваются результаты 
влияния четырех наименований 
ингибиторов, применяемых в 
качестве химических реагентов 
буровых растворов для повышения 
устойчивости глинистых 
пород, на параметры образцов 
резины ИРП-1226. Доказано 
влияние ингибиторов глин и 
их концентрации на состояние 
эластомера винтового забойного 
двигателя. Дано описание 
процессов, происходящих 
в эластомере в присутствии 
различных химических реагентов. 
Охарактеризовано возможное 
влияние этих процессов на 
технические характеристики 
двигателя. Применение 
полученных результатов позволит 
разработать методику по 
повышению ресурса эластомеров 
винтовых забойных двигателей.

Материалы и методы
Исследовались образцы резины ИРП-1226 
путем полного погружения в растворы 
ингибиторов глин (концентрации – 10, 
50 и 100%). Длительность эксперимента 
составляла 480 ч. Температура 
эксперимента – 25°С.
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В общих указаниях к эксплуатации винто-
вых забойных двигателей сказано, что буро-
вой раствор может стать причиной набухания 
или усадки резиновой обкладки (эластомера) 
статора и преждевременному выходу из строя 
двигателя [1]. Буровой раствор является ком-
плексной системой, состоящей из ряда хими-
ческих реагентов, которые могут оказывать 
неодинаковое воздействие на эластомер. 
В ранних исследованиях было обосновано 
влияние дисперсионной среды бурового рас-
твора на техническое состояние эластомера 
винтового забойного двигателя [2–3]. Был 
сделан вывод о возможном дополнительном 
негативном влиянии на эластомер со сторо-
ны химических реагентов, используемых для 
контроля свойств бурового раствора. 

По назначению реагенты для буровых 
растворов классифицируются на следующие 
категории: понизители фильтрации; понизи-
тели вязкости (разжижители); структурооб-
разователи; регуляторы щелочности (рН); 
ингибиторы глинистых пород; регуляторы 
термостойкости; пенообразователи; пено-
гасители; эмульгаторы; смазочные добавки; 
понизители твердости горных пород [4]. По 
предварительной оценке наиболее опасны-
ми для резины эластомеров названы бакте-
рициды, эмульгаторы, регуляторы щелочно-
сти и ингибиторы глин. 

Предметом настоящего исследования яв-
ляется рабочая пара ВЗД: ротор – статор, а 
именно резиновая обкладка статора (эласто-
мер) [5–6]. Было оценено влияние концен-
трации различных ингибиторов на измене-
ние геометрических параметров образцов, 
изготовленных из резины ИРП-1226.

Образцы изготавливались в форме ци-
линдров диаметром до 43 мм и толщиной до 
11,5 мм и выдерживались в пластиковых кон-
тейнерах с полным погружением в растворы 
ингибиторов при атмосферном давлении. В 
ранее проведенных работах наиболее часто 
упоминают неустойчивость эластомеров по 
отношению к агрессивным средам в виде 
набухания или усадки [6–8]. Поэтому оценка 
результатов эксперимента проводилась по 
изменению геометрических размеров рези-
нового образца.

Была определена выборка ингибиторов 
бурового раствора и оценено их влияние на 
изменение геометрических размеров эласто-
мера, изготовленного из резины ИРП-1226: 
метасиликат натрия — ингибитор глин, реко-
мендуемая концентрация в буровом раство-
ре: 2–5% [9]; СНПХ-ПКД 515 — ингибитор глин, 
рекомендуемая концентрация в буровом рас-
творе: 1–2% [10]; Стабилайт II — ингибитор 
глин и глинистых сланцев, рекомендуемая 
концентрация в буровом растворе: 2–3% [11]; 
сульфированный асфальт — ингибитор глин и 
глинистых сланцев, рекомендуемая концен-
трация в буровом растворе: 0,3–1,5% [12].

Исследования проводились с различны-
ми концентрациями реагентов в растворе: 10, 
50 и 100%. Такие значения использовались с 

целью определения наиболее агрессивных 
реагентов для образцов. Несмотря на то, что 
рекомендуемые концентрации ингибиторов в 
буровом растворе колеблются от 1 до 5%, не 
исключается их синергетический негативный 
эффект на эластомер с другими химически-
ми реагентами и компонентами раствора. 
Длительность эксперимента составила 480 ч, 
что обусловлено нормативным значением 
времени работы ВЗД по паспортным данным 
(стандартно от 200 до 600 ч). Измерения ди-
аметра образцов проводились ежесуточно с 
применением электронного штангенциркуля.

Результаты исследований представлены 
на рис. 1–4.

Анализ воздействия метасиликата на-
трия и СНПХ-ПКД на резину ИРП-1226 по-
казал, что концентрация ингибитора в рас-
творе существенно не влияет на результат 
эксперимента. При этом в каждом из случаев 
наблюдается явное воздействие на образцы. 

Для метасиликата характерно интенсив-
ное набухание образца в начале экспери-
мента (первые 200 ч), которое в дальнейшем 
сменяется незначительной усадкой. Мак-
симальные значения набухания составля-
ют до 1,4% от исходного размера образца, 
последующая усадка составляет до 0,5%. 
Следовательно, вне зависимости от длитель-
ности воздействия, геометрические размеры 
эластомера увеличиваются, что приведет к 
уменьшению зазора между статором и рото-
ром ВЗД. Как следствие, будет наблюдаться 
изменение энергетической характеристики 
двигателя и повышение интенсивности изно-
са обкладки статора.

Для СНПХ-ПКД (рис. 2) до 250 ч экспери-
мента наблюдается равномерное набухание 
образца (величина набухания до 3% от ис-
ходного размера образца), которое затем 
сменяется резкой усадкой образцов, дости-
гающей в конце эксперимента 10% от исход-
ного размера образца. В таком случае, на 
первом этапе работы двигателя в присутствии 
подобной жидкости будет происходить набу-
хание эластомера и его интенсивный износ, 
которое затем сменится усадкой материала 
эластомера, увеличением зазора между ро-
тором и статором и, как следствие, падение 
энергетической характеристики двигателя. 
Если рассматривать работу двигателя на по-
добном растворе, то к моменту начала усадки 
эластомер будет настолько изношен ротором, 
что возможна полная остановка двигателя.

Другие зависимости размера наблюда-
лись для реагентов Стабилайт II и Сульфини-
рованный асфальт (рис. 3–4). Для реагента 
Стабилайт II наблюдается неравномерный 
характер поведения образца. В растворе для 
концентраций 100 и 10% наблюдается набуха-
ние образцов, причем объем образца суще-
ственно не изменяется в ходе эксперимента. 
Отклонение от исходного размера составля-
ет от 0,7% (для концентрации 10%) до 1,7% 
(для концентрации 100%). Для концентрации 
реагента в 50% наблюдается нетипичное 
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поведение образца, выраженное в незначи-
тельном набухании, чередующемся с усадкой. 
Учитывая, что рекомендуемая концентрация 
данного реагента в буровом растворе состав-
ляет менее 5%, то нет возможности утвер-
ждать, что он окажет существенное влияние 
на состояние эластомера двигателя. Поэтому 
для итоговых выводов необходимо провести 
дополнительную серию экспериментов с ма-
лыми концентрациями данного реагента.

В экспериментах с сульфинированным 
асфальтом получено, что для всех концен-
траций наблюдается набухание образца, 
причем наибольшее его значение, дости-
гающее 1,3%, получено при минимальной 
концентрации (10%) реагента в водном рас-
творе. Характер набухания неравномерный 
— периоды набухания сменяются периодами 
незначительной усадки образцов. На заклю-
чительной стадии эксперимента зафиксиро-
вана интенсивная усадка образцов, но она 
не превышает суммарного набухания в ходе 
эксперимента. Следовательно, под воздей-
ствием данного реагента будет наблюдаться 
интенсивный износ эластомера винтом за-
бойного двигателя из-за уменьшения зазора 
в рабочей паре. Учитывая, что наибольшие 
значения набухания получены для мини-
мальной концентрации реагента в растворе, 
имеет смысл провести дополнительные серии 
экспериментов для малых концентраций 0,5–
3% сульфинированного асфальта, которые 
рекомендуются для использования при при-
готовлении буровых растворов

Итоги
Результаты исследований показали, что для 
реагентов метасиликат натрия и СНПХ-ПКД 

не наблюдается существенной зависимости 
изменения размеров образцов эластомера 
от концентрации реагента, в то время как для 
сульфинированного асфальта и Стабилайт II 
эта зависимость прослеживается. Негативное 
влияние ингибиторов на эластомер обуслов-
лено тем, что после длительного нахождения 
в растворе образцы не только изменяют свои 
размеры, но сильно размягчаются и начинают 
расслаиваться. Кроме того, малые концентра-
ции ингибиторов могут оказывать синерге-
тический негативный эффект с другими ком-
понентами бурового раствора на эластомер. 
Интенсивность и характер процесса взаимо-
действия химических реагентов и образцов 
эластомера может быть обусловлена водо-
родным показателем среды, возникающим 
при приготовлении раствора ингибиторов. 

Выводы
Для оценки комплексного влияния ингибито-
ров бурового раствора на эластомеры винто-
вых забойных двигателей предложены даль-
нейшие направления исследований:
•	 исследование влияния малых концентра-
ций ингибиторов (1, 2, 3%);

•	 оценка синергетического негативного эф-
фекта на эластомеры со стороны ингиби-
рованных буровых растворов;

•	 оценка влияния температуры на процессы, 
происходящие с эластомером винтового 
забойного двигателя в присутствии ин-
гибиторов или ингибированных буровых 
растворов;

•	 оценка изменения скорости износа эласто-
мера после нахождения в растворе ингиби-
торов глин или ингибированных буровых 
растворов.

Работа выполнена при поддержке Фонда 
РФФИ  (проект №16-38-00701 мол_а).
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UDC 622.24Research of the influence of clays inhibitors on the rubber elastomer screw downhole motor

Abstract
The scientific work is devoted to the 
influence of clay inhibitors on the 
geometric parameters of the rubber 
samples IRP-1226, which is one of the 
basic materials for the production of 
elastomers the screw downhole motors. 
The results of the effect of the four types 
of inhibitors used as a reagent for drilling 
fluids to increase the stability of clay 
rocks to the parameters of the rubber 
samples IRP-1226. It proved the effect of 
clay inhibitors and their concentration on 
the elastomer of screw downhole motors. 
A description of the processes occurring 
in the elastomer in the presence of 
various chemicals. Characterized by 
the possible impact of these processes 
on the technical characteristics of the 
engine. Application of the results will 
allow to develop a technique to improve 
the resource elastomers screw downhole 
motors.

Materials and methods 
The samples of rubber IRP-1226 were research 
through total immersion in solutions of 
clay inhibitors (concentration 10, 50 and 
100%). Experiment duration was 480 hours. 
Experimental temperature - 25°C.

Results
The results showed that the reagent sodium 
metasilicate and SNPCH-PKD is no significant 
change according to the size of the elastomer 
samples from the reagent concentration, while 
for the sulphonated asphalt and Stabilayt II, 
this dependence can be traced. The negative 
effect on elastomer inhibitors is because 
after a long stay in the sample solution not 
only change their dimensions, but greatly 
soften and begin to delaminate. In addition, 
small concentrations of the inhibitors may 
have an adverse synergistic effect with other 
components of mud to PDM elastomer. The 
intensity and nature of the interaction of 
chemicals and samples of the elastomer may 

be due to pH value of the medium arising in the 
preparation of inhibitors of the solution.

Conclusions
To assess the combined effect of inhibitors 
mud to elastomers of screw downhole motors 
proposed future directions of research:
•	 research of the effect of small 
concentrations of inhibitors (1, 2, 3%); 

•	 evaluation of the synergistic negative effect 
on elastomers from inhibited drilling fluids; 

•	 assessment of the effect of temperature on 
the processes occurring with the elastomer 
screw downhole motor in the presence of 
inhibitors or inhibited drilling fluids; 

•	 evaluation of wear rate of change of the 
elastomer after being in solution inhibitors 
or inhibited clay muds.

Keywords
drilling, a screw downhole motor, 
drilling fluid, elastomer, 
clay inhibitor, PDM
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НГДУ «Альметьевнефть» ПАО «Татнефть», 
Альметьевск, Россия

В связи с ухудшением 
финансово-экономического 
положения, связанного с 
падением цен на экспорт 
нефти, компанией «Татнефть» 
поставлена задача по 
оптимизации производственных 
затрат и сокращению 
собственных издержек. Одним 
из направлений по снижению 
затрат является эксплуатация 
наземного нефтепромыслового 
оборудования. 

Ветрозащитное устройство
В НГДУ «Альметьевнефть» эксплуатиру-

ются 244 цепных привода ШГН типа ПЦ-80-
6-1/4, предназначенные для приведения в 
действие скважинного штангового насоса и 
обеспечения при этом благоприятного режи-
ма движения штанг (с равномерной скоро-
стью на большей части хода) [1].

Передача возвратно-поступательных 
движений на цепных приводах от противове-
са к колонне насосных штанг осуществляется 
посредством гибкого звена — грузовой ленты 
(рис. 1).

Один конец ленты 3 соединен с подве-
ской устьевого штока, второй закреплен на 
уравновешивающем грузе 2. При этом лента 
огибает барабан 1.

Порядка 45 цепных приводов в «Аль-
метьевнефть» работают в условиях боль-
шой парусности при порывистых ветрах, 
что создает определенные проблемы. Под 
воздействием ветра лента раскачивается, 
смещается, и в результате этого происходит 
её истирание с последующим обрывом и, 
следовательно, деформации полированного 
штока. Это чревато остановкой оборудова-
ния, дополнительными временными и мате-
риальными затратами на ремонт оборудова-
ния, что влечет за собой недоборы нефти.

Для решения данной проблемы разра-
ботано ветрозащитное устройство цепного 
привода (рис. 2), включающее в себя пе-
реднюю стенку 1 экрана и две боковины 2. 
Экран выполнен на основе каркасной кон-
струкции, к которой присоединена ветроза-
щитная оболочка 4. Каркасная конструкция, 
в дальнейшем каркас, содержит продоль-
ные 3 и поперечные 5 элементы каркаса. 
Оболочка 4 выполнена из листовой стали. А 
каркас — из профилированной стали. Обо-
лочка и каркас соединены друг с другом с 
помощью сварки.

К поперечным элементам 5 каркаса бо-
ковин 2 экрана жестко присоединены бы-
строзажимные струбцины 6 в количестве 8 
штук с помощью сварки. Струбцины крепятся 

одной из боковых частей своей рамы к попе-
речинам 5 каркаса боковин, в месте, наибо-
лее удаленном от передней стенки 1.

Используемые струбцины представляют 
собой фиксирующий инструмент, имеющий 
С-образную раму и винт, несущим одну при-
жимную губку, а рама — вторую, которая 
является неподвижной, при этом винт выпол-
нен с возможностью прижатия своей губки к 
неподвижной губке на раме.

Экран, в свою очередь, крепится к кор-
пусу цепного привода, а именно, к попере-
чинам, упрочняющим конструкцию корпуса 
цепного привода посредством струбцин, ко-
торые зажимают поперечину между своими 
губками.

Внедрение ветрозащитных экранов на 
цепных приводах позволило решить пробле-
му эксплуатации оборудования при порыви-
стых ветрах, и исключить при этом вероят-
ность колебания ленты. Данная разработка 
проста в изготовлении и монтаже (без вме-
шательств в заводскую конструкцию цепного 
привода), не требует обслуживания в про-
цессе работы.

Устройство для выправки  
полированного штока

Эксплуатация скважин с АСПО и ВНЭ 
сопровождается подклиниванием и зависа-
нием колонны насосных штанг по причине 
заедания плунжера в цилиндре насоса, что 
зачастую приводит к деформации устьевого 
полированного штока [1, 2].

Последствия деформированного полиро-
ванного штока:
•	 невозможность эксплуатации скважины;
•	 некорректная информация нагрузок на го-
ловку балансира НП ШГН;

•	 транспортные и материальные затраты на 
замену полированного штока;

•	 длительный простой скважины, потери 
нефти.
Для решения данных проблем разрабо-

тано устройство для выправки полированно-
го штока (рис. 3).

Рис. 1 — Грузовая лента Рис. 2 — Ветрозащиное устройство
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Рис. 3 — Устройство для выправки полированного штока

Рис. 4 — Устройство для заливки реагента

Конструкция устройства содержит кор-
пус 1 и установленные на ней подвижный 4 
и неподвижные 5 упоры для полированно-
го штока, силовой механизм 3, связанный с 
подвижным упором 4. Силовой механизм 3 
выполнен в виде пары винт–гайка 2, корпус 1 
выполнен в виде усиленной ребрами жестко-
сти трапецеидальной рамы с гайкой силово-
го механизма 3. Подвижный упор 4 соединен 
с возможностью вращения с торцом винта 
4, который выполнен с возможностью про-
дольного перемещения с вращением в гайке 
перпендикулярно противоположного осно-
вания рамы. Корпус 1 соединен с неподвиж-
ными упорами 5 и гайкой 3 жестко сваркой. 
Для удобства переноса устройства имеется 
специальная ручка 6. 

Внедрение устройства для выправки 
полированного штока позволило сократить 
затраты на замену полированного штока, 
транспортных, трудовых затрат, снизить уро-
вень недоборов нефти, а также исключить 
потери времени персонала.

Устройство для заливки реагента
Подклинивание колонны насосных штанг 

по причине образования АСПО и добычи гу-
стой эмульсии напрямую влияет на исправ-
ную работу наземного привода штангового 
глубинного насоса. На фонде скважин с ос-
ложненной добычей нефти, где такая пробле-
ма возникает периодически, устанавливается 
насосно-дозаторная установка с емкостью не-
обходимого объема для подачи реагента [1].

Но есть периодический фонд скважин, 
где такая проблема возникает редко и про-
блемы, связанные с эксплуатацией глубинно-
го оборудования, решаются после разовой 
заливки реагента в необходимом объеме. 
Монтаж насосно-дозаторной установки в 
данном случае не целесообразен. На сегод-
няшний день существует два способа залив-
ки реагента в затрубное пространство опера-
тором добычи нефти и газа:

Способ I — ручной.
1.	Остановка привода ШГН.
2.	Стравливание газа с затрубного простран-
ства в линию.

3.	Заливка реагента через затрубный 
вентиль.

4.	Пуск привода ШГН в работу.
Данный способ заливки имеет следую-

щие недостатки:
•	 необходимость остановки привода ШГН;
•	 необходимость стравливание газа с за-
трубного пространства;

•	 нарушение требований промышленной 
безопасности и охраны труда.
Способ II. При помощи насоса гидрав-

лического с ручным приводом, для которого 
так же, как и при способе I, необходимо про-
делать те же операции. Этот способ заливки 
имеет все те же недостатки, а также данный 
насос заводом-изготовителем предназначен 
для прокачки масла.

Для решения вышеперечисленных про-
блем разработано устройство для заливки 
реагента (рис. 4).

В частности, решение следующих 
проблем: 
1)	 частые отказы цепных 

приводов штанговых 
скважинных насосных 
установок (ШСНУ) по причине 
парусности грузовой ленты; 

2)	деформация полированных 
штоков; 

3)	подклинивание колонны 
штанг по причине образования 
парафина и добычи густой 
эмульсии;

4)	интенсивный износ 
сальниковых уплотнений по 
причине нарушения центровки 
наземного привода.

Ключевые слова
привод цепной, ветрозащитное устройство, 
привод ШГН, устьевой шток, сальник СУСГ, 
заливка реагента
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№ п/п Наименование 
разработки

Результаты применения Экономический 
эффект в год, тыс.р.

1 Ветрозащитный экран Сокращения затрат на ремонт цепного привода, замену полированного штока.
Снижение уровня недоборов нефти

993

2 Устройство 
для выправки 
полированного штока

Сокращения транспортных затрат
Снижение трудозатрат
Снижение уровня недоборов нефти

804

3 Устройство для 
заливки реагента

Сокращения эксплуатационных затрат
Снижение вероятности подклинивания и зависания колонны насосных штанг
Соответствие требованиям промышленной безопасности и охраны труда

1378

4 Усовершенствованная 
конструкция СУСГ

Снижение отказов сальниковых уплотнений;
Снижение уровня недоборов нефти;
Снижение транспортных затрат;
Снижение затрат на обслуживание оператором по добыче нефти

1000

Таб. 1 — Результаты применения технических разработок

Заявляемое устройство также обеспечи-
вает повышение безопасности, надежности и 
эффективности заливки реагента в затрубное 
пространство скважины.

Внедрение устройства для заливки реа-
гента позволило сократить эксплуатационные 
затраты, снизить вероятности подклинивания 
и зависания колонны насосных штанг, и обе-
спечить соответствие требованиям промыш-
ленной безопасности и охраны труда.

Усовершенствованная конструкция 
сальника устьевого

В НГДУ «Альметьевнефть» эксплуати-
руются 1976 добывающих скважин штан-
гового глубинного насоса (ШГН). Все сква-
жины оснащены устьевыми сальниками 
СУС-2А-73-31, которые предназначены для 
установки на арматуру ШГН для уплотнения 
и герметизации полированного штока с це-
лью предотвращения утечек нефти и газа в 
окружающую среду при возвратно-поступа-
тельном движении полированного штока, 
а также для проведения опрессовки НКТ и 
прямых промывок без разбора манифольда 
[3, 4].

Одной из причин внутрисуточного про-
стоя скважин является замена сальников 
СУСГ. Пропуски сальникового устройства ве-
дут к существенным потерям нефти, которые 
из года в год растут (рис. 5).

Для определения причин частых замен 
сальниковых манжет проведены камераль-
ные и полевые исследования (рис. 6).

Были отобраны 268 наиболее проблем-
ные скважины. Проведенные исследования 
показали, что основную долю частого износа 
сальников СУСГ составляют отсутствие цен-
тровки между полированным штоком и СУСГ 
(268 скважин, 60%) и неудовлетворительное 
состояние полированного штока (125 сква-
жин, 27,8%).

Отсутствие центровки способствует не-
равномерному износу сальниковой набив-
ки, что значительно сокращает срок службы 
сальников. Кроме этого, замена сальниковой 
набивки превращается в трудоемкую опе-
рацию. Иногда требуется участие двух опе-
раторов по добыче нефти. Помимо инстру-
ментальной проверки наличия центровки, 
показательным является осмотр износа 
сальников. Наличие овального износа сви-
детельствует об отсутствии центровки. Поли-
рованного штока в неудовлетворительном 
состоянии совместно с отсутствием соосности 
ПШ и СУСГ приводит к быстрому износу саль-
ников СУСГ [4].Рис. 6 — Причины преждевременного износа сальниковых уплотнений

Рис. 5 — Динамика недоборов нефти по причине замены сальников 
в период с 2010 по 2015 гг.

Емкость 1 с ручкой 5 устанавливают на 
опоре 6 и соединяют с устьевой арматурой 
посредством переходника.

Реагент заливают в емкость 1 через верх-
нее наливное отверстие при закрытом венти-
ле затрубного пространства устьевой армату-
ры. После наполнения емкости 1 закрывают 
крышку, открывают вентиль затрубного про-
странства и реагент самотеком заливается 
в затрубное пространство через сливное 
отверстие. После заливки вентиль затрубно-
го пространства переводится в положение 

«закрыто», далее открывается вентиль 2 для 
стравливания остаточного давления после 
заливки и стравливается остаточное давле-
ние с емкости 1. В итоге достигается разовая 
заливка реагента.

Реагент заливают дозировано по 5 л за 1 
цикл.

Давление в емкости контролируют при 
помощи манометра 4, установленного на 
крышке устройства, с помощью вентиля 3, 
для удобства оперативного контроля давле-
ния в емкости 1.
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UDC 622.276An optimization the oilfield equipment operation’s costs

Abstract
Due to the deteriorating economic and 
financial situation associated with "Tatneft" 
fall in oil export prices now tasked to optimize 
production costs and reduce their costs. One 
of the ways to reduce costs is the exploitation 
of land oil field equipment Especially problems 
classified as:
1) frequent failures chain drive of downhole 
sucker rod pumping units (SHSNU) due to 
sail cargo tape;

2) deformation of polished rods;

3) shimming rod string due to the formation 
and production dense wax emulsion;

4) packing intensive wear due to the violation 
ground centering drive.

Results
Reached cost optimization in the operation of 
ground-based oilfield equipment.
 
Conclusions
Implementation of a complex of measures for 
implementation of the proposed technical 

solutions provides the overall efficiency of 
production processes in the operation of the 
mining wells, creating favorable and safe 
working conditions for maintenance personnel, 
reducing enterprise costs by preventing failure 
of oilfield equipment.

Keywords
the drive chain, windshield device, 
the drive SRP, piston rod, 
oil seal wellhead, 
chemical reagent downloading
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Рис. 7 — Модернизированный узел тройника

Необходимо отметить, что на существу-
ющих устьевых сальниках с помощью са-
моустанавливающейся головки находится 
соосность между полированным штоком и 
СУСГ. Однако, как показали полевые иссле-
дования, не на всех скважинах проводятся 
центровки соосности полированного штока 
с СУСГ. Необходимо отметить, что самоуста-
навливающаяся головка не на всех скважи-
нах позволит отцентровать ПШ с СУСГ.

Преждевременный износ сальниковых 
уплотнений приводит к:
•	 росту уровня недоборов нефти;
•	 увеличению затрат на обслуживание опе-
ратором по добыче нефти;

•	 транспортным затратам;
•	 затратам на приобретение сальниковых 
манжет;

•	 затратам на устранение последствий выхо-
да из строя сальниковых уплотнений.
Для решения данных проблем разработа-

на усовершенствованная конструкция устье-
вого сальника СУСГ. Суть модернизации заклю-
чается в растачивании узла тройника (рис. 7), 
благодаря чему увеличивается угол наклона 
(смещения) СУСГ, что в свою очередь компен-
сирует нарушение центровки привода ШГН.

Внедрение усовершенствованной кон-
струкции СУСГ позволило сократить количе-
ство отказов оборудования, уровень недобо-
ров нефти, эксплуатационные затраты.

Результаты применения данных усовер-
шенствований представлены в таб. 1.

Итоги
Достигнута оптимизация затрат при экс-
плуатации наземного нефтепромыслового 
оборудования.

Выводы
Реализация комплекса мероприятий по вне-
дрению предложенных технических решений 
обеспечивает в целом повышение эффек-
тивности производственных процессов при 
эксплуатации добывающего фонда скважин, 
создание благоприятных и безопасных ус-
ловий труда обслуживающему персоналу, 
сокращение издержек предприятия за счет 
предотвращения отказа нефтепромыслового 
оборудования.
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В работе рассмотрены 
геологические и 
технологические факторы, 
от которых в значительной 
степени зависит работа 
эксплуатационных скважин. 
Изучено влияние забойного 
давления на эффективность 
работы добывающих скважин.
Установлена взаимосвязь 
величины удельного 
электрического сопротивления 
нефтяного пласта со 
значением смачиваемости 
терригенных коллекторов. 
Кроме того, для терригенных 
объектов, рассматриваемых 
в статье месторождений, 
выявлена взаимосвязь между 
повышенными значениями 
удельного электрического 
сопротивления и ухудшением 
принимающей способности 
нагнетательных скважин.

На основании обширного практическо-
го опыта и фундаментальных теоретических 
исследований можно выделить факторы, 
оказывающие негативное влияние на работу 
эксплуатационных (добывающих и нагнета-
тельных) скважин.

К геологическим факторам, от которых 
зависит работа эксплуатационных скважин, 
относятся:
•	 коллекторские свойства пласта;
•	 тип коллектора;
•	 неоднородность продуктивного пласта по 
коллекторским свойствам и литологии;

•	 смачиваемость пород-коллекторов;
•	 наличие глинистых компонентов в  пластах- 
коллекторах.
К технологическим факторам относятся [1]:

•	 некачественное первичное и вторичное 
вскрытие продуктивных пластов;

•	 образование стойких эмульсий (иногда так 
называемых «бронированных») в приза-
бойной зоне; 

•	 набухание глинистых компонентов продук-
тивных коллекторов в призабойной зоне 
пласта (ПЗП) при первичном и вторичном 
вскрытии пласта, освоении или капиталь-
ном ремонте скважин.
Далее следует рассмотреть факторы, ко-

торые оказывают негативное влияние на де-
биты добывающих скважин.

Так, на дебит добывающих скважин боль-
шинства месторождений Пермского Прика-
мья существенное воздействие оказывает 
обводненность добываемой продукции. При 
высокой обводненности скважин снижается 
фазовая проницаемость по нефти и зачастую 
происходит прорыв закачиваемой воды, 
используемой для поддержания пластового 
давления, а нефть оттесняется, и на границе 
нефть–вода образуется эмульсия, которая 
затрудняет продвижение нефти к скважине.

В соответствии с уравнением Дюпюи, де-
бит скважины увеличивается при снижении 
забойного давления, на практике достаточно 
часто его снижают до давления ниже давле-
ния насыщения, забывая о том, что при этом 
изменяются не только свойства добываемой 
продукции, но и фильтрационные характери-
стики, особенно в призабойной зоне сква-
жин, что приводит к отрицательному конеч-
ному результату.

Таким образом, забойное давление в до-
бывающих скважинах является принципиаль-
ным регулятором эффективности их работы 
и одним из главных параметров разработки 
всего месторождения. Бесконечное снижение 
забойного давления в добывающих скважи-
нах по значению существенно ниже давления 
насыщения может привести к необратимым 
последствиям, происходящим в пласте.

Во-первых, за счет опережающего про-
рыва газа, происходит снижение дебита 
нефти. 

Во-вторых, наличие остаточного газа 
снижает фазовую проницаемость по нефти, 
что так же отрицательно сказывается на де-
бите скважины. 

В-третьих, при дегазации нефти увели-
чивается ее вязкость, и, соответственно, 
ухудшается соотношение подвижностей 
нефть–вода, следствием чего является опе-
режающее обводнение скважин. 

В-четвертых, на дебит скважины влияют 
процессы, сопровождающие дегазацию, та-
кие как эффект Жамена и образование ас-
фальтено-парафиновых отложений (АСПО) в 
зоне разгазирования.

На процесс образования АСПО в основ-
ном влияют: снижение давления в приза-
бойной зоне и связанное с этим нарушение 
гидродинамического равновесия газожид-
косной системы, уменьшение температуры в 
пласте и стволе скважины, изменение скоро-
сти движения газожидкосной смеси и отдель-
ных ее компонентов, состава углеводородов 
в каждой фазе смеси и соотношение объе-
мов их фаз [2].

Определение рационального забойного 
давления Рзаб.рац. является сложной техни-
ко-экономической задачей, которая должна 
решаться для конкретного месторождения в 
процессе гидродинамических исследований 
скважин.

В условиях упруго-водонапорного ре-
жима дренирования девонских нефтяных 
месторождений Урало-Поволжья, как это 
следует из работ В.Ф. Усенко, допускается 
снижение забойного давления в добываю-
щих скважинах в сравнении с давлением на-
сыщения до величины Рзаб.кр.=0,75∙Рнас [3].

На снижение приемистости нагнетатель-
ных скважин оказывает влияние загрязнение 
призабойной зоны пласта (ПЗП) следующими 
компонентами:
•	 механическими примесями, содержащи-
мися в закачиваемой воде;

•	 остаточными нефтепродуктами, находя-
щимися в воде после очистки на установке 
предварительного сброса воды (УПСВ) в 
случае использования подтоварной воды 
в системе поддержания пластового давле-
ния (ППД);

•	 продуктами коррозии водоводов (оксиды 
и гидроксиды, сульфатные соединения 
железа) и сульфатвосстанавливающими 
бактериями, образующимися в ПЗП.
Кроме того, на приемистость нагнета-

тельных скважин в терригенных коллекторах 
существенное влияние оказывают геолого- 
геофизические характеристики продуктив-
ных пластов. Выявление данной зависимости 
позволит оптимизировать технологическое 
проектирование разработки как разрабаты-
ваемых, так и новых перспективных залежей.

В результате анализа научной литерату-
ры, посвященной данному вопросу, а также 
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Показано, что правильно 
подобранное эксплуатационное 
оборудование на добывающих 
скважинах позволяет получать 
оптимальные дебиты.
Предложено своевременно, 
до принятия ответственных 
проектных решений, при 
разработке месторождений 
использовать информацию 
о величинах удельного 
электрического сопротивления 
для определения зон 
развития преимущественно 
гидрофобных коллекторов.

Материалы и методы
Выполнен сбор и обработка данных 
бокового каротажа (БК) по 634 
скважинам четырех месторождений 
Верхнего Прикамья, которые 
выгружались из информационной 
системы «BaseGis» с формированием 
определенных форматов, пригодных 
для загрузки в программный 
комплекс IRAP RMS компании 
ROXAR, который использовался для 
построения трехмерного массива 
распределения УЭС.

Ключевые слова
продуктивный пласт, призабойная зона 
пласта, добывающая и нагнетательная 
скважина, забойное давление, 
смачиваемость породы, гидрофобный 
коллектор, удельное электрическое 
сопротивление, керн, приемистость 
скважины

лабораторных исследований керна из сква-
жин месторождений Верхнего Прикамья, 
установлена взаимосвязь величины удельно-
го электрического сопротивления (УЭС) не-
фтяного пласта со значением смачиваемости 
терригенных коллекторов [4]. Обнаружено, 
что гидрофильные коллекторы соответствуют 
сопротивлениям не более 110 Ом∙м, коллек-
торы с промежуточными характеристиками 
смачиваемости преобладают в интерва-
ле значений 120-200 Ом∙м. При УЭС более 
200 Ом∙м преобладают преимущественно 
гидрофобные коллекторы (смачиваемость 
менее 10%). Таким образом, для террито-
рии исследования терригенные коллекторы 
можно рассматривать как гидрофобные при 
значениях УЭС более 200 Ом∙м. В работе [5] 
также отмечены повышенные показания би-
туминозности кернового материала в интер-
валах высоких показаний УЭС.

Согласно данным лабораторных иссле-
дований керна среднезернистых песчаников 
месторождений Соликамской депрессии, 
наличие в породе битуминозного цемента 
(вместо глинистого) приводит к гидрофоби-
зации поверхности коллектора и увеличе-
нию толщины не участвующего в фильтрации 
слоя связанной нефти в 3–5 раз [6]. Анало-
гичные примеры влияния характеристик 
смачиваемости на степень вытеснения нефти 
закачиваемой водой, когда смачиваемость 
породы нефтяного коллектора может быть 

не оптимальной при применении заводнения 
рассмотрены в работе [7].

Анализ влияния УЭС на приемистость 
нагнетательных скважин визейских пластов 
проведен для двух активно разрабатываемых 
месторождений Соликамской депрессии. Со-
гласно рекомендациям по эффективной раз-
работке залежи, оптимальная компенсация 
отборов жидкости закачкой (К) должна со-
ставлять порядка 100–120%. Между тем ана-
лиз разработки терригенного пласта одного 
из поднятий месторождения показывает, что 
за историю разработки не удалось достигнуть 
указанной величины.

Аналогичный анализ проведен для 
скважин терригенного пласта второго ме-
сторождения. Для западного борта данного 
месторождения реализована приконтурная 
система заводнения, путем закачки воды из 
законтурной области, характеризующейся 
хорошей принимающей способностью. Одна-
ко с 2009 г. для юго-западной части залежи, 
где нет законтурных скважин, отмечено рез-
кое снижение Pпл. Причем наиболее низкие 
пластовые давления 9,9–14,4 МПа зареги-
стрированы в скважинах, расположенных в 
юго-западной части залежи, где как раз уста-
новлена зона аномально высоких значений 
УЭС. При закачке жидкости в центральной 
гидрофобной части залежи, где отмечены 
повышенные значения УЭС, также выявлены 
серьезные проблемы (рис. 1 и таб. 1).

Рис. 1 — Карта распределения УЭС для терригенного объекта 
одного из месторождений Соликамской депрессии
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Таким образом, для терригенных объ-
ектов данных месторождений установлена 
взаимосвязь между повышенными значения-
ми УЭС и ухудшением принимающей способ-
ности нагнетательных скважин. В целом для 
зон с преимущественно гидрофобным типом 
коллектора отмечены сложности в реали-
зации проектных решений по обеспечению 
компенсации отборов жидкости стандартны-
ми методами.

На основе анализа установленных про-
блем в обеспечении приемлемой производи-
тельности нагнетательных скважин необхо-
димо пояснить следующее. При проведении 
ГТМ в зонах с гидрофобным типом коллек-
тора, как правило, отмечается кратковре-
менный эффект увеличения приемистости. 
По мнению авторов, более перспективным 
для таких зон может являться использование 
методов, направленных на изменение смачи-
ваемости породы, используя технологии по 
закачке специальных химических составов.

При этом для территории месторождений 
Верхнего Прикамья целесообразно своевре-
менно до принятия ответственных проектных 
решений использовать информацию о вели-
чинах УЭС для определения зон развития пре-
имущественно гидрофобных коллекторов.

Следует отметить, что кроме естествен-
ных (природных) геологических характери-
стик пластов, на эксплуатацию добывающих 
и нагнетательных скважин существенное 
влияние оказывает подбор эксплуатацион-
ного оборудования. Данные вопросы каса-
тельно нагнетательных скважин подробно 
освещены в работе автора [8], где показано, 
что модернизация системы ППД требует су-
щественных материальных затрат, но конеч-
ная цель — это повышение коэффициента 
нефтеизвлечения.

Итоги
Авторами изучено и практически доказано 
определяющее влияние геологических пара-
метров пластов и технологических характе-
ристик оборудования, на эксплуатацию добы-
вающих и нагнетательных скважин. Расчеты, 
проведенные на гидродинамической модели, 
показали прирост добычи нефти за счет про-
ведения запланированных мероприятий на 
нагнетательном фонде скважин и 100 %-ной 
компенсации отборов жидкости закачкой.

Выводы
Полученные результаты позволяют во 
многом оптимизировать технологическое 

проектирование разработки как разрабаты-
ваемых, так и новых перспективных залежей. 
Полученные от проведенных исследований 
выводы о взаимосвязи различных характе-
ристик рекомендуются к использованию при 
разработке месторождений не только Верх-
него Прикамья, но и других месторождений 
Пермского Прикамья.
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№ скв. Приемистость после 
ГТМ (начальная), 
м3/сут

Текущая 
приемистость, 
м3/сут

Снижение приемистости, 
м3/сут за первый месяц
после ГТМ

УЭС, Ом∙м

528 360 158 160 10

332 нет ГТМ 95 - 687

301 нет ГТМ 30 - 110

320 150 115 0 910

310 120 60 60 1500

581 нет ГТМ 90 - 550

362 300 70 30 30

574 нет ГТМ 65 - 20

364 130 70 50 10

 Таб. 1 — Данные по приемистости нагнетательных скважин для терригенного 
объекта месторождения Соликамской депрессии
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UDC 622.276.72Influence of geological reservoir characteristics and technical performance 
of the equipment on wells

Abstract
In this work considered geological and 
technological factors that substantially 
affect on the operational wells work.
So, the bottomhole pressure influence on 
operating efficiency of production wells 
was studied.
The correlation between electric 
resistances of oil layer and value of 
wettability of terrigenous collectors was 
established. In addition, for terrigenous 
objects, for the fields considered in 
article, the interrelation between the 
increased values of electric resistance and 
deterioration in the accepting ability of 
delivery wells is revealed.
The study shown that correctly picked up 
operational equipment on production wells 
allows to receive optimum outputs.
In article offered use the information about 
electric resistance value for determination 
of hydrophobic collectors’ development 
zones before making decision of 
development of fields.

Materials and methods 
For study was executed gathering and 
data processing of the lateral logging 
on 634 wells of Upper Prikamye fields, 
were unloaded from the information 
system "BaseGis" with formation 
of appointed formats, suitable for 
loading to program complex IRAP RMS 
of ROXAR company, which was used 
for creation of the three-dimensional 
array of electric resistance 
distribution.

Results
Authors have studied and proved 
in practice the defining influence of 
geological parameters of the layers 
and technical characteristics on the 
equipment, on operation of producing 
oil wells and injection wells. 
Calculations performed on the 
simulation model, showed increase 
in oil production due to planned 
activities on the discharge well 

stock and 100% liquid injection 
compensation selections.

Conclusions
The received results allow to 
optimize technological design of new 
perspective deposits and developed 
pool.
Obtained conclusions about the 
correlation of various characteristics 
are recommended for use in 
production not only the Upper Kama 
region, but also in other fields of the 
Perm Prikamye.

Keywords
reservoir, 
critical area of formation, 
producing oil well and injection well, 
bottomhole pressure, 
rock wettability, 
water-repellent reservoir, 
resistivity, core, 
intake capacity of well
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Эмульсия высоковязкой нефти, 
добываемой в ПАО «Татнефть», 
характеризуется высокой 
устойчивостью к разрушению. 
Причиной этому является высокая 
вязкость нефти, малая разность 
плотностей нефти и попутно 
добываемой воды, повышенное 
содержанием смол и асфальтенов, 
а для СВН наличие большого 
количества мелкодисперсных 
капель воды. Подготовка такой 
эмульсии с использованием 
традиционных технологий и 
стандартного оборудования 
не позволяет получить нефть 
товарной кондиции. 

Добываемая в ПАО «Татнефть» тяжелая 
карбоновая и сверхвязкая нефть (СВН) ха-
рактеризуется высокой вязкостью (карбон — 
до 300 мПа·с, СВН — до 9000 мПа·с при 20оС) 
и плотностью (карбон — до 930 кг/м3, СВН 
— до 970 кг/м3), повышенным содержанием 
смол (карбон — до 25%, СВН — до 35%) и ас-
фальтенов (до 6%). Попутно добываемая вода 
месторождений СВН является слабоминера-
лизованной, а водонефтяная эмульсия харак-
теризуются высокой степенью дисперсности 
капель воды, что обусловлено применением 
паротепловых методов добычи. Высокая вяз-
кость нефти препятствует эффективной коа-
лесценции капель дисперсной фазы, малая 
разность плотностей нефти и попутно добыва-
емой воды затрудняет их разделение за счет 
гравитационных сил, повышенное содержа-
ние смол и асфальтенов (природных стаби-
лизаторов) приводит к образованию прочных 
бронирующих оболочек на глобулах воды, 
что существенно затрудняет процессы их 
укрупнения и осаждения. Мелкодисперсные 
капли воды, содержащиеся в эмульсии, без 
предварительного укрупнения практически 
не участвуют в процессе осаждения. Все это 
приводит к тому, что использование традици-
онных технологий и стандартного оборудо-
вания не позволяет подготавливать тяжелую 
нефть до товарной кондиции. Поэтому ис-
следование процесса обезвоживания тяже-
лой нефти, разработка технических средств 
для интенсификации процесса разделения 
эмульсий являются актуальными задачами.

Для интенсификации процесса разру-
шения водонефтяных эмульсий необходимо 
ускорить процесс осаждения капель воды. 
Скорость седиментации (осаждения) капель 
воды в эмульсиях, принимая во внимание до-
пущение о подобии капель дисперсной фазы 
твердым сферическим частицам, рассчиты-
вается по формуле Стокса (1) [1]:
	 v = (d2×∆ρ×g) / 18µ, 	 (1)
где: v — скорость седиментации капель воды, м/с;
d — диаметр капель воды, м; ∆ρ — разность плотно-
стей между водой и нефтью, кг/м3; g — ускорение 
свободного падения, м/с2; µ — динамическая вяз-
кость нефти, Па∙с.

Как следует из формулы Стокса, для уско-
рения осаждения капель воды необходимо 
увеличить их диаметр, разность плотностей 

между водой и нефтью, а также снизить вяз-
кость нефти, причем определяющим параме-
тром будет являться диаметр капель дисперс-
ной фазы, потому как скорость осаждения 
зависит от этого параметра во второй степени.

Добыча СВН способом паротеплового 
воздействия на пласт характеризуется об-
разованием мелкодисперсной эмульсии, в 
которой основная часть капель воды имеет 
диаметр от 6 до 36 мкм [2]. Коалесценцию 
капель воды в эмульсии можно описать с по-
мощью механизма турбулентной диффузии, 
аналогично теории Смолуховского о коагу-
ляции дисперсных систем. Однако данная 
теория справедлива лишь для капель воды, 
размеры которых превышают микромас-
штаб турбулентности (размер самых малых 
вихрей) [3]. Исследования, выполненные 
в работе [2], показывают о существенном 
превышении значения микромасштаба тур-
булентности Колмогорова над размерами 
основного количества капель воды в эмуль-
сии СВН. Такие мелкие капли воды не под-
вергаются воздействию турбулентных пуль-
саций скорости, а перемещаются вместе с 
ними, что не приводит к их столкновению и 
укрупнению и не позволяет описать процесс 
коалесценции капель воды в эмульсии СВН 
механизмами турбулентной диффузии. Од-
нако в силу неоднородности турбулентного 
поля скоростей имеет место относительное 
перемещение капель воды под воздействием 
градиента пульсационных скоростей анало-
гично градиентному механизму коагуляции, 
что может приводить к их столкновению и 
укрупнению. В работе [2] представлена ма-
тематическая модель процесса укрупнения 
капель воды в мелкодисперсной эмульсии.

Общеизвестно, что процессы коалесцен-
ции капель воды эффективнее протекают на 
поверхности контактного устройства, чем в 
объеме эмульсии. На основании этого институ-
том «ТатНИПИнефть» были разработаны, испы-
таны и внедрены коалесцирующие устройства 
с внутренней развитой поверхностью (рис. 1).

Коалесцирующие устройства представ-
ляют собой трубные элементы расчетного 
диаметра. При прохождении водонефтяной 
эмульсии через коалесцентор, наполненный 
интенсифицирующими элементами, за счет 
гидродинамического воздействия происходит 

Рис. 1 — Коалесцентор
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столкновение и укрупнение капель воды на 
поверхности элементов внутренней насадки и 
в объеме эмульсии. Тем самым коалесцентор 
позволяет значительно увеличить вероятность 
столкновений капель воды друг с другом, 
ускоряет процесс их коалесценции (слияния) 
и последующее отделение воды в отстойном 
оборудовании. Это позволяет снизить время 
отстаивания в аппаратах и увеличить глубину 
обезвоживания нефти.

По результатам опытно-промысловых ис-
пытаний оптимальная скорость прохождения 
водонефтяной эмульсии через коалесцентор 
составляет 5 см/с, при этом применение дан-
ных устройств позволяет в 2 раза сократить 
время отстаивания эмульсии СВН. На сегод-
няшний день данные устройства внедрены 
на установках подготовки сверхвязкой нефти 
(УПСВН) «Ашальчи» и «Каменка» компании 
«Татнефть», также планируется внедрение на 
строящейся УПСВН «Кармалка» (рис. 2) [4, 5].

Продукция скважин СВН, обработан-
ная деэмульгатором в системе нефтесбо-
ра, поступает в трехфазный сепаратор, где 
осуществляется отделение попутного газа и 
предварительное обезвоживание нефти. Да-
лее нефть насосом откачивается в печи, где 
при необходимости нагревается до темпера-
туры 80–90оС. После этого предварительно 
обезвоженная СВН проходит через коалес-
центор, где происходит укрупнение капель 
воды и далее поступает в электродегидратор, 
в котором осуществляется глубокое обезво-
живание нефти. На выходе электродегидра-
тора подготовленная СВН соответствует 1-ой 
группе качества.

В зависимости от скорости движения по-
тока жидкости интенсифицирующее устрой-
ство может выполнять функции как коа-
лесцентора, так и смесителя для смешения 

пресной промывочной воды с водонефтяной 
эмульсией на ступени обессоливания. При 
этом основным отличием смесителя над ко-
алесцентором является преобладание про-
цесса дробления капель воды.

Так, для интенсификации массообмен-
ных процессов и повышения качества обез- 
воживания и обессоливания нефти, инсти-
тутом «ТатНИПИнефть» разработан блок ин-
тенсифицирующих устройств, состоящий из 
последовательно смонтированных смесителя 
и коалесцентора (рис. 3).

Смеситель устанавливается на нефтепро-
воде после подачи пресной промывочной 
воды. При прохождении нефти и пресной 
воды через смеситель, заполненный интенси-
фицирующими элементами, создаётся интен-
сивное гидродинамическое воздействие и 
происходит эффективное смешение пресной 
воды с нефтью. По результатам испытаний 
скорость прохождения эмульсии через сме-
ситель должна составлять не менее 50 см/с. 
После смесителя водонефтяная эмульсия на-
правляется в коалесцентор, где происходит 
укрупнение капель воды для последующего 
отделения в отстойном оборудовании.

Разработанные интенсифицирующие 
устройства испытаны и эксплуатируются на 
УПВСН-1 «Андреевка» НГДУ «Нурлатнефть», 
УПН НГДУ «Бавлынефть», Кама-Исмагилов-
ской НГДУ «Лениногорскнефть» и Кичуйской 
УПВСН НГДУ «Елховнефть». Также запла-
нировано внедрение на Кичуйской ТХУ и 
Акташской УПВСН НГДУ «Елховнефть» ПАО  
«Татнефть» (рис. 4).

Внедрение смесителей и коалесценто-
ров на установках подготовки высокосер-
нистой нефти ПАО «Татнефть» позволило на 
20% снизить концентрацию хлористых солей 
в товарной нефти, на 30% уменьшить расход 

Рис. 2 — Схема установки подготовки сверхвязкой нефти

Рис. 3 — Интенсифицирующие устройства на установке подготовки 
высокосернистой нефти

Применение знаний о 
возможности изменения 
дисперсности эмульсии за счет 
гидродинамического воздействия 
турбулентного потока и об 
эффективности данных 
процессов на поверхности 
контактных элементов позволили 
разработать технологию 
интенсификации процессов 
разделения эмульсии на нефть и 
воду.

Материалы и методы
Исследован процесс обезвоживания нефти 
и разработано техническое средство для 
интенсификации процесса разделения 
эмульсии высоковязкой нефти. Пилотные 
испытания.

Ключевые слова
высоковязкая нефть, обезвоживание и 
обессоливание нефти, коалесценция, 
средства интенсификации
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пресной промывочной воды и на 10% сокра-
тить объем повторно подготавливаемой неф-
ти [6].

Итоги
С целью улучшения процессов обезво-
живания и обессоливания высоковязкой 
эмульсии институтом «ТатНИПИнефть» раз-
работаны, испытаны и внедрены интенсифи-
цирующие устройства.

Выводы
Разработанные и внедрённые средства ин-
тенсификации процессов обезвоживания 
СВН на УПСВН и обессоливания карбоновой 
нефти на УПВСН ПАО «Татнефть» позволили 
снизить капитальные и эксплуатационные 
затраты на подготовку нефти, повысить ста-
бильность работы установок и гарантирован-
но получать товарную нефть, соответствую-
щую 1 группе качества.

UDC 622.276Development and implementation of technology to enhance the performance 
of high-viscosity oil treatment in PJSC Tatneft 

Abstract
Emulsions of highly viscous oil produced in 
Tatneft Company exhibit high resistant to 
breakdown. This is attributable to high oil 
viscosity, insignificant density differences 
between oil and produced water, and 
substantial content of resins and asphaltenes. 
For extra-viscous oil this is associated with the 
presence of multiple finely-dispersed water 
droplets. 
Conventional technologies and standard 
equipment fail to process such emulsions to oil 
commercial standards.
Knowledge of how hydrodynamic effects of 
turbulent flow can alter emulsion dispersion 

characteristics and understanding of the 
efficiency of such processes at the surface of 
contact elements enabled development of the 
technology to enhance oil-water separation 
performance. 

Materials and methods 
Studies of oil dehydration process resulted 
in the development of the device to enhance 
separation performance for high-viscosity oil 
emulsions. Pilot testing.

Results
To improve the efficiency of dehydration 
and desalting of high-viscosity emulsions 

TatNIPIneft Institute has developed, tested and 
implemented oil treatment enhancing devices. 

Conclusions
Technologies designed for enhancement of 
extra-viscous oil dehydration and carboniferous 
oil desalting enabled reduction of oil treatment 
CAPEX and OPEX, improved reliability of 
operations and ensured recovery of marketable 
oil corresponding to the 1st Group of Quality.

Keywords
high-viscosity oil, oil dehydration and 
desalting, coalescence, oil treatment 
enhancing devices
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Ключевые слова
глушение скважин, коллектор, 
проницаемость, фильтрационные 
свойства, гидрофобизатор

Для решения выше упомянутой пробле-
мы, связанной с ухудшением фильтраци-
онных свойств призабойной зоны пласта, 
на кафедре «Бурение нефтяных и газовых 
скважин» был разработан комплексный 
реагент «Unitech». Это высокоэффективное 
поверхностно-активное вещество с высо-
кой смачивающей способностью и капил-
лярной активностью, которое представляет 
собой водный раствор натриевых солей 
моно- и дикарбоновых кислот и спиртовой 
фракции продуктов окисления циклогекса-
на (рис. 1).

Реагент «Unitech», сочетается с тех-
нологическими жидкостями и пластовы-
ми флюидами, подходит для применения 
в различных геологических условиях, а 
также позволяет максимально сохранить 
фильтрационно-емкостные свойства пласта 
(рис. 2).

Возможность регулирования плот-
ности жидкости глушения «Unitech» 
(от 700 до 1500 кг/м3) для конкретных 

геолого-физических условий обеспечивает 
безопасность внутрискважинных работ как 
на поглощающих так и на скважинах с ано-
мально высоким пластовым давлением.

В марте 2016 года компанией ООО «Экс-
перт Технолоджи» для определения техно-
логической эффективности данного состава 
были проведены опытно-промышленные 
испытания состава щадящего глушения 
«Unitech» на объекте ТПП «РИТЭКБелоярск-
нефть» АО «РИТЭК». В ходе испытаний со-
ставы щадящего глушения на основе ком-
плексного реагента «Unitech» доказали свою 
высокую эффективность (таб. 1).

Итоги
Результаты данных испытаний показали, 
что разработанные на кафедре составы по-
зволяют проводить остановку скважин без 
потерь времени при последующем выводе 
на режим, более того отмечается снижение 
обводненности продукции за счет гидрофо-
бизирующих свойств реагента.

Показатель В период с 24.02.16 г.  
по 04.03.16 г. (10 дней до 
проведения глушения)

В период работы с 07.03.16 г. 
по 16.03.16 г. (в течение 10 дней 
после проведения глушения)

Средний дебит по 
жидкости Qж, м

3/сут
15,3 16,04

Средний дебит нефти 
Qн, т/сут

1,0 1,9

Средняя 
обводненность, %

92 85,06

Среднее время 
вывода на режим при 
предыдущих ремонтах

3 сут. (ТКРС в мае 2014 г.) 1 сутки

Таб. 1 — Контрольные показатели проведения глушения скважины на объекте ТПП 
«РИТЭКБелоярскнефть» АО «РИТЭК»

Рис. 2 — Сравнительная эффективность 
глушения

Рис. 1 — Комплексный реагент «Unitech»

При проведении ремонтных и профилактических работ на нефтяных 
скважинах во избежание поступления флюида в ствол скважины они 
останавливаются – глушатся, создается противодавление на пласт.
На сегодняшний день для глушения скважин широко применяются 
простые солевые растворы, которые снижают проницаемость 
коллектора больше чем на 50% из-за чего требуются огромные 
временные и финансовые затраты для вывода скважины на режим.
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Ачимовские отложения 
Уренгойского 
нефтегазоконденсатного 
месторождения (НГКМ) в 
настоящее время — наиболее 
сложный осваиваемый объект 
севера Западной Сибири. 
Ввиду дефицита фактической 
информации в первых проектных 
документах, проведено 
значительное количество 
расчетов, как с использованием 
аналитического моделирования, 
так и с применением 
гидродинамической модели для 
обоснования способа вскрытия 
продуктивных горизонтов. 
Рекомендации по опытно-
промышленным работам 
включали испытание технологии 
бурения и эксплуатации 
скважин с субгоризонтальным 

Как известно, реализация обоснованной 
стратегии освоения ачимовских отложений 
Уренгойского региона позволит ежегодно 
добывать из этого месторождения более 
10% всей российской добычи газа и стать 
ключевым объектом социально-экономиче-
ского развития ЯНАО [1]. Однако сложные 
геологические условия требуют применения 
нестандартных решений для создания и регу-
лирования эффективных систем разработки 
газоконденсатных залежей ачимовских отло-
жений [2, 3].

В пределах эксплуатационного участ-
ка 1А лицензионного участка Уренгойского 
НГКМ оператором по разработке ачимовских 
отложений является АО «Ачимгаз», которое 
осуществляет добычу газа и конденсата со-
гласно решениям ЕТСР [4] и дополнениям к 
единой технологической схеме (ДЕТСР) [5], 

подготовленным ООО «ТюменНИИгипрогаз». 
На сегодняшний день по двум скважинам с 
субгоризонтальным окончанием ствола (от-
крытый фильтр) 1А031 и 1А181, работающим 
с 2008–2009 гг., накоплена достаточная 
информация, которая позволяет сделать 
определенные выводы об особенностях их 
эксплуатации.

В таб. 1 коротко представлены основные 
результаты бурения и эксплуатации скважин 
1А031 и 1А181 в разрезе пластов Ач3-4 и Ач5.

Далее детально рассмотрим результаты 
длительной эксплуатации каждой скважины 
с выявлением характерных особенностей 
фильтрации в ачимовских отложениях с уче-
том результатов гидродинамических и газо-
конденсатных исследований.

Скважина 1А031 субгоризонтально (мак-
симальный зенитный угол составляет 72°) 

Номер 
скважины

Пласт Hэфф, м Интервал вторичного 
вскрытия

Диаметр 
хвостовика

Среднее 
соотношение 
работы  
Ач3-4/Ач5, %

Дата 
запуска

Накопленная 
добыча газа 
сепарации 
(ГС), млрд м3

Накопленная 
добыча 
нестабильного 
конденсата (НК), 
млн т.

верх, м низ, м длина, м мм

1А031 Ач3-4 66 4043 4235 192 178 90/10 05.07.2008 0.987 0.435

Ач5 26 4259 4319 60

1А181 Ач3-4 35 3991 4112 122 114 92/8 10.07.2008 1.226 0.514

Ач5 47 4159 4330 171

Таб. 1 — Краткая характеристика скважин 1А031 и 1А181 на середину 2015 г.

Рис. 1 — График истории работы скважины 1А031 по годам:
а) запись забойного давления; б) запись устьевого давления; в) дебит пластового газа 

(сплошные линии) и накопленная добыча пластового газа (точки)
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окончанием без гидроразрыва 
пласта (ГРП). В настоящей работе 
представлены результаты оценки 
технологической эффективности 
выработки запасов на основе 
анализа технологических 
показателей эксплуатации за 
продолжительный период и 
результатах систематических 
геолого-промысловых 
исследований для скважин 
данного типа заканчивания.

Материалы и методы
Исследования настоящей работы основаны 
на геолого-промысловых данных о 
разработке ачимовских газоконденсатных 
залежей Уренгойского месторождения. 
На основе результатов гидродинамических 
и газоконденсатных исследований 
разработаны аналитические модели 
фильтрации газоконденсатной смеси к 
забоям субгоризонтальных скважин. В 
результате выполнения вычислительных 
экспериментов на аналитических 
моделях притока к скважинам различных 
конструкций в ПО Kappa Sapfir, были 
определены области выпадения 
конденсата, определяющие продуктивные 
характеристики.

Ключевые слова
ачимовские залежи, аналитическое 
моделирование, гидродинамические 
исследования, горизонтальные 
скважины, субгоризонтальные скважины, 
кривая восстановления давления, 
газоконденсатные исследования, 
интерпретация результатов исследований

вскрывает пласты Ач3-4 и Ач5, работающая 
длина ствола согласно геофизических иссле-
дований скважин (ГИС) составляет 179,2 м. 
Необходимо отметить, что доля вклада каж-
дого пласта определена регулярно выпол-
няемыми на скважинах участка 1А исследо-
ваниями по определению профиля притока 
(ГИС-контроль), и существенных изменений 
профиля притока газа в скважине с течением 
времени не наблюдается [6]. Вклад пласта Ач5 
сохраняется на уровне 10% от суммарного 
дебита газоконденсатной смеси. По резуль-
татам выполненного комплекса ГИС межпла-
стовых перетоков на скважине не отмечается.

Скважина 1А031, как и все скважины АО 
«Ачимгаз», оснащена забойными и устьевыми 
датчиками давления и температуры, запущена 
в эксплуатацию в июле 2008 г. На рис. 1 пред-
ставлен график истории работы скважины 
с момента запуска по 01.07.2015. За период 
эксплуатации выполнены первичные и восемь 
текущих газоконденсатных исследований, 
в шести случаях после которых выполнена 
регистрация длительных КВД (более 350 ч).

По результатам эксплуатации субгори-
зонтальной скважины 1А031 можно сделать 
следующие основные выводы:
•	 скважина вскрыла начальные пластовые 
условия при давлении на уровне 60,1 МПа;

•	 средний дебит пластового газа составил 
около 440 тыс. м3/сут;

•	 эксплуатация осуществлялась при 
депрессии на пласт в диапазоне значений 
19–23 МПа, или 35–40% от величины 
пластового давления;

•	 величина конденсатогазового фактора 
(КГФ) (отношение добычи нестабильного 
конденсата (НК) к добыче газа сепарации 
(ГС) в режиме истощения пластовой 
энергии снизилась с 510 г/м3 до значения 
порядка 450 г/м3, что отразилось на 

Рис. 2 — Диагностические графики, скважина 1А031, КВД от 2007,  2011 и 2013 гг.

Скважина 1А031 Период исследований

04.10.
2007

17.12.
2011

20.05.
2013

14.10.
2014

03.11.
2015Результаты интерпретации КВД

Проводимость kh, 10-3 мкм2•м 108 108 108 108 108

Эф. проницаемость k, 10-3 мкм2 1,19 1,19 1,19 1,19 1,19

Работающая длина ствола, м 179,2 179,2 179,2 179,2 179,2

Скин-фактор 5,05 7,57 7,41 6,19 5,98

Давление на конец КВД, МПа 59,6 51,7 50,9 48,71 47,85

Текущее пластовое давление, МПа 60,1 55,3 54,7 50,01 48,65

Продуктивность, (тыс. м3/сут)/МПа2 0,354 0,214 0,205 0,264 0,273

Таб. 2 — Динамика изменения фильтрационных параметров скважины 1А031

потерях давления по стволу скважины, 
величина которых на момент запуска 
скважины составляла 13,2 МПа, а к 
середине 2013 г. — 11,6 МПа; 

•	 продуктивность скважины, определяемая 
отношением дебита газоконденсатной 
смеси к разнице квадратов пластового 
и забойного давления на режиме 
фильтрации, колеблется в диапазоне 
значений 0,28–0,35 (тыс. м3/сут)/МПа2.
К вопросу о продуктивности ачимовских 

скважин необходимо отметить, что в услови-
ях низких фильтрационно-емкостных свойств 
(ФЕС) и аномально-высоких пластовых давле-
ний (АВПД) процесс стабилизации забойного 
давления достаточно длительный, и в ряде 
скважин остановка на КВД длительностью 
до 600 ч не обеспечивает стабилизации за-
бойного давления с выходом режима тече-
ния газа на радиальный приток, поскольку 
изменение забойного давления во време-
ни не приобретает постоянный характер. В 
результате чего оперировать классически-
ми терминами, такими как коэффициенты 
фильтрационных сопротивлений А и В, аб-
солютно свободный дебит не представляется 
возможным.

Накопленные материалы за шесть лет 
работы скважины 1А031 позволяют просле-
дить динамику изменения фильтрационных 
параметров призабойной зоны пласта (ПЗП) 
с использованием средств аналитического 
моделирования [7]. Условно эксплуатацию 
скважины можно разделить на два больших 
периода: до и после середины 2013 г. Пер-
вый период работы скважины (до середины 
2013 г.) характеризуется периодом посто-
янной добычи и планомерным снижением 
устьевого и забойного давлений. Второй пе-
риод характеризуется снижением отборов и 
работой с более высокими устьевыми и за-
бойными давлениями.

Поочередно рассмотрим оба периода 
эксплуатации скважины. Временной период 
1 (с момента запуска скважины до середины 
2013 г.):

На рис. 2 представлено сопоставление 
диагностических графиков производной Бур-
де, полученных по данным регистрации КВД 
перед запуском скважины в эксплуатацию и 
спустя 3 года стабильной её работы в систему 
сбора.

По характеру изменения производных на 
представленных графиках (в каждом случае 
это нижние зеленые, коричневые и фиолето-
вые точки) можно отметить два характерных 
участка:
•	 участок 1: описывает зону пласта непосред-
ственно вблизи скважины. С течением вре-
мени, а именно на графике КВД от 2011 и 
2013 гг., диагностируется так называемый 
«горб» на графике производной, который 
характеризует увеличение фильтрационных 
сопротивлений в ПЗП. Данное изменение 
увязывается с отмеченным ранее «облегче-
нием» столба жидкости в скважине и сниже-
нием величины КГФ, поскольку разработка 
залежей ведется на истощение пластовой 
энергии и выпавший конденсат непосред-
ственно осаждается в ПЗП и, таким обра-
зом, снижает продуктивность скважины. 
Оцениваемая на данный момент величина 
радиуса распространения от скважины, так 
называемого «конденсатного вала» [8], со-
ставляет порядка 60–70 м;
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•	 участок 2: описывает удаленную зону 
пласта. И как видно по записи забойно-
го давления, проницаемость удаленной 
зоны пласта на расстоянии более 70 м от 
скважины изменений не претерпевает, 
поскольку динамика изменения давления 
по времени сохраняется от исследования 
2008 г. до исследований 2011 и 2013 гг.
Переходя непосредственно к результа-

там интерпретации (таб. 2), отмечается, что 
при изменении величины скин-фактора чуть 
более чем в 1,5 раза, величина продуктивно-
сти скважины снизилась на 40%.

Что касается другого временного пери-
ода (после середины 2013 г.) прослежива-
ется обратная картина. Снижение отборов 
пластового газа с 500–600 тыс. м3/сут до  
250–300 тыс. м3/сут привело к снижению де-
прессии на пласт с 19 до 8,0 МПа (или с 36 
до 16 % от текущего пластового давления). 
На данном режиме эксплуатации скважина 
работала до конца 2015 г. и за данный пе-
риод выполнено два исследования по опре-
делению газоконденсатной характеристики 
и регистрация двух продолжительных КВД в 
октябре 2014 и в ноябре 2015 гг.

На первоначальном этапе выполнено со-
поставление диагностических графиков про-
изводной Бурде, полученных по данным реги-
страции КВД в 2012, 2014 и в 2015 гг. (рис. 3).

Аналогично предыдущему анализу КВД 
за период 2007–2013 гг., по характеру изме-
нения производных на представленных гра-
фиках диагностируется уменьшение «горба», 
что свидетельствует об улучшении фильтра-
ционных характеристик ПЗП. При этом, как и 
прежде, удаленная часть пласта остается без 
существенных изменений, а величина ради-
уса распространения от скважины, так на-
зываемого «конденсатного вала» [8], сокра-
тилась с 60–70 до 40–50 м, что, безусловно, 
отразилось на характере изменения содер-
жания конденсата в продукции скважины, 
подробнее об этом будет рассмотрено ниже.

Как видно из результатов интерпрета-
ции (таб. 2), относительно 2013 г. величина 
скин-фактора снизилась на 16% (2014 г.) 
и 19% (2015 г.), при этом продуктивность 
скважины увеличилась на 29 и 33%, 
соответственно.

В подтверждение выводов об увязке 
изменения скин-фактора и продуктивности 

Рис. 3 — Диагностические графики, скважина 1А031, КВД от 2012, 2014 и 2015 гг.

Рис. 4 — Изменение содержания конденсата в добываемом газе по 
результатам ГКИ скважины 1А031

Рис. 5 — График истории работы скважины 1А181 по гг.: 
а) запись забойного давления; б) запись устьевого давления;

в) дебит пластового газа (сплошные линии) и накопленная добыча 
пластового газа (точки)

скважины выполнен анализ результатов газо-
конденсатных исследований скважин за рас-
смотренный период.

На рис. 4 приведено изменение вели-
чины содержания конденсата (КГФ) в добы-
ваемом газе, определенной в ходе ГКИ на 
эксплуатационном режиме работы скважины 
1А031. Стоит отметить, что величина конден-
сатосодержания представлена в виде конден-
сатогазового фактора, как отношение массы 
стабильного конденсата к объему газа сепа-
рации. Как видно из рисунка, в изменении 
КГФ можно выделить аналогичные периоды 
1 и 2. Первый из которых характеризуется 
более интенсивным снижением содержания 
конденсата в добываемом газе по причи-
не значительного увеличения депрессии на 
пласт (до 40% от текущего пластового дав-
ления). Отметим, что экспериментально на 
PVT-установке было выявлено, что давление 
начала конденсации для пробы пластового 
газа, отобранной на скважине 1А031, ниже 
53 МПа. Поэтому, характер изменения и сни-
жение КГФ в первый период времени работы 
скважины до пластового давления 55 МПа 
(рис. 4) однозначно указывает на то, что про-
исходят дополнительные потери конденсата и 
интенсивное его выпадение в ПЗП.

В период работы скважины с мая 2013 г. 
(период 2) отмечается более «щадящий» ре-
жим: депрессия на пласт снижается до значе-
ния в 15% от текущего пластового давления, 
при этом темп снижения КГФ во втором пери-
оде ниже, чем в первом, и отмечается скач-
кообразный рост КГФ при переходе между 
отмеченными промежутками, который может 
свидетельствовать о выносе ранее выпавше-
го конденсата на поверхность.

Другой пример аналогичной динамики 
изменения фильтрационных характеристик 
ПЗП в субгоризонтальной скважине без ГРП – 
история эксплуатации скважины 1А181.
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Субгоризонтальная скважина 1А181 (мак-
симальный зенитный угол составляет 73°) за-
пущена в эксплуатацию в апреле 2008 г. На 
рис. 5 представлен график истории работы 
скважины. В течение эксплуатации скважины 
выполнено 8 газоконденсатных исследова-
ний и проведена регистрация 10 длительных 
КВД (более 350 ч).

По результатам эксплуатации скважины 
1А181 можно сделать следующие основные 
выводы:
•	 скважина вскрыла начальные пластовые ус-
ловия, при давлении на уровне 58,6 МПа;

•	 дебит пластового газа изменялся в диапа-
зоне от 670 до 250 тыс. м3/сут;

•	 эксплуатация осуществлялась при депрес-
сии на пласт в среднем в диапазоне значе-
ний 15,7–18,1 МПа, или 26–35% от величи-
ны пластового давления;

•	 величина КГФ за период эксплуатации 
снизилась с 450 г/м3 до значения порядка 
410 г/м3, что отразилось на потерях давле-
ния по стволу скважины, величина которых 
на момент запуска скважины составляла  
13,8 МПа, а к середине 2013 г. — 11,8 МПа;

•	 продуктивность скважины изменялась  
в диапазоне значений  
0,33-0,54 (тыс.м3/сут)/МПа2. 
На скважине 1А181 неоднократно прово-

дился комплекс ГИС по определению профи-
ля притока газа, по которым отмечается, что 
работающая длина ствола составляет 243 м 
(101 м в пласте Ач3-4, 142 м в пласте Ач5), а доля 
вклада пласта Ач5 в суммарный дебит скважи-
ны по газу на уровне 8–10%.

Как и в скважине 1А031, выделяется два 
характерных временных периода эксплуата-
ции скважины 1А181: первый период работы 
скважины (до середины 2013 г.) характери-
зуется постоянной добычей и планомерным 
снижением устьевого и забойного давлений. 
Второй период характеризуется снижением 

Скважина 1А181 Период исследований

04.04.
2008

05.11.
2011

14.11.
2012

10.09.
2014

05.10.
2015Параметры

Проводимость kh, 10-3 мкм2•м 120 120 120 120 120
Эфф. проницаемость k, 10-3 мкм2 1,46 1,46 1,46 1,46 1,46
Работающая длина ствола, м 243 243 243 243 243
Скин-фактор 0,02 4,08 5,71 2,47 0,63
Давление на конец КВД, МПа 58,06 50,21 48,67 50,29 50,8
Продуктивность, (тыс.м3/сут)/МПа2 0,560 0,395 0,262 0,290 0,446
Текущее пластовое давление, МПа 58,57 53,26 52,99 52,75 51,11

Таб. 3 — Динамика изменения фильтрационных параметров скважины 1А181

Рис. 6 — Диагностические графики, скважина 1А181,  
КВД от 2008, 2009, 2011 и 2012 гг.

Рис. 7 — Диагностические графики, скважина 1А181,  
КВД от 2012, 2014 и 2015 гг.

Рис. 8 — Изменение содержания конденсата в добываемом газе по 
результатам ГКИ скважины 1А181

отборов и работой скважины с более высо-
кими устьевыми и забойными давлениями.

На рис. 6 представлены диагностические 
графики производной Бурде, полученные на 
основе регистрированных КВД первого вре-
менного периода. С момента запуска сква-
жины 1А181 в эксплуатацию при постоянстве 
фильтрационных параметров удаленной зоны 
пласта (фрагмент 2 на рис. 6) наблюдается 
планомерное снижение и ухудшение параме-
тров ПЗП (фрагмент 1 на рис. 6). Радиус «кон-
денсатного вала» [8] по КВД от 2008 г. в срав-
нении с КВД от 2012 г. оценивается величиной 
порядка 110 м, что увязывается с динамикой 
роста скин-фактора по скважине (таб. 3).

Что касается второго временного перио-
да (после середины 2013 г.), как и в скважине 
1А031, прослеживается обратная картина. 
Снижение отборов пластового газа с 500–
600 тыс. м3/сут до 250–300 тыс. м3/сут приве-
ло к снижению депрессии на пласт с 18,2 до 
7,2 МПа (или с 35 до 14% от текущего пласто-
вого давления). На данном режиме эксплуа-
тации скважина работала до конца 2015 г., 
и за данный период выполнено два иссле-
дования по определению газоконденсатной 

характеристики и регистрация двух продол-
жительных КВД в сентябре 2014 и в октябре 
2015 гг.

Результаты анализа КВД за период 
2013–2015 гг. полностью повторяют карти-
ну, что описана выше по скважине 1А031. 
На диагностических графиках производ-
ной Бурде (рис. 7) прослеживается сниже-
ние фильтрационных сопротивлений ПЗП 
(участок 2 на рис. 7). При этом величина 
радиуса распространения от скважины, 
так называемого «конденсатного вала» [8] 
при этом, сократилась с 110 до 30 м, что 
увязывается с изменением динамики по-
тенциального содержания С5+ по результа-
там ГКИ скважины, о чем отражено далее.

Результаты интерпретации данных КВД, 
представленные в таб. 3, также свидетель-
ствуют о постоянстве фильтрационных со-
противлений удаленной зоны пласта (участок 
2 на рис. 6) и их снижении в ПЗП, поскольку 
диагностируется снижение скин-фактора на 
89%, при этом продуктивность повысилась 
на 41%.

С точки зрения оценки изменения вели-
чины конденсатосодержания за выделенные 
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временные промежутки работы скважины 
1А181, то тут следует отметить, что наблюдает-
ся аналогичная ситуация, как было описано 
выше для скважины 1А031. На рис. 8 пред-
ставлены результаты газоконденсатных ис-
следований скважины 1А181, выполненных 
за период ее эксплуатации. В целом, как и на 
скважине 1А031, при работе скважины 1А181 
с момента ее запуска в эксплуатацию до мая 
2013 г. (период 1) наблюдается интенсивное 
снижение содержания конденсата в добыва-
емом газе (рис. 8), которое, вероятней все-
го, свидетельствует о выпадении и потерях 
конденсата в ПЗП. В период эксплуатации, 
начиная с мая 2013 г. по настоящее время, 
содержание конденсата, как видно из рис. 8, 
увеличилось относительно периода 1.

Таким образом, снижение продуктивно-
сти рассмотренных скважин, вскрывающих 
ачимовские отложения Уренгойского НГКМ 
без ГРП, с течением эксплуатации на режиме 
постоянных отборов с депрессией на пласт в 
данном случае более 20% от пластового дав-
ления увязывается с ростом скин-фактора, 
который в свою очередь: обусловлен имен-
но формированием «конденсатного вала» в 
ПЗП. В то время как изменение режима экс-
плуатации с понижением депрессии на пласт 
на уровень 15% от пластового давления уже 
за год эксплуатации позволило обеспечить 
снижение фильтрационных сопротивлений в 
ПЗП путем обратного растворения выпавше-
го конденсата и выноса его на забой скважи-
ны и далее на поверхность.

Вместе с тем на сегодняшний день при 
строительстве скважин на ачимовские отло-
жения Уренгойского НГКМ широко применя-
ется технология ГРП. По накопленной стати-
стике на сегодняшний день в среднем в пласт 
закачивается порядка 250 т проппанта, что 
позволяет формировать в пласте трещину со 
средней полудлиной около 150 м и проводи-
мостью на уровне 2000 мД*м [5].

На основе имеющихся фактических ма-
териалов, по результатам интерпретации 
КВД по скважинам участка 1А [5] в одинако-
вых геологических условиях (kh=91 мД*м, 
k=1,3 мД, Рпл=58 МПа) выполнено моделиро-
вание одного года эксплуатации трех «сред-
них» скважин с вертикальным вскрытием без 
ГРП, вертикальным вскрытием с ГРП и субго-
ризонтальным окончанием ствола (300 м) 
без ГРП на режиме депрессии постоянной 
депрессии на пласт, равной менее 15% от 
пластового давления (рис. 9). По результатам 
прогнозного расчета за один календарный 

год эксплуатации добыча пластового газа 
вертикальной скважиной без ГРП составила 
71 млн м3, субгоризонтальной скважиной без 
ГРП – 139 млн м3 (плюс 68 млн м3), а верти-
кальной скважиной с ГРП – 213 млн м3 (плюс 
142 млн м3).

Итоги
Преимущество скважины с вертикальным 
вскрытием с применением ГРП над субго-
ризонтальным вскрытием без ГРП обуслов-
лено созданием на достаточно большом 
удалении от забоя скважины высоко прово-
дящего канала связи с пластом, что, безус-
ловно, увеличивает площадь дренирования 
и позволяет преодолевать зону снижения 
фильтрационных сопротивлений, диагности-
руемую по скважинам с субгоризонтальным 
вскрытием, а высокая проницаемость самой 
трещины, которая кратно превышает про-
ницаемость пласта, позволяет выносить га-
зоконденсатную смесь даже при небольшом 
перепаде давления между забоем и крылья-
ми трещины. 
В результате диагностируемая величина 
скин-фактора по скважинам с ГРП варьиру-
ется в диапазоне отрицательных значений 
и сохраняется на протяжении как минимум 
восьми лет эксплуатации, что в сравнении 
с субгоризонтальным вскрытием выглядит 
предпочтительнее, т.к. уже по итогам пер-
вого года эксплуатации наблюдается рост 
фильтрационных сопротивлений в ПЗП и 
скин-фактора до положительного значения.

Выводы
По результатам опытно-промышленной экс-
плуатации ачимовских отложений Уренгой-
ского НГКМ с применением субгоризонталь-
ного вскрытия без ГРП можно констатировать 
его слабую эффективность в сравнении с 
вертикальным вскрытием и применением 
технологии ГРП. 
При этом на сегодняшний день результаты 
анализа технологических показателей экс-
плуатации и интерпретации геолого-про-
мысловых исследований свидетельствуют 
о наибольшей технологической эффектив-
ности разработки ачимовских отложений 
Уренгойского НГКМ при использовании 
именно комбинации двух способов вскры-
тия – субгоризонтальное вскрытие с при-
менением многостадийного ГРП, что по-
зволяет при помощи одного проводящего 
канала (скважины) соединить вместе не-
сколько трещин ГРП.
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UDC 622.276Operational peculiarities of gas-condensate wells with flat ending in overpressure 
conditions and low reservoir properties (by the example of the Achimov deposits  
of the Urengoy oil and gas condensate field)

Abstract
Today Achimov deposits of the Urengoy 
oil and gas-condensate field are the most 
complicated reservoirs for development in the 
north of West Siberia. Due the deficit of the 
actual data in the first engineering documents 
there were made a lot of calculations both 
with use of the analytical modeling and with 
use of the reservoir simulation modeling for 
justifying a way of pay zones penetration. 
The recommendations on pilot operations 
included, but not limited to testing of drilling 
technology and operation of a well with 
sub-horizontal ending without fracturing. 
The results of assessment of the process 
efficiency of reserves recovery on the basis 
of the analysis of the process operational 
indicators over the long-term period and the 
results of systematic geological and field 
surveys for wells of this type of completion 
are presented in the paper.

Materials and methods
The surveys in the paper are based on the 
geological and field data on the development 
of the Achimov gas-condensate deposits of 
the Urengoy field. Based on the results of 
hydro-dynamic and gas-condensate surveys 
there are developed the analytical models 

of gas-condensate mixture filtration to the 
bottomholes of sub-horizontal wells. As a result 
of simulation experiments with the analytical 
models of wells inflow of various constructs 
in Software Kappa Sapfir there were defined 
the areas of condensate dropout defining the 
productive characteristics.

Results
The advantage of a well with vertical 
penetration with fracturing versus a sub-
horizontal penetration without fracturing is 
caused by creation at a relatively large distance 
from the well bottomhole a high conductivity 
channel with formation, which is definitely 
increases the drainage area and helps move 
across the zone of filtration resistances, 
detected in the wells with subhorizontal 
penetration and high permeability of a 
fracture itself which is many folds more than 
the formation permeability, helps carrying 
over gas-condensate mixture even at a low 
differential pressure between bottomhole and 
fracture wings. So the detected skin-factor in 
wells with fracture is between -5.5 to -6.8 and 
remains the same eight years as a minimum, it 
is more preferable compared to sub-horizontal 
penetration as by the end of the first year 
of operation there observed an increase of 

filtration resistances in BHZ and skin-factor to 
the positive value.

Conclusions
Thus as a result of the pilot operation of 
the Achimov deposits of the Urengoy oil 
and gas-condensate field with use of sub-
horizontal penetration without fracturing 
it is obvious that it has a weak efficiency 
compared to vertical penetration and use of 
fracturing. Today the results of the analysis 
of the process indicators of operation and 
interpretation of geological and field surveys 
give evidence of the best process efficiency of 
the Achimov deposits of the Urengoy oil and 
gas-condensate field development in case of 
the use of a combination of two penetration 
ways – subhorizontal penetration with multi-
stage fracturing which allow connecting several 
fractures together with one conductivity 
channel (well).

Keywords
Achimov deposits, analytical modeling, 
hydrodynamic surveys, horizontal wells, 
sub-horizontal wells, 
pressure build-up curve, 
gas-condensate surveys, 
survey results interpretation
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ГАЗОВАЯ ПРОМЫШЛЕННОСТЬ УДК 533.2

Адсорбционная осушка 
и низкотемпературная 
ректификация 
в процессах промысловой 
подготовки природного газа
С.Н. Шевкунов 
к.т.н., начальник Управления по переработке 
газового конденсата и газохимии
Shevkunov@novatek.ru

ПАО «НОВАТЭК», Москва, Россия

В работе рассмотрены 
особенности использования 
процессов адсорбционной 
осушки и низкотемпературной 
ректификации применительно 
к промысловой подготовке 
газа валанжинских залежей. 
Достоинством предлагаемых 
технических решений 
является исключение 
применения ингибиторов 
гидратообразования и глубокое 
извлечение углеводородов C3+ 
из товарного осушенного газа. В 
результате достигается снижение 
себестоимости промысловой 
продукции и увеличивается 
выход такого дорогостоящего 
товарного продукта как широкая 
фракция легких углеводородов.

Материалы и методы
В качестве основы были 
приняты технические наработки 
газоперерабатывающих заводов. С 
привлечением проектных институтов 
были разработаны основные технические 
решения, произведены необходимые 
технологические расчеты на основании 
которых была принята концепция 
создания усовершенствованной установки. 
Реальные технические и экономические 
параметры установки были получены 
в результате опытно-промышленной 
эксплуатации. 

Ключевые слова
газовый промысел, адсорбция, 
низкотемпературная ректификация

Пластовой газ газоконденсатных место-
рождений в своем составе содержит пары 
воды и углеводородный конденсат. В при-
сутствии воды, при определенных условиях 
(понижение температуры, рост давления), 
возможно образование газовых гидратов, 
которые способны забивать трубопроводы, 
теплообменники, запорно-регулирующую 
арматуру и другое оборудование, что приво-
дит к внештатным ситуациям. 

Традиционные схемы извлечения воды 
и газового конденсата, включающие исполь-
зование установок низкотемпературной се-
парации, позволяют решить поставленные 
задачи. Однако экономические показатели 
таких установок далеки от идеала.

Во-первых, значительные расходы, свя-
занные с доставкой реагентов. В этом слу-
чае речь идет об обеспечении промысловых 
объектов ингибитором гидратообразования 
(метанолом), доставка которого в связи с 
ограниченной транспортной доступностью 
промысловых объектов, является не только 
дорогостоящим, но и затруднительным ме-
роприятием. Имеется целый ряд готовых тех-
нологических наработок, в частности, пред-
полагающих сооружение малотоннажных 
метанольных производств непосредственно 
на промысловых объектах. Но и такое реше-
ние не является универсальным, так как уста-
новки производства метанола должны иметь 
обоснованную единичную производитель-
ность, чтобы обеспечивать положительные 
экономические параметры. Как показывает 
опыт эксплуатации, минимальная экономи-
чески обоснованная производительность ма-
лотоннажных установок составляет не менее 
12 тыс. т метанола в год. В случае меньшего 
потребления метанола, объекты промысло-
вой подготовки газа нуждаются в более про-
стых и дешевых решениях.

Во-вторых, на установках низкотемпера-
турной сепарации неэффективно использу-
ются имеющиеся ресурсы. Проблема заклю-
чается в отсутствии возможности глубокого 
извлечения пропана из товарного природ-
ного газа. При этом значительное количество 
пропана реализуется как компонент природ-
ного газа, хотя могло бы реализовываться в 
качестве компонента более ценного товар-
ного продукта — широкой фракции легких 
углеводородов (ШФЛУ). Извлечение пропана 
обычным охлаждением и сепарацией даже с 
использованием турбодетандерных техноло-
гий, в принципе не обеспечивает желаемого 
результата, в силу физического уноса с пото-
ком газа.

Сооружение и запуск в эксплуатацию 
установки подготовки природного газа, по-
зволяющей расходовать метанол только в 
период пусковых операций и при этом осу-
ществлять глубокое извлечение пропана, 

недавно завершилось на Термокарстовом 
газоконденсатном месторождении [1].

Технологическая схема установки 
Подробная схема приведена на рис. 1. 

Пластовая газожидкостная смесь поступает 
в блоки пробкоуловителей 1, где происхо-
дит разделение газожидкостной смеси на газ 
углеводородный и конденсат.

От блоков пробкоуловителя 1 газ направ-
ляется через аппарат воздушного охлажде-
ния 3 на установку адсорбционной осушки, в 
состав которой входят фильтры-сепараторы 
7 и группа адсорберов 8. По мере заполне-
ния адсорбционного слоя влагой, каждый из 
адсорберов выводится в режим «регенера-
ции» горячим газом, после чего охлаждается 
и включается в режим «осушки».

Осушенный газ от установки адсорбцион-
ной осушки двумя параллельными потоками 
подается в блоки теплообменников.

Первый поток: блок теплообменни-
ков 9, где охлаждается до температуры  
минус 5–15°С газом из низкотемпературного 
сепаратора 13.

Второй поток: блок теплообменни-
ков 10, где охлаждается до температуры  
минус 25–35°С газовым конденсатом из низ-
котемпературного сепаратора 13 .

Смешанный газ от теплообменников 9, 
10 с температурой минус 20–30°С подается 
в промежуточные сепараторы 11, а затем на 
турбодетандерного агрегата 12, где темпе-
ратура газа понижается до минус 50–60°С. 
Охлажденный двухфазный поток отводится в 
низкотемпературные сепараторы 13, откуда 
газ подается в дефлегматор колонны низко-
температурной ректификации 15, затем — в 
рекуперативный теплообменник 9, компри-
мируется в компрессоре турбодетандерного 
агрегата 12 и направляется на прием ком-
прессоров внешнего транспорта товарного 
газа 17.

Конденсат из блоков пробкоуловителей 
1 отводится в разделитель 2, где происходит 
отделение конденсата от пластовой воды и 
разгазирование при давлении 2,5–3,5 МПа. 
Газ выветривания подается на газоперека-
чивающие агрегаты 6, а затем смешивается 
с основным потоком газа, направляемого в 
блок адсорбционной осушки.

Газовый конденсат из разделителя 2 по-
дается в колонну горячей деэтанизации 4. 
Конденсат подается в колонну двумя пото-
ками: первый — в верхнюю часть колонны, 
второй — в среднюю часть колонны, пред-
варительно подогреваясь в рекуперативном 
теплообменнике 5.

Параметры работы колонны горячей 
деэтанизации 4: температура верха ко-
лонны равна 10–35оС, температура низа — 
140–200оС. Подвод тепла осуществляется за 
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счет циркуляции кубового продукта через 
подогреватели, в качестве которых могут 
выступать как огневые подогреватели, так и 
теплообменники с циркулирующим проме-
жуточным теплоносителем. Газ деэтанизации 
колонны 4 смешивается с газом выветрива-
ния, поступающим на компрессоры 6.

Деэтанизированный газовый конденсат с 
куба колонны 4 подается в рекуперативный 
теплообменник 5, а затем в блок насосный 
внешнего транспорта.

Нестабильный конденсат из низкотем-
пературных сепараторов 13, смешивается с 
конденсатом из промежуточных сепараторов 
11 и с температурой минус 40–60°С, подогре-
вается в рекуперативных теплообменниках 
10 и подается в колонну низкотемпературной 
ректификации 15.

Параметры работы колонны низко-
температурной ректификации: давление 
2–3 МПа, температура верха — минус 
20–30°С, температура низа колонны — 
80–120°С. Подвод тепла осуществляется за 
счет циркуляции кубового продукта через 
подогреватели.

Дистиллят колонны 15 поступает в деф-
легматор 14, где охлаждается газом из низко-
температурного сепаратора 13 до температу-
ры минус 40–50°С, при этом выделившийся 
из газа конденсат (преимущественно пропан 
и бутан) отбивается на насадках дефлег-
матора и возвращается на верхнюю тарел-
ку колонны в качестве орошения. Затем 

осушенный газ охлаждает пропан-бутановую 
фракцию в рекуперативных теплообмен-
никах 16, компримируется в агрегатах 16 и 
смешивается с товарным осушенным газом, 
который соответствует СТО 089-2010.

Пропан-бутановая фракция с куба ко-
лонны 15 подается в рекуперативный тепло-
обменник 16, а затем направляется в блок 
насосный внешнего транспорта.

Основные отличительные особенности 
этой установки заключаются в использова-
нии технических решений, которые до сих 
пор, в основном, применялись на газопере-
рабатывающих заводах, в частности:
•	 предотвращение процессов гидратообра-
зования осуществляется путем осушки сы-
рого газа в блоке адсорберов;

•	 глубокое извлечение пропана осуществля-
ется с применением колонны низкотемпе-
ратурной сепарации. 

Особенности осушки газа
Применение несвойственных для объек-

тов промысловой подготовки газа техниче-
ских решений имеет ряд ограничений, требу-
ющих подробного рассмотрения. 

Сущность адсорбционной осушки состо-
ит в избирательном поглощении поверхно-
стью пор твердого адсорбента молекул воды 
с последующим извлечением их из пор внеш-
ними воздействиями (повышением темпера-
туры адсорбента или снижением давления 
среды) [2].

Адсорбционная осушка позволяет до-
стичь депрессию точки росы до 100°С (точка 
росы до минус 90°С), поэтому этот метод оп-
тимально эффективен, когда требуется глу-
бокая осушка газа.

При адсорбционной осушке наличие в 
газе углеводородов от бутанов и выше ос-
ложняет процесс, потому что эти углеводо-
роды способны поглощаться поверхностью 
адсорбента на его выходной части и при 
десорбции воды при высокой температуре 
склонны к образованию углеродистых кок-
совых отложений в порах адсорбента. Посте-
пенное закоксовывание адсорбента ведет 
к снижению его адсорбционной емкости, 
вследствие чего возникает необходимость 
периодически регенерировать адсорбент, 
т.е. выжигать с его поверхности кокс. Чтобы 
избежать этого, необходимо перед блоком 
адсорберов, обеспечить условия процесса 
предварительной сепарации, исключающие 
проскок бутана.

При осушке газа, наиболее надежными 
в работе считаются цеолиты — химические 
соединения, которые представляют собой 
алюмосиликаты ионов щелочных и щёлоч-
но-земельных металлов. Химическая форму-
ла натриевого цеолита записывается так:

Na20 · Аl203 · nSi02 · mН20.

При осушке природного газа использует-
ся цеолит типа X, имеющий жесткую упоря-
доченную трехмерную решетку. Структуро-
образующим элементом решетки являются 
кубооктаэдры, в вершинах которых располо-
жены кремний или алюминий. Составленная 
из кубооктаэдров решетка цеолита ажурна. 
Полости, расположенные внутри решетки, в 
отработанном цеолите заполнены водой. По-
сле регенерации (нагрева) цеолита и удале-
ния воды полости освобождаются и становят-
ся пригодными для адсорбции (рис. 2).

Диаметры полостей цеолитов и проходов 
имеют размеры, характерные для каждого 
типа цеолита. В цеолите типа X полости и 
проходы имеют диаметр соответственно 1,1 
и 0,9 нм. По сути кристаллы цеолитов — это 
типичные молекулярные сита. Адсорбцион-
ными центрами цеолитов являются положи-
тельно заряженные ионы натрия.

Во время сброса давления в адсорберах 
в период их опорожнения перед регенера-
цией происходит износ цеолитов по причи-
не нарушения структуры их макропор. При 

Рис. 1 — Технологическая схема установки комплексной подготовки природного газа  
с глубоким извлечением углеводородов С3+

I – нестабильный газовый конденсат; II – товарный осушенный газ;  
III – деэтанизированный газовый конденсат в блок насосной внешнего транспорта

Рис. 2 — Модель структуры цеолита 
типа Х
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этом происходит резкое расширение газов, 
которое и приводит к нарушениям целост-
ности пор.

Кроме того, в ходе эксплуатации гранулы 
адсорбентов трутся друг о друга, разрушают-
ся и пылят. Пыль уносится с рабочей средой, 
а количество адсорбента при этом снижает-
ся. Поэтому в адсорберы с некоторой пери-
одичностью, определенной на основании 
практических данных, добавляют свежий 
адсорбент. Годовая норма добавки для цео-
лита составляет примерно 5%.

Срок службы цеолита в установках с 
запасом составляет до 5 лет. Длительность 
стадии десорбции равна 8–12 ч, и как по-
казывает практика, вряд ли она может быть 
существенно уменьшена.

Остаточное содержание воды в осушен-
ном газе — самый важный показатель про-
цесса осушки.

Расчетным путем можно с достаточно 
высокой степенью вероятности определить 
момент появления за слоем адсорбента кон-
центрации воды, при появлении которой 
стадия адсорбции должна быть прекращена. 
Однако в процессе эксплуатации выявлено, 
что задолго до наступления проскока (прак-
тически сразу после начала стадии адсорб-
ции), за слоем адсорбента возникает неко-
торая фоновая концентрация воды в газе, 
которая не поддается управлению, а явля-
ется характеристикой для данной установки.

Главной причиной наличия фоновой 
концентрации является то, что процесс адсо-
рбции всегда сопровождается выделением 
тепла, а, следовательно, процессом частич-
ной десорбции. В случае установки промыс-
ловой подготовки газа, наличие фоновой 
концентрации значительно в связи низкой 
теплоемкостью природного газа.

Помимо прочего, к негативному влия-
нию на остаточное содержание воды можно 
отнести гидродинамические факторы. Поток 
углеводородных газов в адсорбере никог-
да не распределен равномерно по сечению 
адсорбера. Известны существенные факто-
ры, влияющие на качество распределения, 
— это отношения D/d и L/D (D, d, L — соот-
ветственно, диаметр аппарата, диаметр зе-
рен адсорбента и высота слоя адсорбента в 
адсорбере). С увеличением этих отношений 
распределение потока по сечению становит-
ся более равномерным, что положительным 
образом сказывается на процессе осушки 
сжиженных углеводородных газов.

Значительно хуже изучено влияние кон-
структивных особенностей аппарата. К ним 
относятся особенности вводных и выводных 
устройств углеводородных газов, отношение 
диаметра входного (выходного) патрубка к 
диаметру аппарата, наличие или отсутствие 
в аппарате распределительных решеток, их 
конструкция и расположение. 

Между тем неудачные конструктивные 
решения способны оказать очень большое 
влияние на качество осушенного газа и мо-
гут обесценить достоинства самой хорошей 
технологии осушки и самого совершенного 
адсорбента.

Извлечение ШФЛУ
Процесс низкотемпературной ректифи-

кации в рамках рассматриваемой техноло-
гической схемы, функционально является 
деметанизацией ШФЛУ [3, 4]. 

В ходе этого процесса происходит уве-
личение выхода газового конденсата за 
счет увеличения выхода ШФЛУ и осущест-
вляется глубокая осушка природного газа 
при обязательном условии соответствия по-
лучаемой товарной продукции техническим 
условиям.

Низкотемпературная ректификация от-
личается от процесса низкотемпературной 
сепарации тем, что процесс ректификации 
происходит при низкой температуре на мас-
сообменных тарелках. При этом разделение 
углеводородных смесей происходит с полу-
чением более чистых индивидуальных угле-
водородов или узких фракций.

В целях снижения капитальных затрат во 
время проектирования установки было при-
нято решение о совмещении колонны и деф-
легматора в одном аппарате. Дефлегматор 
смонтирован на верхнем штуцере колонны 
и, по сути, является ее укрепляющей частью. 
При этом не требуется сооружение отдель-
ного блока холодильного оборудования, бу-
ферной — флегмовой емкости, насосов по-
дачи орошения в колонну. Поток орошения 
самостоятельно формируется в дефлегмато-
ре и под действием силы тяжести стекает в 
колонну.

Однако, у этого решения имеется и це-
лый ряд недостатков. 

Во-первых, отсутствует возможность 
регулирования расхода орошения и, следо-
вательно, тонкой регулировки температуры 
верха колонны. Флегмы в колонну поступает 
ровно столько, сколько углеводородов скон-
денсировалось в дефлегматоре.

Во-вторых, при изменении состава ис-
ходной смеси, поступающей в колонну, меня-
ется величина газового потока, проходящего 
через верхний штуцер колонны в дефлег-
матор. При достижении определенной кри-
тической величины на штуцере образуется 
перепад давления, который по сути являет-
ся перепадом давления между колонной и 
дефлегматором. Таким образом, давление 
в колонне становится больше чем в дефлег-
маторе, вследствие чего поток орошения из 
дефлегматора в колонну запирается.

Важнейшей особенностью проведения 
процессов ректификации является их вы-
сокая энергоемкость. При осуществлении 
процесса разделения сырья на компоненты 
в ректификационной колонне затрачивается 
значительное количество энергии.

Поэтому одной из важных задач разра-
ботки технических решений являлось иссле-
дование термодинамических параметров 
процесса ректификации с целью опреде-
ления оптимальных значений давления и 
температуры для достижения минимальных 
удельных затрат энергии при проектной про-
изводительности установки и соответству-
ющих качественных параметрах конечных 
продуктов.

Для этого были проведены термодина-
мические расчеты с целью выяснения тер-
мобарических параметров при получении 
глубоко осушенного метана методом низко-
температурной ректификации ШФЛУ Термо-
карстового месторождения.

Производительность колонны по сырью 
(ШФЛУ) — 30 т/ч. К получаемому дистилля-
ту (осушенному газу) предъявлялись тре-
бования по содержанию метана не менее 
98,5% об.

Для определения давления в колонне, 
при котором возможно проведение процес-
са при минимуме затрат энергии, была про-
ведена серия расчетов при заданной посто-
янной температуре сырья.

В результате были получены значения 
энергетических затрат в дефлегматоре и ис-
парителе, необходимых для поддержания 
работы колонны с получением метана задан-
ного качества.

На основе полученных данных для по-
следующих исследований было выбрано 
оптимальное давление, которое составило 
2,8–2,9 МПа.

Для поддержания минимума затрат 
энергии в процессе проведения низкотем-
пературной ректификации газов, кроме из-
вестного давления, необходимо определить 
оптимальную температуру в дефлегматоре 
колонны. С этой целью были произведены 
термодинамические расчеты ректификаци-
онной колонны при постоянном давлении. 
Результаты расчета и полученные расходные 
энергетические характеристики колонны 
показали, что минимальные энергетиче-
ские затраты при осуществлении процесса 
ректификации ШФЛУ могут быть достигнуты 
при температуре в дефлегматоре колонны 
минус 50°C.

Итоги
В работе доказана эффективность исполь-
зования процессов адсорбционной осушки 
и низкотемпературной ректификации при 
промысловой подготовке природного газа. 
Предлагаемые технические решения позво-
ляют отказаться от использования ингиби-
торов гидратообразования (за исключени-
ем пусковых операций) и увеличить выход 
жидких углеводородов на 11% по сравнению 
с технологией низкотемпературной сепара-
ции. Установка с использованием предла-
гаемой технологии успешно эксплуатиру-
ется на Термокарстовом газоконденсатном 
месторождении. 

Выводы
Опыт промышленной эксплуатации показал 
высокую эффективность установки, исполь-
зующей предлагаемые технические реше-
ния. С уверенностью можно утверждать о 
целесообразности использования процессов 
адсорбционной осушки и низкотемператур-
ной ректификации для промысловой подго-
товки природного газа. 
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UDC 533.2Adsorption dehydration and low-temperature rectification
in the processes of commercial preparation of natural gas

Abstract
The paper discusses the features of the 
processes of adsorption drying and low 
temperature rectification in relation to the 
commercial preparation of gas Valanginian 
deposits. The advantage of the proposed 
technical solution is to exclude the application 
of inhibitors of hydrate formation and deep 
extraction of hydrocarbons C3+ from marketable 
dry gas. The result is a decrease in the cost of 
commercial products and increases the yield of 
such an expensive commercial product as wide 
fraction of light hydrocarbons. 

Materials and methods 
As the basis were adopted by the technical 
developments of gas processing plants. With 

the involvement of the design institutes have 
developed the basic technical solutions, 
produced the necessary technological 
calculations on the basis of which was 
adopted the concept of creating an advanced 
installation. Real technical and economical 
parameters of the installation were obtained in 
the experimental-industrial operation.

Results
The work proved the efficiency of the processes 
of adsorption drying and low temperature 
rectification in commercial preparation of 
natural gas. Proposed technical solutions allow 
to abandon the use of inhibitors of hydrate 
formation (with the exception of the start-up of 
operations) and to increase the yield of liquid 

hydrocarbons on 11% in comparison with the 
technology of low temperature separation. 
Installing using the proposed technology is 
successfully operated at the Termokarstovoye 
gas condensate field. 

Conclusions
Commercial operation experience showed 
high efficiency of the plant using the proposed 
technical solutions. We can confidently assert 
the feasibility of using adsorption processes of 
dehydration and low temperature rectification 
for field treatment of natural gas.
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gas field, adsorption, 
low temperature distillation
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В статье проанализированы 
существующие методики 
по дегазации НЖУ для 
определения компонентно-
фракционного состава. Целью 
выполненной работы является 
определение достоинств и 
недостатков существующих 
методик и возможности их 
практического использования. 
Также предлагается 
новая схема проведения 
дегазации НЖУ. Приведены 
сравнительные результаты по 
дегазации НЖУ по новой схеме 
и по стандартной. Отражены 
вопросы выбора рабочей 
и поддавочной жидкости и 
подбора метода дегазации под 
флюид.

Материалы и методы
По методикам описанных в СТО 
ТюменНИИгипрогаз 02-04-2009 
и Р Газпром 086-2010 проведена 
дегазация НЖУ, и произведено 
сравнение полученных результатов ГФ и 
компонентно-фракционного состава. 

Ключевые слова
нестабильные жидкие углеводороды, 
дегазация, конденсатоприемник, 
компонентно-фракционный состав, 
дегазированный конденсат, газ 
дегазации

Дегазация нестабильных жидких углево-
дородов (НЖУ) – процесс приведения НЖУ 
из термобарических условий отбора пробы, 
при которых она является однофазной жид-
кой к стандартным условиям с разделением 
на газовую и жидкую фазы с целью опреде-
ления компонентно-фракционного состава 
пробы.

Состав нужен для контроля качества 
поступающего сырья, продуктов технологи-
ческих потоков и продуктов переработки. 
Наряду с газообразными и жидкими углево-
дородами, которые составляют основу НЖУ, 
они могут содержать значительные количе-
ства высококипящих углеводородов, неорга-
нические газы, метанол и другие химические 
соединения. Исходя из особенностей состава 
и свойств НЖУ, производится выбор спосо-
бов его анализа. Для проведения лабора-
торных исследований возможно два способа 
анализа НЖУ:
1.	Метод анализа НЖУ с предварительной 
дегазацией.

2.	Метод прямого ввода проб НЖУ под давле-
нием с использованием хроматографиче-
ской системы.
Первый метод наиболее часто использу-

ется в лабораторной практике. В процессе 
дегазации измеряются объемно-массовые 
соотношения потоков, отбираются пробы 
газа дегазации и дегазированного конден-
сата для хроматографических исследований. 
На основе полученных данных рассчитывает-
ся состав исходной пробы.

Второй метод заключается в непосред-
ственном введении в хроматограф пробы 
НЖУ и определении ее состава в рамках 
одного анализа, без предварительного раз-
деления на газ дегазации и дегазированный 
конденсат. Следует отметить, что метод пря-
мого ввода проб под давлением подходит 
для анализа проб НЖУ, основная масса в 
которых приходится на фракцию С3–С4, с со-
держанием тяжелых фракций в количестве 
не более 6–8% массовых. В данном случае 
отмечается удовлетворительное совпадение 
данных метода прямого ввода под давлени-
ем и метода с предварительной дегазацией. 
Такому составу соответствуют пробы широ-
кой фракции легких углеводородов.

По причине несовершенства метода пря-
мого ввода используется метод с предвари-
тельной дегазацией, который имеет два спо-
соба исполнения: 
•	 Методика дегазации при переменных 
давлении и температуре.

•	 Методика дегазации при постоянных 
давлении и температуре.
Сущность методики дегазации НЖУ при 

переменных давлении и температуре за-
ключается в снижении давления до атмос-
ферного, при этом в процессе дегазации 
в контейнере поддерживается постоянная 
температура, равная 20°С, с последующим 
повышением температуры пробы до 38°С. 
На протяжении всего процесса дегазации 
изменяется компонентно-фракционный со-
став газовой и жидкой фаз. Для этого прово-
дится дегазации всей пробы и исследование 

компонентно-фракционного состава, выде-
лявшихся в процессе ГД (газа дегазации) и 
ДК (дегазированного конденсата) [1].

Со временем методика дегазации НЖУ 
при переменных давлении и температуре 
модифицировалась заменой замерной ем-
кости газа на современные расходомеры- 
газометры. Для использования данной схемы 
расходомер должен иметь характеристики 
минимального расхода от 0,1 см3/мин для 
корректного замера объема газа.

Основным недостатком данной методики 
является сдвиг термодинамического равно-
весия, который происходит при изменяю-
щихся давлении и температуре и, как след-
ствие, изменение составов газа дегазации и 
дегазированного конденсата во время про-
цесса дегазации. Также полная стабилиза-
ция дегазированного конденсата при 20°С, а 
затем и при 38°С занимает длительное время 
— 2–4 ч.

Основа методики дегазации при посто-
янных давлении и температуре заключается 
в дросселированнии через регулировочный 
вентиль жидкости из контейнера, в котором 
посредством пресса поддерживается посто-
янное давление выше давления в точке отбо-
ра. В процессе дегазации условия и составы 
равновесных фаз остаются постоянными на 
протяжении всего эксперимента. Данная ме-
тодика имеет два варианта исполнения:
•	 Дегазация при постоянных давлении и тем-
пературе с отбором дегазированного кон-
денсата в емкость переменного объема.

•	 Дегазация при постоянных давлении и тем-
пературе с отбором дегазированного кон-
денсата в емкость постоянного объема.
Подробно две эти методики описаны 

в [2]. В зависимости от свойств НЖУ темпера-
тура конденсатоприемника поддерживается 
от -50 до +20°С, скорость при выпуске подби-
рается на основании величины линейной ско-
рости газожидкостного потока, при которой 
унос жидкой фазы минимален, и составляет 
30–1000 см3/мин, также учитывается необхо-
димость установки фильтра для улавливания 
жидкости, уносимой с газом дегазации.

На данный момент в основном исполь-
зуется метод дегазации с емкостью постоян-
ного объема (рис. 1 и 2). Перед дегазацией 
замеряется плотность НЖУ и в зависимости 
от результатов подбирается метод дегазации 
и температура.

Перед дегазацией пробы НЖУ проводят 
оценку ее представительности. Проверка 
осуществляется путем замера давления в 
контейнере с отобранной пробой и контроля 
наличия или отсутствия в контейнере газовой 
фазы. Разница в проведении дегазации по 
этим схемам указана в таб. 1.

Технически отличие лишь в характери-
стиках расходомера и насоса высокого дав-
ления. При проведении дегазации по схеме 
2 используется автоматический насос с мак-
симальным расходом 16,5 см3/мин, работа-
ющий через буферную емкость из-за невоз-
можности работы с агрессивной средой. При 
проведении дегазации по схеме 1 использу-
ется ручной насос без буферной емкости.
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Недостатками методики при использова-
нии 1 схемы являются низкая автоматизация 
процесса. Подобное техническое оснащение 
методики не позволяет сотруднику, занятому 
дегазацией проб, параллельно выполнять 
другие работы. Также расходуется большой 
объем пробы от 100 см3 в зависимости от га-
зового фактора.

Основным достоинством данного метода 
является высокая точность измерений и низ-
кое время проведения дегазации со скоро-
стью до 1000 см3/мин.

Недостатками методики при исполь-
зовании схемы 2 являются длительность 
процесса, примерно 2–3 часа на пробу, и 
дорогостоящее оборудование. Кроме того 
ограниченный объем автоматического газо-
метра замедляет процесс дегазации НЖУ с 
высокими газовыми факторами.

Исключение основного фильтра из схемы 
повышает риск попадания тяжелых компо-
нентов НЖУ в газометр и искажения состава 
газа проб при следующей дегазации. Даже 
подогрев газометра не дает гарантии того, 
что компоненты не осядут на стенках. Фильтр, 
установленный внутри конденсатоприемни-
ка, эффективно работает только при малом 
количестве дегазированного конденсата, и 
изначально предназначался для стандартной 
сепарации пластовых газов с низким КГФ (кон-
денсатогазовым фактором), где невозможно 
накопить жидкость для ввода в хроматограф.

Основными достоинствами метода дега-
зации по схеме 2 является высокая точность 
измерений за счет использования высокоточ-
ного оборудования и достижение термодина-
мического равновесия фаз в процессе дега-
зации. Также наилучшее разделение на газ, 
и жидкость достигается путем использования 
низких температур и поддержания низкой 
скорости процесса дегазации.

Были проанализированы методы дегаза-
ции по схемам 1 и 2, описанные в [2], и пред-
лагаемое на рынке оборудование для дегаза-
ции, для модернизации метода дегазации по 
схеме 1, так как большее количество отбирае-
мых НЖУ имеют ρ ≥ 600–800 кг/м3.

В результате анализа используемых схем 
дегазации и применяемого оборудования 
было спроектировано и изготовлено новое 
оборудование и разработана методика его 
использования. Модернизация была направ-
лена на снижение количества операций, ко-
торые необходимо выполнить для анализа и 
повышения автоматизации процесса.

Для создания и поддержания давления, 
был выбран жидкостной насос с пневмо-
приводом работающий на автоматическом 
возвратно-поступательном движении диффе-
ренциального принципа площадей, который 
использует большую площадь привода порш-
ня, чтобы преобразовать энергию сжатого воз-
духа в гидравлические мощности. В качестве 
поддавочной жидкости насоса была выбрана 
дистиллированная вода, а в качестве рабо-
чей жидкости — насыщенный раствор NaCl.

Для подбора рабочей жидкости был про-
веден эксперимент по растворимости газа 
сепарации в жидкостях. При проведенном 
эксперименте лучшие результаты были полу-
чены с использованием C3H8O3, но по причине 
высокой вязкости и визуальном поглощении 
газа стабилизированным глицерином была 
выбрана смесь воды и NaCl. Результаты экс-
перимента представлены в таб. 2.

Рис. 1 — Схема установки для дегазации НЖУ 
при постоянных давлении и температуре при ρ≥600-800 кг/м3:

1 – емкость для заполнения насоса; 2 – ручной насос; 3 – трехходовой вентиль;
4 – контейнер с пробой НЖУ; 5 – теплообменник; 6 – фильтр; 7 – захолаживатель;
8 – конденсатоприемник; 9 – счетчик газа; 10 – вентиля контейнера; 11 – вентиль 

тонкой регулировки; 12 – зажим

Рис. 2 — Схема установки для дегазации НЖУ
при постоянных давлении и температуре при ρ≤600 и от ƿ≥800 кг/м3:
1 – автоматический насос; 2 – буфер; 3 – контейнер с пробой НЖУ;

4 – вентиля контейнера; 5 – вентиль тонкой регулировки; 6 – зажимы; 7 – фильтр;
8 – термостат; 9 – конденсатоприемник; 10 – входной кран газометра; 11 – газометр; 

12 – выходной кран газометра; 13 – вакуумный насос

                                                                                                            
Метод

Скорость, 
см3/мин

Температура, 
°С

Среднее время 
провидения, мин.

Необходимый 
объем пробы, см3

Ƿ ≥ 600-800 (рис. 1) 1000 +20 30 100-200

Ƿ ≤ 600 и от ƿ ≥ 800 
(рис. 2)

30 от -50 до +20 120 20-30

Таб. 1 — Условия проведения дегазации НЖУ

  NaCl+H2O+Газ 
сепарации

C3H8O3+Газ 
сепарации

C3H8O3(50%)+H2O(50%)+  
Газ сепарации H2O

Газовый фактор, м3/т 2 0,5 1,2 14,2

Таб. 2 — Растворимость газа сепарации в жидкостях

Для разделения поддавочной жидко-
сти от рабочей, используется поршневой 
контейнер объемом 1000 см3 (основной бу-
фер).  Для ускорения процесса заполнения 
основного буфера был изготовлен проточ-
ный контейнер объемом 1100 см3 (вспомо-
гательный буфер). Заполнение основного 
буфера производится подачей воздуха в 
проточный контейнер, заполненный рабо-
чей жидкостью.

Конденсатоприемник изготовлен таким 
образом, что после накопления начального 
слоя жидкости, поступающий газ барботи-
рует через жидкость, при этом происходит 
ее перемешивание пузырьками газа, что 
обеспечивает более эффективное разде-
ление фаз. Выбранная высота и объем 

конденсатоприемника дают возможность 
проводить дегазацию со скоростью до 
2349 см3/мин.

Конденсатоприемник оснащен самоза-
пирающимися быстроразъёмными соедине-
ниями, что исключает потерю легкой части 
системы после дегазации. Из конденсато-
приемника пробу дегазированного конден-
сата переводится в заполненную рассолом 
бутылку, не допуская контакта пробы с воз-
духом. Это предотвратит потерю пропана 
— пентанов.

Масса дегазированного конденсата вы-
числяется как разность массы конденсато-
приёмника до и после дегазации. Объём газа 
дегазации определяется по показаниям газо-
вого счетчика с точностью до 0,01 см3.
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Объём газа дегазации Vгд, м
3, измерен-

ный газовым счетчиком, приводят к стан-
дартным условиям (tст = 20°С и Рст = 101,325 
кПа) по формуле:

где Vгд
ст — объем газа, приведенного к стандартным 

условиям, м3; 273,15 — коэффициент перевода тем-
пературы из шкалы Цельсия в шкалу Кельвина; t — 
температура газа в газометре, °С.

Газовый фактор ГФ, м3/т, рассчитывается 
по формуле:

где mк — масса конденсата, выпавшего в 
конденсатоприёмнике.

Приемник для сбора газа дегазации на-
полняют гелием в пропорции 1/3 от объема. 
Пробу газа дегазации разбавляется гелием в 
соотношении 1:1 для снижения парциального 
давления с целью предотвращения конден-
сации углеводородов С5+высшие на стенках при-
емника для газа дегазации [3].

Отбор газа дегазации производится меж-
ду фильтром и счетчиком, путем переключе-
ния вентиля на отбор, после выделения газа 
дегазации в объеме в 5 раза превышающем 
объем рабочих магистралей.

Новая схема оборудована узлом для 
отбора газа дегазации, который снижает 
контакт оператора с агрессивной средой и 
исключает попадания воздуха в пробу газа 
дегазации.

Для продувки системы и отбора гелия 
спроектирована линия, не требующая под-
ключения сторонних источников газа для 
продувки. Контроль над показателями давле-
ния осуществляется в 3 точках: на насосе, на 
буфере и на контейнере. Термопара прикре-
плена непосредственно в захолаживателе 
для контроля температуры сепарации.

№ 
пробы

ГФ схема 
№1

ГФ схема 
№ 2

ГФ схема 
№3 

1. 194,8 190,1 193,6

2. 198,68 196,5 194,1

3. 183,5 180,7 179,1

4. 152,2 154,2 155,4

5. 77,03 78 76,22

6. 152,2 154,5 155,4

7. 273,9 267,3 270,5

8. 100,5 99,7 102

Таб. 3 — Сравнение ГФ

Рис. 3 — Схема установки для дегазации НЖУ
при постоянных давлении и температуре по новой схеме при ƿ≥600-800 кг/м3:

1 – мерная ёмкость; 2 – пневмонасос; 3 – компрессор; 4 – редуктор; 5 – вспомогательный 
буфер; 6 – трехходовой вентиль; 7 – основной буфер; 8 – контейнер с пробой НЖУ;  
9 – баллон с гелием; 10 – теплообменник; 11 – обратный клапан; 12 – трехходовой 
вентиль; 13 – фильтр; 14 – счетчик газа; 15 – трехходовой вентиль; 16 – вытяжка;  

17 – термостат; 18 – емкость для отбора газа; 19 – термостат;  
20 – конденсатоприемник

Рис. 4 — Сравнение составов по методу дегазации по схемам №1 и №3

Все это дает возможность автоматизации 
процесса и позволяет сотруднику, занятому 
дегазацией проб, параллельно выполнять дру-
гие работы, и выполнить большее количество 
проб за более короткое время. Схема дегаза-
ции по новой схеме представлена на рис. 3.

Результаты сравнительных эксперимен-
тов по дегазации НЖУ с Уренгойского, Ново-У-
ренгойского, Самбургского, Юрхаровского, 
Южно-Тамбейского месторождений пред-
ставлены в таб. 3. Расхождение по получен-
ному экспериментально газовому фактору 
между методами составляет не более 2,5 %.

Имеются некритичные расхождения со-
ставов (рис. 4), связанные с погрешностью 
эксперимента. Проведенные эксперименты 
показали высокое качество получаемых ре-
зультатов по используемым методам.

Итоги
Представленные результаты свидетельствуют 
о незначительных расхождениях по разным 
методикам, что некритично для контроля ка-
чества поступающего сырья и продуктов пе-
реработки. Анализ представленных методов 
дегазации НЖУ дает возможность оценить 
достоинства и недостатки каждой из методик 
и выбрать наиболее подходящую для целей 
исследования.

Выводы
Предложенные новая схема и методика в 
первую очередь позволяют автоматизиро-
вать процесс и снизить количество операций 
для дегазации НЖУ, тем самым без потери 
качества увеличить количество проводимых 
дегазаций, без больших трудозатрат. Основа 
нового метода —использование более совре-
менных средств измерения, их универсаль-
ность и доступность.
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UDC 622.691Degassing of unstable liquid hydrocarbons

Abstract
In this paper we analyzed existing 
techniques for degassing volatile 
liquid hydrocarbons to determine the 
component-fractional composition. 
The aim of the study is to determine 
advantages and disadvantages of the 
existing methods and possibilities of their 
practical use. A new scheme of degassing 
of unstable liquid hydrocarbons (ULH). The 
comparative results for the degassing of 
ULH under the new scheme and according 
to the standard. Reflect the issues of 
choice and add the working fluid and the 
selection of the method of degassing 
under fluid.

Materials and methods 
According to the techniques described in STO 
Tumenniigiprogaz 02-04-2009 and R Gazprom 
086-2010 carried out degassing ULH, and the 
comparison of the obtained results GF and 
component-fraction composition.

Results
The results show minor differences by 
different techniques, which is not critical for 
quality control of incoming raw materials and 
by-products. The analysis of the presented 
methods of degassing ULH gives you the 
opportunity to evaluate the advantages and 
disadvantages of each method and choose the 
most appropriate for the purposes of the study.

Conclusions
Proposed new scheme and the method 
primarily allows you to automate the process 
and reduce the number of operations for 
degassing volatile liquid hydrocarbons, thus 
without any loss of quality to increase the 
number of ongoing degassing without much 
effort. The basis of the new method is the use 
of more modern means of measurement, their 
universality and accessibility.

Keywords
volatile liquid hydrocarbons, degassing, 
kondensatoren, component-fractional 
composition, degassed condensate, 
gas degassing
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В различные периоды работы 
газораспределительных станций 
имеют место значительные 
сезонные колебания 
потребления природного газа. 
Узлы учета 
газораспределительных 
станций при малых расходах 
природного газа в летний 
период не могут обеспечить 
требуемую точность измерений 
вплоть до прекращения 
ведения корректного учета и 
образования дисбаланса из-за 
неучитываемого объема газа.
Для решения этой проблемы в 
статье предложено и обосновано 
применение импульсного 
метода регулирования 
режима выходного давления 
на газораспределительной 
станции с использованием 
двухпозиционных 
электромагнитных клапанов 
высокого давления с 
нормированным проходным 
сечением, обеспечивающим 
гармонизированную работу 
газорегулирующего и 
расходомерного оборудования.

При реализации Федерального зако-
нодательства в области энергосбережения 
[1], эксплуатации объектов магистрального 
транспорта природного газа сопутствует ис-
полнение важнейших ресурсосберегающих 
мероприятий. 

В работах [2-4] приведены примеры тех-
нических решений на газораспределительных 
станциях (ГРС), иллюстрирующие возможные 
варианты сокращения нерациональных по-
терь природного газа.

Газораспределительные станции, явля-
ясь сложными инженерными сооружениями, 
предназначены для обеспечения бесперебой-
ной поставки природного газа через распре-
делительные сети потребителю [5]. При этом 
необходимо обеспечить достоверность учета 
расхода газа в условиях нестационарного ре-
жима расхода газа. 

Спроектированное штатное оборудование 
узлов учета ГРС адекватно для применения в ус-
ловиях осенне-зимне-весенней эксплуатации, 
когда расход газа через ГРС максимален и на-
ходится выше допустимой погрешности изме-
рения современных газовых счетчиков (±2%).  

Малый расход газа в летний, а также позд-
ний весенний и ранний осенний периоды 
эксплуатации приводит к нештатной работе 
регуляторов давления и частым отклонени-
ям значения выходного давления ГРС от кон-
трактного, что влияет на обеспечение надеж-
ности всего технологического оборудования 
ГРС и сетей газоснабжения низкого и среднего 
давления. 

Основным недостатком современных ре-
гуляторов давления является низкая точность 
регулирования при малом до 50 м3/ч расходе 
газа, что связано с конструктивными особенно-
стями современного газорегулирующего обо-
рудования. Узлы учета ГРС при таком низком 
расходе газа не могут обеспечить требуемую 
точность измерений вплоть до прекращения 
ведения корректного учета и образования дис-
баланса из-за неучитываемого объема газа.

Принимая во внимание наличие в га-
зотранспортных предприятиях значительного 
количества ГРС с низкой производительно-
стью, имеются определенные риски в обе-
спечении сбалансированного учета поставок 
газа потребителю и контроле эффективного 
использования газа.

Общими недостатками применяемых в 
настоящее время регуляторов давления при 
малых расходах газа являются:
•	 неустойчивая работа узла редуцирования; 
•	 повышенный износ седел, мембраны и 
уплотнений из-за работы с почти закрытым 
затвором; 

•	 периодическое срабатывание сигнализа-
ции САУ ГРС из-за достижения предельно 
низких значений выходного давления и, как 
следствие, переход ГРС на работу по бай-
пасной линии и открытие сбросного пре-
дохранительного клапана и стравливание 
части газа из газового контура ГРС.
Решить проблему сокращения неучитывае-

мого объема газа при малых расходах удалось 
путем использования импульсного режима ре-
гулирования выходного давления ГРС (рис. 1). 
При этом гармонизированную работу газоре-
гулирующего и расходомерного оборудования 
обеспечивали с помощью двухпозиционных 
электромагнитных клапанов высокого давле-
ния с нормированным проходным сечением. 

При снижении выходного давления элек-
тромагнитный клапан, установленный па-
раллельно узлу редуцирования, по команде 
системы автоматизированного управления 
(САУ) ГРС открывается и производит запол-
нение газопровода до верхнего предельного 
значения уставки выходного давления. В по-
следующий период потребление газа проис-
ходит из газопровода при закрытом электро-
магнитном клапане.

В штатном режиме до использования элек-
тромагнитного клапана газ редуцировался 
линейными регуляторами давления постоянно  
и в малых объемах, а при импульсном запол-
нении — объема газа, поступившего единовре-
менно в газопровод от ГРС до потребителя, уже 
достаточно для чувствительности газового счет-
чика. При этом отпадает необходимость в узле 
учета малых расходов газа в летний период и 
монтаже дополнительного газопровода к нему.

В качестве исполнительного механиз-
ма применен электропневматический узел 
управления ЭПУУ-4, который уже несколько 
десятилетий широко и успешно используется в 
составе систем управления пневмогидропри-
водами трубопроводной арматуры, использу-
емой на объектах магистрального транспорта 
газа (рис. 2).

Рис. 1 — Принципиальная схема импульсного режима регулирования выходного давления Рис. 2 — Внешний вид ЭПУУ-4
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На рис. 3 представлена мнемосхема ГРС, 
система регулирования импульсным режимом 
которой состоит из двух клапанов. Следует 
отметить, что при увеличении количества кла-
панов в схеме уменьшается перегрев солено-
идов и обмерзание проточной части регулято-
ров давления, а также снижается общее время 
эксплуатации каждого клапана, что приводит к 
повышению ресурса работоспособности и на-
дежности оборудования.

При переходе на импульсный режим ра-
боты контроль выходного давления и управ-
ление клапанами осуществляет система те-
лемеханики. При возможном отказе системы 
телемеханики управление регулирующим 
клапаном осуществляется через реле давле-
ния. На рис. 4 представлена электрическая 
схема управления клапанами в импульсном 
режиме.

На рис. 5 представлены алгоритмы работы 
импульсного регулирования, реализованные 
в системе программного обеспечения «Зонд» 
системы телемеханики «Магистраль – 2».

Переход на импульсный режим регулиро-
вания осуществляют по команде оператора 

или диспетчера путем нажатия кнопки включе-
ния на панели. При этом происходит закрытие 
кранов на штатных нитках редуцирования и 
работу по регулированию выходного давле-
ния производят путем открытия и закрытия 
электромагнитного клапана, управление кото-
рым осуществляют при помощи САУ ГРС.

На рис. 6 и 7 представлены временные 
графики основных параметров работы ГРС 
при линейном и импульсном регулировании.

Как видно из графиков зависимости вы-
ходного давления и мгновенного расхода ГРС 
от времени, качество импульсного регулиро-
вания по сравнению с линейным существенно 
выше и стабильнее, как по точности регулиро-
вания, так и по времени переходного процес-
са (рис. 6, 7).

При линейном регулировании большую 
часть времени значение расхода меньше 
50 м3/ч (рис. 7), при этом штатные счетчики 
газа не обеспечивают паспортной точности 
из-за погрешности измерения. При импуль-
сном режиме регулирования за счет крат-
ковременного высокого расхода газа выше 
300 м3/ч обеспечивается точность измерения, 

Рис. 3 — Мнемосхема ГРС с системой регулирования 
импульсным режимом

Рис. 4 — Электрическая схема управления клапанами 
в импульсном режиме

Рис. 5 — Алгоритм работы импульсного регулирования

Материалы и методы
Использованы производственные 
экспериментальные данные для 
обработки и подтверждения 
результатов и математические методы 
представления иллюстративной 
информации и обоснования 
результатов работы.

Ключевые слова
газораспределительная станция, 
расход газа, точность учета, 
импульсный режим регулирования

необходимая и достаточная для устойчивой ра-
боты устройств коммерческого учета газа.

Итоги
Внедрение импульсного режима позволило:
1)	обеспечить надежное и качественное регу-
лирование выходного давления на ГРС;

2)	увеличить межремонтный пробег газорегу-
лирующего оборудования;

3)	оптимизировать режим работы узлов учета 
газа;

4)	повысить надежность работы узла 
редуцирования;

5)	привести в соответствие требованиям ло-
кальных нормативных актов и руководящих 
документов учет газа при малых расходах на 
ГРС.

Выводы
Предложенный и практически обоснованный 
в статье импульсный метод регулирования 
режима выходного давления позволяет реко-
мендовать использование двухпозиционных 
электромагнитных клапанов высокого давле-
ния с нормированным проходным сечением к 
внедрению на газораспределительных станци-
ях для повышения эффективности работы рас-
ходомерного узла в периоды малых расходов 
природного газа.
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UDC 622.691The solution to the problem of noise reduction of the volume of gas at low flow rates at GDS

Abstract
The gas-distributing stations have a 
significant seasonal fluctuations in natural 
gas consumption in different periods of 
work.
Metering gas distribution stations cannot 
provide the required measurement 
accuracy at a low cost natural gas in the 
summer.
To solve this problem, the paper proposed 
the use of a pulsed control method mode 
output pressure at gas distribution stations 
using on-off solenoid valve high pressure 
normalized with the orifice, ensuring a 
harmonized work of regulating and flow 
metering equipment.

Materials and methods 
For this article were used experimental process 
data, confirmation of the results, mathematical 
methods, illustrative information and validation 
of the results.

Results
The application of impulse mode is enabled:
1)	to provide reliable and quality public 
regulation of outlet pressure at GDS;

2)	to increase runtime period of equipment;
3)	to optimize the mode of operation of a gas 
metering station;

4)	to increase the reliability of the 
reduction unit;

5)	to harmonize the requirements of local 

normative acts and guidance documents 
the gas metering at low flow rates at GDS.

Conclusions
Proposed impulse control method is practically 
grounded. That allows  to recommend the use 
of a two-position solenoid valve high pressure 
with normalized orifice for implementation it on 
gas distributed stations to improve efficiency 
of work flow on site during periods of low flow 
natural gas.
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gas distribution station, 
gas flow rate, 
metering precision pulse control mode
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Рис. 6 — График зависимости выходного давления ГРС от времени 
при: 1 – линейном регулировании; 2 – импульсном регулировании; 

3 – заданном давлении

Рис. 7 — График зависимости мгновенного расхода ГРС от времени 
при: 1 – линейном регулировании; 2 – импульсном регулировании
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Рассмотрены методические 
вопросы оценки суммарных 
объёмов факельного сжигания 
попутного газа на территории 
нефтедобывающих регионов 
с использованием данных 
о количестве действующих 
на территории факельных 
установок, определяемого на 
основе космических снимков. На 
основе регрессионного анализа 
определена взаимосвязь между 
объемом сжигаемого газа на 
всей территории нефтедобычи в 
Ханты-Мансийском автономном 
округе (ХМАО) и количеством 
действующих на территории 
факельных установок, 
определенным на основе 
космических снимков среднего 
разрешения Landsat 8 за период 
2013–2015 гг. С использованием 
полученного регрессионного 
уравнения определены 
величины объема сжигаемого 
газа на территории ХМАО за 
период первого полугодия 
2016 г., которые согласуются с 
официальными данным.

Материалы и методы
Для выполнения исследования были 
использованы методы дистанционного 
зондирования Земли из космоса и 
регрессионного анализа статистических 
данных.

Ключевые слова
попутный нефтяной газ, факельные 
установки, космические снимки, 
нефтедобывающие регионы

Введение
Одной из важных экологических про-

блем нефтедобывающих регионов стало 
сжигание попутного нефтяного газа (ПНГ) 
на нефтяных месторождениях, в результате 
которого в атмосферу выбрасываются значи-
тельные объёмы экологически опасных про-
дуктов сжигания. Например, оксиды азота 
и сажа, оказывающие вредное воздействие 
на лесорастительный покров нефтедобыва-
ющих территорий [1]. В результате сжигания 
попутного газа в атмосферу выбрасывают-
ся и большие объёмы углекислого газа, что 
вносит значительный вклад в парниковый 
эффект как один из факторов глобального 
потепления. В связи с этим представляет 
интерес оценка территориальных объёмов 
ПНГ, сжигаемого в факельных установках на 
месторождениях за определенный интервал 
времени (месяц, квартал, год). Особенно 
острой стала эта проблема для Ханты-Ман-
сийского автономного округа (ХМАО), где 
добывается в настоящее время половина 
объёма российской нефти. Перспективным 
для решения этой проблемы рассматривает-
ся применение данных дистанционного зон-
дирования (ДДЗ), получаемых с космических 
аппаратов в оптическом и инфракрасном ди-
апазонах длин волн.

В [2–4] рассматриваются вопросы оцен-
ки объёма сжигаемого газа на отдельных 
факельных установках (ФУ) с использовани-
ем информации о яркости ФУ, полученной 
по космическим снимкам. Однако методы, 
изложенные в цитированных работах [2–4], 
ориентированы на использование снимков 
низкого пространственного разрешения, не 
позволяющих дешифрировать отдельные ФУ 
на нефтедобывающих территориях. Более 
приемлемым, по нашему мнению, является 
подход к оценке территориального объёма 
сжигаемого газа, основанный на использо-
вании информации о количестве работаю-
щих ФУ, которые могут обнаруживаться по 
космическим снимкам среднего разреше-
ния. Однако методические вопросы такого 
подхода в настоящее время не разработаны. 
В связи с этим целью данной работы являет-
ся разработка методики оценки суммарных 
объёмов сжигания ПНГ на основе информа-
ции о количестве действующих на террито-
рии ФУ и определение объёмов сжигаемого 
газа на территории ХМАО с использованием 
космических снимков среднего разрешения 
Landsat 8.

Данные и методы
В качестве данных о фактических объ-

ёмах сжигаемого ПНГ была использована 
информация, заимствованная из отчётов 
Департамента по недропользованию Хан-
ты-Мансийского автономного округа, раз-
мещаемых на официальном сайте [5]. Эти 
данные, приведенные в таб. 1, представляют 

собой ежеквартальную статистику о суммар-
ных объёмах сжигаемого ПНГ на всей терри-
тории автономного округа.

В качестве исходных ДДЗ, использован-
ных для определения числа ФУ на террито-
рии ХМАО, применены космические снимки 
среднего пространственного разрешения со 
спутника Landsat 8. Данный спутник, введен-
ный в эксплуатацию в 2013 г., оснащён дву-
мя сенсорами, которые производят съемку в 
девяти и двух спектральных каналах соответ-
ственно, в видимом и в ближнем, среднем и 
дальнем инфракрасном диапазонах. Ширина 
полосы захвата сенсоров составляет 185 км, 
периодичность съёмки – 16 суток, однако 
за счёт перекрытия соседних витков между 
собой можно получить данные с меньшей 
периодичностью. Совокупность технических 
характеристик спутника и получаемых им 
снимков обеспечивает ежегодное много-
кратное покрытие территории ХМАО и даёт 
возможность автоматизировать процесс 
дешифрирования местоположения ФУ, раз-
личать отдельные факельные установки, на-
ходящиеся на удалении 200 м друг от друга. 

Для определения числа ФУ на нефтепере-
рабатывающих территориях по космическим 
снимкам Landsat 8 была разработана проце-
дура дешифрирования ФУ, которая использу-
ет сигналы 4 спектрального канала (с длиной 
волны 636–673 мкм), 5 спектрального кана-
ла (851–879 мкм), 7 спектрального канала 
(2107–2294 мкм) и 11 спектрального канала 
(11500–12510 мкм). Указанная процедура 
была реализована в составе программного 
комплекса «Автоматизированная система 
выделения термических точек на основе кос-
мических снимков Landsat 8», зарегистриро-
ванного в Роспатенте [7].

Анализ взаимосвязи между 
количеством факельных установок и 
объёмом сжигания попутного газа на 
нефтедобывающей территории

Для иллюстрации взаимосвязи между 
объёмами сжигаемого ПНГ и количеством 
ФУ, на рис. 1 приведены графики временных 
ходов объёма сожженного ПНГ (по данным 
таб. 1) и количества ФУ, определённого по 
космическим снимкам на территории ХМАО 
за период с 2013 по 2015 гг. На рис. 1 сплош-
ная линия показывает количество факель-
ных установок, полученное по результатам 
обработки космических снимков в период 
со II квартала 2013 г. по IV квартал 2015 г, а 
пунктирная линия — суммарные (за квартал) 
объёмы сжигаемого ПНГ. Как видно из ри-
сунка, динамика объёмов сожжённого ПНГ 
проявляет согласованную сезонную перио-
дичность с изменением количества выявлен-
ных ФУ.

Исследование взаимосвязи между объё- 
мом сжигаемого газа и количеством дей-
ствующих факельных установок проведено 
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методом линейного регрессионного анали-
за. На рис. 2 представлен график зависимо-
сти объёмов сожжённого ПНГ от количества 
действующих ФУ. С использованием средств 
MS Excel определено с высоким уровнем ко-
эффициента детерминации (R² = 0,66) урав-
нение линейной регрессии в виде:
	 y = 2,26x+89,60,	 (1)
где y и x обозначают объёмы сожжённого ПНГ и коли-
чество действующих ФУ соответственно.

Полученное линейное уравнение ре-
грессии может использоваться для оценки 
объёмов сжигаемого ПНГ на территории не-
фтедобычи на основе данных о количестве 
действующих ФУ.

Проверка адекватности  
регрессионной модели

Для проверки адекватности разработан-
ной регрессионной модели оценки объёмов 
сожжённого ПНГ по данным о количестве об-
наруженных ФУ были использованы результа-
ты расчёта объёма сжигаемого газа по фор-
муле (1) и данные официальной квартальной 
статистики сжигания газа [5] на территории 
ХМАО за первые два квартала 2016 г. В таб. 2 
приведены данные об объёмах фактически 
сожжённого ПНГ на указанной территории и 
результаты расчёта объёмов сжигания газа 
с использованием регрессионной модели, а 
также приведены данные о ширине довери-
тельного интервала, рассчитанного для ве-
роятности 99%. Как видно из таб. 2, расчёт-
ные значения находятся в пределах границ 
доверительных интервалов. Это позволяет 
считать, что оценка объёмов сжигаемого на 
территории газа на основе разработанной 
регрессионной модели может производить-
ся с приемлемой для практических задач 
достоверностью.

Итоги
Определена взаимосвязь между величиной 
объемов сжигаемого за квартал газа на всей 
территории нефтедобычи в Ханты-Мансий-
ском автономном округе и количеством дей-
ствующих на территории факельных устано-
вок, определенным на основе космических 
снимков среднего разрешения Landsat 8.

Выводы
В статье предложен новый подход к оценке 
объёмов сжигаемого попутного нефтяного 
газа на нефтедобывающей территории с ис-
пользованием данных о количестве факель-
ных установок, определяемых по космиче-
ским снимкам.
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UDC 622.691Estimation of the total volume of gas flaring  
in the oil-producing area using Landsat 8 imagery

Abstract
Methodical questions of an estimation of the 
total volume of gas flaring in the territory of 
the oil-producing regions, using data on the 
number of operating in the territory of flares, 
determined on the basis of satellite images. 
Based on regression analysis determined the 
relationship between the volumes of burning 
gas throughout the oil production areas in 
the Khanty-Mansiysk Autonomous Okrug 
(KMAO) and the number of operating flares 
in the territory, which is defined on the basis 
of satellite images of medium resolution 
Landsat 8 for the period 2013–2015. Using the 
obtained regression equation determined value 
of the volume of flaring gas in the territory of 
the KMAO during the first half of 2016 are in 
according with the official data.

Materials and methods
The study was performed using methods of 

remote sensing of the Earth from space, and 
regression analysis of statistical data.

Results
The interrelation between the volume of flared 
gas per quarter throughout the territory of oil 
production in the KMAO and the amount of 
acting flares on the territory, defined on the 
basis of satellite images Landsat 8.

Conclusions
This paper proposes a new approach to the 
assessment of the volume of flared gas in the 
oil-producing area. The approach is based on 
the number of flares derived from satellite 
imagery.
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associated gas, flares, 
space images, 
the oil-producing regions
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В условиях коррозионной 
агрессивности добываемой 
жидкости на месторождениях  
ОАО «Удмуртнефть» отмечается 
повышенное количество отказов 
скважинного оборудования 
на защищаемом фонде. 
Одной из причин снижения 
эффективности ингибиторов 
коррозии является наличие 
в попутно-добываемой воде 
сульфида железа. В статье 
рассматривается возможное 
влияние присутствия 
FexSy на степень защиты 
водорастворимого ингибитора 
марки Напор-1012. Установлено, 
что вне зависимости от модели 
пластовой воды появление 
в системе сульфида железа 
сопровождается значительным 
ростом скорости коррозии 
металла, что объясняется 

В настоящее время на большинстве 
месторождений Удмуртии вместе с нефтью 
добывается более 80% минерализованной 
воды, которая вызывает сильное коррози-
онное разрушение нефтепромыслового обо-
рудования (НПО). Основным решением по 
борьбе с коррозией является применение 
ингибиторов (ИК). При этом на защищаемом 
фонде скважин отмечается значительное ко-
личество отказов НПО по причине коррозии, 
что обусловлено перечнем факторов, спо-
собствующих снижению эффективности ин-
гибиторной защиты на месторождениях ОАО 
«Удмуртнефть» [1]. На фоне интенсивной се-
роводородной коррозии наблюдается увели-
чение в добываемой жидкости взвешенных 
частиц, преимущественно представленных 
сульфидом железа [2].

Присутствие FeхSy оказывает влияние на 
антикоррозионную защиту. С одной сторо-
ны, отложения сульфида железа на стенках 
НПО образуют с металлической поверхно-
стью гальваническую пару, тем самым в 
значительной степени усиливают коррози-
онное разрушение металла. С другой сто-
роны, образуемые сульфидом отложения 

препятствуют проникновению ингибитора 
коррозии к поверхности оборудования, что 
делает невозможным образование равно-
мерной защитной пленки реагента. Также 
взвешенные в добываемой жидкости части-
цы сульфида могут адсорбировать ингиби-
тор коррозии, препятствуя его оседанию на 
поверхности НПО и способствуя выносу ин-
гибитора потоком нефтепромысловых сред. 
[3]. Учитывая перечисленные факторы, необ-
ходимо при подборе дозировки ингибитора 
коррозии, обеспечивающей степень защиты 
не менее 90%, проводить лабораторное те-
стирование реагента на моделях пластовых 
вод, содержащих сульфид железа в количе-
стве, соответствующем реальным условиям. 
Данный подход позволит более корректно 
подойди к вопросу подбора оптимальной 
дозировки, обеспечивающей требуемый 
уровень ингибиторной защиты, что в свою 
очередь повысит эффективность антикорро-
зионной защиты и сократит отказы НПО на 
осложненном фонде скважин.

С целью установления эффективных 
дозировок ингибитора коррозии приме-
нительно к условиям месторождений ОАО 

Показатель Единица 
измерения

Результат 
испытаний

Норматив по ТУ [4]

Внешний вид - соответствует однородная жидкость 
бесцветная или от светло-
желтого до коричневого цвета

Плотность при 20°С г/см3 0,822 не нормируется

Аминное число мгHClO4/г 48,25 не менее 45

Массовая доля фосфора % 1,48 не менее 1,2

Массовая доля активного 
вещества

% 19,2 не менее 18

Температура застывания °С при минус 50 
не застыл

не выше минус 50

Кинематическая вязкость 
при 20°С 

мм2/с 1,309 не нормируется

Кинематическая вязкость 
при минус 40°С (значение 
получено расчетным 
способом)

мм2/с 4,624 не нормируется

Таб. 1 — Физико-химические свойства ингибитора коррозии-бактерицида Напор-1012

Месторождение
Физико-химические свойства и растворимые компоненты модельной среды FeхSy, 

мг/дм3
Минерализация, 
г/дм3

Плотность,
г/см3

pH НСО3
-, 

мг/дм3 
Ca2+, 
мг/дм3

Mg2+, 
мг/дм3

Na+ + K+, 
мг/дм3

SO4
2-, 

мг/дм3
Cl-, 
мг/дм3

H2S, 
мг/дм3

Мишкинское 70 1,045 7,2 427 6745 2479 8444 1989 49634 70 50

Лиственское 212 1,141 6,8 209 13747 4108 62149 550 131619 80 10

Киенгопское 147 1,095 7,2 162 9063 2686 41769 1199 87303 45 10

Чутырское 123 1,080 7,1 267 8291 1975 36085 1653 74699 90 10

Таб. 2 — Состав модельных сред месторождений ОАО «Удмуртнефть»
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не только образованием 
гальванических пар между 
осадком и металлической 
поверхностью оборудования, 
но и частичной адсорбцией 
реагента на поверхности 
дисперсных частиц сульфида. 
Определены удельные 
дозировки ингибитора коррозии 
для модельных вод четырех 
месторождений с различным 
содержанием сульфида железа.

Материалы и методы
Гравиметрический метод определения 
защитного действия ингибиторов 
коррозии.

Ключевые слова
осложнения при добыче нефти, коррозия, 
ингибитор коррозии, сульфид железа, 
адсорбция

«Удмуртнефть» с высоким содержанием 
сульфида железа в промысловых средах 
был выбран водорастворимый ИК марки На-
пор-1012 (ТУ 2458-025-12966038-2010). Реа-
гент представляет собой смесь четвертичной 
пиридиниевой соли, неионогенного ПАВ и 
катионоактивного фосфорсодержащего ПАВ 
в смеси органических растворителей [4]. Ос-
новные физико-химические свойства данно-
го ингибитора представлены в таб. 1.

При установлении эффективности ИК в 
сероводородсодержащих средах пользова-
лись гравиметрическим методом, заключаю-
щимся в определении в одних и тех же усло-
виях потери массы металлических образцов 
за время их пребывания в ингибированной 
и неингибированной средах с последующей 
оценкой защитного действия ИК [5]. В лабо-
раторных условиях установление эффектив-
ности действия ингибиторов проводили на 
моделях пластовых вод четырех нефтяных 
месторождений ОАО «Удмуртнефть», отли-
чающихся компонентным составом, содер-
жанием сероводорода и сульфида железа 
(таб. 2). В качестве образцов свидетелей ис-
пользовали плоские пластины в соответствии 
с требованиями ГОСТ Р 9.905-2007 [6]. Сред-
нюю скорость коррозии рассчитывали по по-
тере массы образцов после 6 часов испыта-
ний в динамическом режиме. Определение 
эффективной дозировки ингибиторов прово-
дили согласно методическим указаниям ПАО 
«НК «Роснефть» [7].

Непосредственно перед испытанием 
к модели пластовой воды, содержащей 
сульфид железа, в двугорлый сосуд через 
нижний отвод вводили шприцем концентри-
рованный раствор соли железа в объеме, 
обеспечивающем необходимое содержание 
ионов железа в растворе с целью последу-
ющего образования FeхSy в требуемой кон-
центрации. Затем аналогично дозировали 
насыщенный раствор сероводорода в объ-
еме, обеспечивающем необходимую для 
создания условий испытания концентрацию 

коррозионно-агрессивного компонента, учи-
тывая расход H2S на образование сульфида 
железа.

Критерием оценки являлось определе-
ние скорости коррозии и расчет эффектив-
ности ингибитора. Скорость коррозии (Vкор) в 
мм/год вычисляли по формуле:

где m1 — масса образца до испытания, г; m2 — масса 
образца после испытания, г; S — площадь поверхно-
сти образца, м2; τ — время испытания, ч.

Эффективность (Z) в процентах рассчи-
тывали по формуле:

где m1 — потеря массы образца после испытания 
в неингибированной среде, г; m2 — потеря мас-
сы образца после испытания в ингибированной  
среде, г; m3 — потеря массы образца после травле-
ния и обработки, г.

В отсутствии сульфида железа в мо-
дельной сероводородсодержащей среде 
скорость коррозии стальных образцов в за-
висимости от химического состава вод ис-
следуемых месторождений варьируется в 
диапазоне от 0,120 до 0,181 мм/год. Моде-
лирование формирования осадка сульфи-
да железа в средах нефтяных месторожде-
ний приводит к росту скоростей коррозии 
стальных образцов. В случае модельной 
среды Мишкинского месторождения, где 
содержание FeхSy значительно и достигает 
50 мг/дм3, скорость коррозии возрастает в 
2,1 раза. Полученные результаты скоростей 
коррозии образцов на средах других ме-
сторождений, содержащих FeхSy, представ-
лены в таб. 3.

Рост значения скорости коррозии в при-
сутствии сульфида железа влияет на измене-
ние степени защиты реагента.

В модельной пластовой воде, не содер-
жащей FeхSy, дозировка рассматриваемого 
реагента, обеспечивающая эффективность 
защитного действия ингибитора 90%, со-
ставляет 20–30 мг/дм3 в зависимости от 
химического состава сред месторождений. 
Установлено, что введение в исследуемые 
системы сульфида железа не позволяет до-
стичь требуемой степени защиты для ука-
занных дозировок реагента Напор-1012. 
При этом, чем больше содержание взве-
шенных частиц, тем ниже эффективность 
реагента и, следовательно, требуется зна-
чительное повышение дозировки ИК. Для 
рассматриваемых моделей пластовых вод 
Киенгопского, Лиственского и Чутырского 
месторождений, содержащих по 10 мг/дм3 
FeхSy, достижение необходимого уровня 
защиты обеспечивается дозировками реа-
гента 250 мг/дм3, 300 мг/дм3 и 450 мг/дм3 
соответственно (рис. 1). Полученные значе-
ния превышают первоначальные дозировки 
ингибитора минимум в 10 раз. Для условий 
Мишкинского месторождения, с наиболь-
шим содержанием сульфида железа (50 мг/
дм3) эффективная ингибиторная защита до-
стигается лишь при концентрации 500 мг/
дм3. Полученные значения степени защиты 
ИК еще раз подтверждают существенное 
влияние присутствия сульфида железа в 
пластовой жидкости.

Рис. 1 — Эффективность действия Напор-1012 в модельных средах нефтяных 
месторождений ОАО «Удмуртнефть», содержащих сульфид железа

Месторождение Концентрация 
FeхSy, мг/дм

3
Скорость коррозии в 
отсутствии FeхSy, мм/год

Скорость коррозии в 
присутствии FeхSy, мм/год

Мишкинское 50 0,181 0,384

Лиственское 10 0,120 0,150

Киенгопское 10 0,134 0,176

Чутырское 10 0,126 0,151

Таб. 3 — Скорость коррозии стальных образцов в модельных средах, 
содержащих сульфид железа
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Для оценки возможной степени адсорб-
ции ингибитора на FeхSy проведены лабора-
торные испытания. Определение количества 
адсорбированного реагента на поверхности 
сульфида железа рассчитывали по разности 
его концентраций в объеме модельной воды 
в отсутствии взвешенных частиц и при вве-
дении сульфида железа после интенсивного 
перемешивания в течение определенного 
времени. Остаточное содержание реагента 
определялось согласно методике, представ-
ленной в ТУ на реагент [4], после интенсив-
ного перемешивания растворов при частоте 
вращения магнитной мешалки 500 мин–1 без 
доступа кислорода в течение 5 часов и ста-
тического отстоя — 16 часов. Во избежание 
попадания в анализируемый раствор частиц 
с адсорбированным на них ингибитором 
пробу предварительно фильтровали через 
проницаемый для ингибитора фильтр.

Содержание ингибитора коррозии На-
пор-1012 определяли фотометрическим 
методом, основанным на окислении фос-
форорганических соединений до ортофос-
фатов и последующем их взаимодействии с 
молибдатом аммония в кислой среде в при-
сутствии восстановителя с образованием 
молибденового комплекса, окрашенного в 
синий цвет [4].

Результаты экспериментов по установле-
нию адсорбционного эффекта ИК на поверхно-
сти сульфида железа представлены на рис. 2.

При любой исследуемой дозировке 
ингибитора коррозии отмечается прямая 

зависимость между уменьшением содер-
жания ингибитора коррозии в отфиль-
трованных от сульфида пробах и ростом 
количества сульфида железа в них. В усло-
виях содержания сульфида 10 мг/дм3, что 
в среднем характерно для Лиственского, 
Киенгопского и Чутырского месторожде-
ний, и при базовой дозировке реагента  
20 мг/дм3, установленной в отсутствии 
FeхSy, адсорбированная часть ингибитора 
составляет 38,5%. Для модельной воды 
Мишкинского месторождения (50 мг/дм3 
FeхSy) данный показатель равен 61,0%. 
Для ингибитора коррозии Напор-1012 с 
эффективной дозировкой 500 мг/дм3, уста-
новленной для защиты оборудования на 
Мишкинском месторождении, отмечаются 
схожие зависимости.

Необходимо отметить, что в присутствии 
сульфида железа в пластовой жидкости эф-
фективную дозировку ингибитора корро-
зии Напор-1012 нельзя рассчитать простым 
повышением базовой дозировки реагента, 
установленной без учета содержания FeхSy 
в минерализованной среде, на величину 
адсорбированной части реагента поверхно-
стью частиц осадка. Результаты проведенных 
исследований позволяют сделать заключе-
ние о том, что влияние сульфида железа на 
антикоррозионную защиту, в первую оче-
редь, связано не с адсорбцией реагента, а 
с образованием гальванических пар между 
осадком и металлической поверхностью 
оборудования.

Рис. 2 — Адсорбция ингибитора Напор-1012 на поверхности сульфида железа 
в зависимости от дозировки реагента: 20 мг/дм3 (а) и 500 мг/дм3 (б)
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UDC 620.193The study of protective properties of corrosion inhibitor Napor-1012 head in a 
high content of iron sulfide in oilfield environments

Abstract
In the context of the corrosiveness of the fluid 
produced in the oil fields of "Udmurtneft" 
noted an increased number of failures 
downhole equipment on the productive fund. 
One of reason for reducing the effectiveness 
of corrosion inhibitors is the presence of iron 
sulfide in produced water. The article discusses 
the possible impact of the presence of FexSy 
on protection of water-soluble inhibitor of the 
brand Napor-1012. It is found that regardless of 
the type of formation water the of appearance 
the iron sulfide in system is accompanied by 
a significant increase of the corrosion rate 
of the metal, which is explained not only by 
the formation of galvanic couples between 
the precipitate and the metal surface of the 
equipment, but also the partial adsorption of  
reagent on surface of dispersed sulfide particle. 
In this work was determined the specific 

dosage of corrosion inhibitor for the treatment 
model four fields with different content of iron 
sulfide.

Materials and methods 
Gravimetric method for determining the 
protective action of corrosion inhibitors.

Results
The study to determine the protective 
properties of the corrosion inhibitor Napor-1012 
pressure in oilfield environments containing 
iron sulphide was conducted. Also the aim 
of that study was established the effect of 
adsorption on the surface of the dispersed 
reagent sulfide particles.

Conclusions
1.	Corrosion activity of reservoir fluid 
is dependent not only on the ionic 

composition of the  briny water, the amount 
of dissolved corrosion activity gases, 
environments bio-contamination by sulfate 
reducing bacteria, but also on the content of 
iron sulfide.

2.	The presence of iron sulfide in the produced 
fluid exacerbates corrosion processes. 
It's should be taken into account in the 
selection of corrosion inhibitors designed to 
protect downhole equipment and pipelines.

3.	Corrosion inhibitor Napor-1012 is adsorbed 
on the surface of the iron sulphide, which 
leads an increase in the reagent dosages 
required for effective protection of oil field 
equipment.

Keywords
complications for oil, corrosion, 
corrosion inhibitor, iron sulfide, 
adsorption
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Итоги
Проведено исследование по определению 
защитных свойств ингибитора коррозии На-
пор-1012 в нефтепромысловых средах, со-
держащих сульфид железа, а также по уста-
новлению адсорбционного эффекта данного 
реагента на поверхности дисперсных частиц 
сульфида.

Выводы
1.	Коррозионная агрессивность пластовой 
жидкости зависит не только от ионного 
состава минерализованной воды, количе-
ства растворенных корозионно-агрессив-
ных газов, биозараженности сред суль-
фатвосстанавливающими бактериями, но 
и от содержания сульфида железа.  

2.	Наличие сульфида железа в добываемой 
жидкости усугубляет коррозионные про-
цессы, это следует учитывать при подборе 
ингибиторов коррозии, предназначенных 

для защиты внутрискважинного оборудо-
вания и трубопроводов.

3.	Ингибитор коррозии Напор-1012 адсорби-
руется на поверхности сульфида железа, 
что приводит к увеличению дозировок ре-
агента, необходимых для эффективной за-
щиты нефтепромыслового оборудования.
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Компрессоры

Производство азота методом 
короткоцикловой  безнагревной 
адсорбции

А.К. Акулов
д.т.н., профессор, генеральный директор

Научно-производственная компания «Провита», 
Санкт-Петербург, Россия

Основным источником азота 
является атмосферный 
воздух, содержащий около 
78% N2. Для промышленного 
производства азота используют 
три основных метода: 
криогенную ректификацию, 
мембранную технологию и метод 
короткоцикловой безнагревной 
адсорбции. Криогенные установки 
позволяют осуществлять 
комплексное разделение 
воздуха с извлечением всех его 
компонентов при относительно 
небольших удельных затратах 
энергии.

Метод криогенной ректификации, проте-
кающий при температуре около -200°C, целе-
сообразно использовать при разделении не 
менее 1000 м³/час воздуха т.е при получении 
достаточно больших количеств азота, кисло-
рода, аргона. Кроме того, только на крупных 
криогенных установка можно получать нео-
но-гелиевую смесь и криптоно-ксеноновый 
концентрат.

 При этом продукты разделения воздуха 
можно получать как в газообразном, так и в 
жидком виде. Получаемый кислород имеет 
концентрацию не менее 99,2%, а азот от 
98 до 99,9995%. Основными недостатка-
ми этих установок является невозможность 
остановки оборудования при прекращении 
потребления получаемых продуктов и необ-
ходимость периодической остановки обору-
дования для его отогрева, ремонта и про-
филактики. Кроме того установки требуют 
квалифицированного круглосуточного об-
служивания. Рабочий цикл криогенных уста-
новок составляет от нескольких месяцев до 
года. Продолжительность регламентных ра-
бот может составлять несколько недель.

Мембранные технологии, появившиеся 
сравнительно недавно, используются для 
получения азота чистотой 95–99,9%. В ос-
нове мембранных систем лежит разница в 
скорости проникновения компонентов газо-
вой смеси через мембраны. Существенным 
недостатком мембранных установок явля-
ется процесс деградации мембран, т.е. сни-
жение производительности мембранного 
картриджа. В первый год эксплуатации сни-
жение составляет до 10%, далее скорость 
деградации незначительно уменьшается. 
Для компенсации неизбежного процесса 
деградации мембран производители часто 
«переразмеривают» установку, делая ее с 
запасом, что также приводит к увеличению 
расхода сжатого воздуха. 

К дополнительным недостаткам мем-
бранной технологии можно отнести 

следующее: 
•	 более низкая энергоэффективность 
в сравнении с адсорбционной 
технологией; 

•	 процесс разделения воздуха идет 
при более высоком давлении, 
чем в адсорбционных установках, 
следовательно, на сжатие воздуха 
тратится больше электроэнергии; 

•	 для нормальной работы мембранного 
модуля воздух на него должен 
подаваться подогретым до 
температуры +40..+55°С, что так 
же влечет дополнительный расход 
электроэнергии; относительно 
низкая чистота получаемого азота. 
Энергозартаты на получение азота 
чистотой 99,5% в этих установках в 
среднем составляют 1,0 кВт-ч/м³.
Адсорбционная технология разделения 

воздуха активно используется для получения 
чистого азота с конца прошлого столетия. 
Это связано с появлением на рынке высо-
коэффективных углеродных молекулярных 
сит с развитой специфической микропори-
стой структурой. Принцип работы адсорб-
ционных установок основан на поглощении 
компонентов газовой смеси поверхностью 
твердого тела (адсорбента) за счет сил ме-
жмолекулярного взаимодействия. При этом 
скорость поглощения азота в десятки раз 
ниже скорости поглощения кислорода. 

Современные углеродные молекулярные 
сита позволяют получать азот чистотой до 
99,9999%. При этом удельные энергозатра-
ты на производство азота чистотой 99,99% в 
среднем составляют 0,75 кВт-ч/м³. Стандар-
тно давление получаемого азота 7–12 бар, но 
с помощью бустера его можно повысить до 
320 бар и выше. Адсорбционные установки 
работают полностью в автономном режиме. 
В случае прекращения потребления азота 
они переходят в режим ожидания без потерь 
качества получаемого азота.

Целесообразность использования различных 
технологий разделения воздуха

Система управления типа PCS-6



67

Промышленные применения газо-
образного азота обусловлены его инерт-
ными свойствами. Газообразный азот по-
жаро- и взрывобезопасен, препятствует 
окислению, гниению. В нефтехимии азот 
применяется для продувки резервуаров и 
трубопроводов, проверки работы трубо-
проводов под давлением, увеличения вы-
работки месторождений. В горнодобыва-
ющем деле азот может использоваться для 
создания в шахтах взрывобезопасной сре-
ды, для распирания пластов породы. В про-
изводстве электроники особо чистый азот 
применяется как инертная среда, не допу-
скающая наличия окисляющего кислорода. 
Если в процессе, традиционно проходящем 
с использованием воздуха, окисление или 
гниение являются негативными факторами, 
то азот может успешно заместить воздух.

Важной областью применения азота 
является его использование в процессе 
синтеза разнообразных соединений, со-
держащих азот, таких, как аммиак, азотные 
удобрения, взрывчатые вещества, красите-
ли и т. п. Большие количества азота исполь-
зуются в коксовом производстве («сухое 
тушение кокса») при выгрузке кокса из кок-
совых батарей, а также для «передавлива-
ния» топлива в ракетах из баков в насосы 
или двигатели. В последнее время азот ши-
роко используется в процессах автоматиче-
ской лазерной резки металлов.

В пищевой промышленности азот заре-
гистрирован в качестве пищевой добавки 
E941, как газовая среда для упаковки и хра-
нения продуктов, кроме того азот применя-
ется при разливе масел и негазированных 
напитков для создания избыточного давле-
ния и инертной среды в мягкой таре.

Газообразным азотом заполняют ка-
меры шин шасси летательных аппаратов. 
Кроме того, заполнение шин азотом стало 
популярно и среди автолюбителей, хотя од-
нозначных доказательств эффективности 
использования азота вместо воздуха для 
наполнения автомобильных шин нет.

Производительность азотных адсорбци-
онных установок варьируется от нескольких 
литров до сотен кубических метров в час. 
Срок эксплуатации установок без замены 
адсорбента составляет не менее 10–15 лет.

Научно-производственная компания 

«Провита» производит оборудование для 
адсорбционного разделения воздуха с 
1991 г. и является ведущим российским 
разработчиком и производителем азотных 
адсорбционных установок. При использо-
вании этих установок существенно сокра-
щаются производственные затраты. Это 
достигается за счет низкой себестоимости 
производимого газа, относительно невы-
соких капитальных затрат, а также благо-
даря использованию уникальных техноло-
гических решений и высокой надежности  
адсорбционных генераторов.

Стандартная комплектация адсорбци-
онной установки включает:
•	 винтовой компрессор для сжатия 
атмосферного воздуха,

•	 рефрижераторный или адсорбционный 
осушитель, 

•	 блок фильтров для очистки воздуха от 
паров масла, 

•	 воздушный ресивер, 
•	 адсорбционный генератор для 
разделения воздуха 

•	 продукционный ресивер. 
В качестве дополнительных опций ис-

пользуются бустеры для повышения давле-
ния продукционного газа, в том числе, для 
закачки газа в баллоны. Все оборудование 
может быть смонтировано в специальном 
контейнерном модуле, оснащенном систе-
мами освещения, отопления, вентиляции, 
пожарной и охранной сигнализацией, си-
стемой пожаротушения. Контейнер рассчи-
тан для эксплуатации в диапазоне темпера-
тур от -50 до+45°С.

Блок газоразделения снабжен си-
стемой управления типа PCS-6, которая 
обеспечивает:
•	 гибкую настройку параметров 
процесса;

•	 непрерывный контроль и 
мониторинг всех параметров 
процесса;

•	 автоматическую остановку 
оборудования при выходе значений 
контролируемых параметров за 
установленные пределы с выводом 
аварийного сигнала;

•	 автоматическая остановка 
генератора при прекращении 
потребления продукционного газа;

•	 автоматический пуск при 
возобновлении потребления 
продукционного газа;

•	 возможность вывода информации 
на внешние устройства.
Система управления PCS-6 обеспечива-

ет контроль основных параметров процес-
са, имеет счетчик времени работы, таймер 
наработки и другие функции. 

Блок управления имеет удобный поль-
зовательский интерфейс, информация ото-
бражается на ж/к-дисплее на русском или 
английском языке. 

Компания «Провита» накопила уни-
кальный опыт в проектировании, изготов-
лении, поставке и обслуживании оборудо-
вания для получения газообразного азота и 
заработала репутацию надежного произво-
дителя и проверенного поставщика адсорб-
ционного оборудования.

При производстве азотных установок 
компания «Провита» использует высоко-
качественные комплектующие и современ-
ные материалы от ведущих мировых про-
изводителей, все оборудование проходит 
многоступенчатый контроль качества. Отла-
женный производственный процесс и мно-
голетний опыт работы позволяют выпускать 
высоконадежное оборудование, способное 
бесперебойно производить азот 24 часа в 
сутки, 365 дней в году.

Адсорбционные установки работают 
полностью в автоматическом режиме и не 
требуют постоянного присутствия обслужи-
вающего персонала.

Компания «Провита» предлагает широ-
кую линейку азотных установок производи-
тельностью от 50 до 5000 л/мин и более.

В крупных азотных установках исполь-
зуются многоадсорберные генераторы с 
общей системой управления. Генераторы 
азота серии «мультицикл» обеспечивают 
равномерное потребление воздуха и ста-
бильное производство продукционного 
газа. При этом не требуются воздушные и 
азотные ресиверы больших объемов.

Компания «Провита» постоянно рабо-
тает над совершенствованием адсорбци-
онной технологии получения чистого азо-
та, повышая надежность оборудования и 
уменьшая удельные энергозатраты на его 
получение.

Схема адсорбционной установки
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Компрессоры

GEA: инженерные решения  
для компримирования  
мирового класса
А.Р. Мустафин 
менеджер по развитию нефтегазового бизнеса

Международный 
машиностроительный концерн 
GEA основан в 1881 году, 
и сегодня он объединяет 
более 250 инжиниринговых 
компаний и заводов, которые 
производят оборудование для 
нефтегазовой, нефтехимической, 
обрабатывающей и других 
отраслей промышленности.

Концерн разрабатывает и выпускает тех-
нологические компоненты и оборудование 
для различных отраслей. К примеру, вин-
товые компрессоры используются как для 
сжатия различных газов, так и для компри-
мирования хладагентов в промышленных хо-
лодильных установках, с помощью которых 
охлаждают различные среды в разных отрас-
лях — от нефтегазовой до пищевой. Широкое 
применение находят и поршневые компрес-
соры, и центробежная разделительная тех-
ника, вакуумсоздающие системы (эжекто-
ры), и другое оборудование, выпускаемое 
концерном GEA.

На базе основных компонентов осу-
ществляется проектирование и инжиниринг 
технологических установок и решений, их 
комплексная автоматизация и т.д. Методы и 
подходы к автоматизации и проектированию 
соотносятся с высокими стандартами GEA, а 
также соблюдаются требования и стандарты 
для конкретной промышленности и страны. 
Преимущество международной команды GEA 
состоит в том, что подразделения во всем 
мире свободно обмениваются информацией 
по инновациям, технологиям и лучшим прак-
тикам. Зачастую наиболее эффективные ре-
шения могут заимствоваться из абсолютно 
разных отраслей. 

Среди проектов компании установки и 
заводы «под ключ», как на береговых объек-
тах, так и на морских сооружениях. Заказчи-
ками решений и оборудования GEA являются 
крупнейшие энергетические и добывающие 
компании, EPC-контракторы.

Эффективное компримирование
Традиционная специализация GEA — 

производство винтовых компрессоров. 
Например, линейка GEA Grasso хорошо 
известна во всем мире и применяется в 
промышленных холодильных установках и 
дожимных компрессорных станциях (ДКС). 
Компрессоры отличаются современной кон-
струкцией, запатентованным профилем вин-
товой пары и рядом других особенностей, 

обеспечивающих их эффективность. Кон-
церн вкладывает колоссальные средства, 
чтобы постоянно совершенствовать обору-
дование и технологию производства. 

В России компрессоры GEA Grasso из-
вестны с 1970-х годов. Они наиболее рас-
пространены в парке оборудования нефте-
газовых компаний. Сегодня на нефтегазовых 
месторождениях в установках различного 
назначения работает более 10 000 компрес-
соров GEA. 

Их ключевое преимущество — запатен-
тованный профиль 5/6 винтовой пары. Суть 
ноу-хау — оптимальное соотношение длины 
ротора к его диаметру, благодаря чему ро-
тор получает больше прочности и жесткости, 
исключаются изгибы ротора (эффекта «ба-
нана») и недопустимые напряжения. При 
этом увеличивается число полостей сжатия 
(одновременно с уменьшением объема ка-
ждой полости). За счет этого уменьшается 
разница давлений между соседними поло-
стями, появление пульсирующей подачи 
становится невозможной. А короткая линия 
зацепления между ведущим и ведомым ро-
тором обеспечивает лучшую герметичность 
полостей сжатия, позволяя избежать пе-
ретечек и повысить энергоэффективность 
компримирования.

К другим важным достоинствам ком-
прессоров GEA относится простота кон-
струкции и сервисного обслуживания. Так, 
в качестве радиальных подшипников рото-
ра для компрессоров серии Large исполь-
зуются баббитовые подшипники скольже-
ния (работают в масляной пленке). У них 
практически неограниченный срок службы; 
они устойчивы к мелким загрязняющим 
частицам и к ударам во время эксплуата-
ции, а также снижают шум и вибрацию. 

Основные осевые нагрузки принимают 
на себя упорные шарикоподшипники. При 
необходимости легко проверить их рабо-
тоспособность и заменить неисправные на 
новые. Чтобы заменить шарикоподшипники, 
достаточно открыть небольшие торцевые 

(подшипниковые) крышки на корпусе ком-
прессора. Это займет не более часа.

Курс на локализацию 
Согласно своей производственной стра-

тегии, GEA стремится локализовать инжини-
ринг и производство технологических уста-
новок на рынках, которые демонстрируют 
высокий спрос на продукцию концерна.

Помимо компрессоров, для холодильных 
и газовых установок требуются еще тысячи 
деталей и компонентов. Поэтому концерн 
делает ставку на развитие долгосрочных от-
ношений с российскими производителями 
комплектующих и оборудования. 

Сегодня доля российских комплектую-
щих и материалов в производимых установ-
ках составляет более 75%. Главный импорти-
руемый компонент — винтовой компрессор.

За четверть века работы в России кон-
церн реализовал более тысячи проектов в 
различных отраслях промышленности, в том 
числе более 350 — в области промышленного 
холода и компримирования газов.

В 2015 году в г. Климовск (Московская 
область) российское подразделение GEA за-
пустило в эксплуатацию новый завод по выпу-
ску компрессорных агрегатов, холодильных 
машин, а также блочно-модульных решений 
(компрессорных станций, установок подго-
товки газа, установок получения СПГ). Произ-
водство организовано в соответствии с меж-
дународными стандартами GEA и оснащено 
самым современным оборудованием. 

Все работы выполняются в соответствии 
со схемами технологического процесса и 
схемами работ на участках, разрабатыва-
ются операционные карты, на производ-
стве действует система входного контроля, 
зона карантина и складирования деталей и 
оборудования, ярлыки соответствия и несо- 
ответствия, система рекламаций, система 
пооперационного контроля, маршрутные 
карты, сварочные журналы, система уче-
та замечаний, ресурсное планирование 
выполнения работ в зоне производства, 
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составляются графики и диаграммы Ганта, 
персонал проходит обучение бережливому 
производству, и внедряются LEAN-проекты, 
получен сертификат «Желтый пояс. Концеп-
ция ГЕА 6 Сигм», каждый участок оснащен 
стендом для чертежей, стеллажом и верста-
ком, введена система контроля доступа и т.д.

За последние два года специалисты ГЕА в 
России разработали и произвели 7 компрес-
сорных станций для добычи низконапорного 
газа, 2 ДКС для подачи топливного газа на 
ГТЭС, несколько холодильных машин (чилле-
ров), блок испарения CO2, установку подго-
товки ПНГ, компрессорный гелиевый агрегат, 
блочный пункт подготовки газа, 2 блока отсе-
кающей арматуры. Также модернизирована 
мобильная установка для подготовки нефти 
на базе саморазгружающегося сепаратора. 

Компания гарантирует заказчикам каче-
ственный сервис на всех объектах, реализо-
ванных с ее участием. Также GEA располага-
ет в РФ складами запасных частей, поэтому 
может оперативно осуществлять их доставку.

Системы для добычи нефти и газа
Разделительная техника, которую кон-

церн GEA выпускает на базе центробежных 
сепараторов и декантеров, применяется 
на добывающих платформах и морских  

сооружениях. С ее помощью очищаются 
сбросные воды, реагенты, подготавливают-
ся углеводороды, масла и топливо. В усло-
виях ограниченного пространства морского 
сооружения эти установки особо ценятся за 
компактность. 

Также GEA, как крупнейший производи-
тель вакуумсоздающих систем и струйных 
насосов для НПЗ развивает инженерные ре-
шения на базе эжекторной техники для до-
бывающей отрасли. Например, газоструйная 
компрессорная установка, которую разра-
ботал концерн, успешно эксплуатируется на 
добывающей платформе на газовом место-
рождении в Северном море. Установка по-
зволяет продлить срок эксплуатации скважин 
с низким устьевым давлением за счет меха-
нического компрессора и эжектора.

Модульные решения для подготовки газа
Кроме эффективных установок, задей-

ствованных в технологических процессах 
добычи нефти и газа, GEA имеет в своем ар-
сенале широкую линейку инжиниринговых 
решений и оборудования для подготовки 
углеводородов к транспортировке.

Например, в процессах компримиро-
вания газов на газовых месторождениях 

хорошо зарекомендовала себя серийная 
компрессорная установка КУ ГЕА Сириус. В 
зависимости от применяемых компрессо-
ров, ее производительность составляет до 
32000 нм3/ч. Установка создает конечное 
давление 5,2 МПа при давлении всасывания 
до 1,8 МПа. Недавно оборудование прошло 
сертификацию на соответствие стандартам 
Таможенного союза.

Также для российского рынка GEA про-
изводит установки подготовки попутного 
нефтяного газа (ПНГ) перед компримирова-
нием в блочно-модульном исполнении. В них 
осуществляется низкотемпературная сепара-
ция тяжелых углеводородов в ПНГ. 

В 2016 году заключен договор на постав-
ку модульной холодильной установки для 
подготовки ПНГ для Восточно-Перевального 
месторождения НК «Лукойл» и в настоящее 
время она изготавливается на заводе ГЕА в 
Климовске.

По-настоящему уникальным и знаковым 
проектом GEA в России стала разработка мо-
дульной компрессорной установки (МКУ) для 
Вынгапуровского газового промысла. В 2015 
году компания «ГЕА Рефрижерейшн РУС» по-
ставила 7 установок в ООО «Газпром добыча 
Ноябрьск». Заложенные в МКУ технические 
решения не имеют аналогов в мире.

Отметим основные конструктивные преи-
мущества установки:
1.	Установка компактна, легко вписывается в 
ограниченное пространство контейнера.

2.	МКУ обладает высокой эксплуатационной 
надежностью, которая обеспечивается 
беспрецедентной стабильностью винто-
вого компрессора и резервированием 
некоторых видов оборудования, поэтому 
межсервисный интервал МКУ достигает  
8 000 часов.

3.	МКУ адаптирована для экстремальных кли-
матических условий Крайнего Севера. Она 
способна функционировать автономно, не 
требует постоянного присутствия обслужи-
вающего персонала. Управлять ею можно 
удаленно с пульта оператора.

4.	Еще одно существенное достоинство — 
легкость обслуживания в полевых усло-
виях (внутри контейнера). Модульная 
конструкция позволяет заменить осевые 
подшипники непосредственно на узле, без 
демонтажа компрессора. Благодаря этой 
особенности можно оперативно проверять 
техническое состояние подшипников и 
винтовой пары.
МКУ состоит из двух модулей: компрес-

сорного и сепарационного, плюс аппарат 

воздушного охлаждения (АВО).
Компрессорный модуль включает:

•	 винтовой компрессор с 
электродвигателем, 

•	 систему смазки и охлаждения, 
•	 систему тонкой очистки газа, 
•	 отсек управления, 
•	 вспомогательные системы.

Сепарационный модуль МКУ включает:
•	 входной сепаратор-пробкоуловитель, 
•	 сепаратор тонкой очистки газа, 
•	 систему откачки пластовой воды, 
•	 дизельный генератор с топливным баком, 
•	 ЧРП для главного двигателя компрессора.

Дополнительно модуль комплектует-
ся преобразователем частоты, с которым 
компрессор может работать с частотой 
3 600 об/мин, обеспечивая еще большую 
производительность.

Комфортное и экономное владение
При работе с заказчиками GEA гаранти-

рует не только передовые технологические и 
инженерные решения, но и низкую стоимость 
жизненного цикла оборудования, а также 
ответственный сервис. При подготовке пред-
ложений и разработке технических решений 
специалисты компании производят необхо-
димые расчеты, учитывающие капитальные 

и эксплуатационные затраты за расчетный 
период работы установки, и подбирают оп-
тимальные решения с учетом пожеланий 
клиента.

Специалисты ГЕА имеют большой опыт по 
доработке и обслуживанию технологических 
установок сторонних производителей, как  
отечественных, так и зарубежных.

Инспекционные осмотры, техническое 
обслуживание объектов, а также поставка 
запасных частей к действующему оборудо-
ванию, текущий и капитальный ремонты, 
инструментальный энергоаудит и модер-
низация установок — полный комплекс 
сервисных услуг доступен для российских 
заказчиков.

ГЕА в России
105094, Москва, ул.Семёновский вал, 6А

Тел.: +7(495) 787-20-20
Факс: +7(495) 787-20-12
sales.russia@gea.com 
www.geaenergy.ru
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Хранение

Но такие предприятия есть, и среди них 
ООО НПФ «Политехника». Его специализа-
цией является производство импортозаме-
щающих изделий на основе полиуретана. 
Если говорить об объемах, в 1-м полугодии 
текущего года было изготовлено 51,5 тыс. м3 
эластичных резервуаров, а планируемый вы-
пуск за 2-е полугодие 2016 года предполага-
ет расчетные объемы в 55 тыс. м3. В целом с 
2014 года было произведено по программе 
импортозамещения эластичных резерву-
аров более чем 280 000 м3. Выпускаемая 
«Политехникой» продукция широко приме-
няется в разных сферах промышленности: 
горнодобывающей, автомобильной, нефте-
газодобывающей, строительной отраслях, а 
также в подразделениях Министерства обо-
роны, структурах МЧС. 

В 2010 году ООО НПФ «Политехника» 
приступила к серийному выпуску отечествен-
ных полевых складов горючего (ПСГ) полной 
комплектации и различных объемов на базе 
эластичных резервуаров. Здесь надо отдать 
должное руководству предприятия: оно в 
приказном порядке запретило покупать ино-
странное оборудование для изготовления и 
комплектации собственных изделий. Кроме 
того, компания создала реестр применяе-
мого в производстве отечественного обо-
рудования. Тестовые образцы испытывали 
«вживую», и, в случае успешного результата, 
сразу же размещали заказы на поставки сре-
ди прошедших проверку производителей. 
Мощную поддержку оказала научно-техни-
ческая «база», с которой совместно работа-
ют специалисты компании. Например, ПСГ 
и эластичные резервуары из полиуретана 
различного назначения разрабатывались 

в тесном сотрудничестве с Управлением 
(ракетного топлива и горючего) Штаба ма-
териально-технического обеспечения ВС 
Российской Федерации, ФАУ «25-ый ГосНИИ 
Химмотологии Министерства обороны РФ». 

На сегодняшний день компания распо-
лагает собственной производственно-техни-
ческой базой, расположенной в пгт. Редкино 
Тверской области, в 110 км к северу от Москвы, 
который имеет удобные подъезды для про-
езда крупногабаритного транспорта. Ее цеха 
оснащены необходимыми грузоподъемными 
механизмами и инновационным оборудова-
нием, где осуществляется полный цикл работ 
по изготовлению эластичных резервуаров и 
других изделий, отвечающих самым строгим 
требованиям, из высококачественного сырья. 
Проявляется забота о здоровье тружеников 
предприятия: в компании разработан ком-
плекс норм и правил для соблюдения техники 
безопасности при производственных работах. 

Высокая квалификация инженерно-тех-
нических кадров и рабочих уже позволила 
предприятию победить в тендерах и уча-
ствовать в больших проектах ПАО «Газпром 
нефть», ОАО «НК «Роснефть», Министерства 
обороны РФ, МЧС, других учреждений и ве-
домств, а также в программах зарубежных 
компаний Вьетнама, Венесуэлы, Казахстана, 
Таджикистана, Узбекистана, Чили и других. 

Например, специалисты компании про-
водят сложные сварочные операции, необ-
ходимые при изготовлении металлических 
изделий из нержавеющей стали (системы 
складского трубопровода, коллекторных 
колец, трубопроводной арматуры НРМ, 
УМВГ) так, что они не уступают по качеству 
импортным изделиям. Применяемые ими 

современные технологии ТВЧ (токи высокой 
частоты) позволяют производить высокока-
чественные эластичные резервуары из поли-
уретана, существенно удешевляют стоимость 
готовой продукции, что, в свою очередь, по-
вышает конкурентоспособность изделий.

Учитывая большую долю импорта в 
отдельных отраслях отечественной про-
мышленности, например, в нефтегазовом 
секторе, где он достигает 70%, ООО НПФ 
«Политехника» активно работает над рас-
ширением перечня производимой им про-
дукции. Уже сегодня по программе импор-
тозамещения компания выпускает широкий 
ассортимент изделий: 
•	 ПГС различной вместимости, насосно-раз-
даточные модули (НРМ); 

•	 эластичные резервуары для ГСМ, газ-
гольдеры для ШФЛУ, мягкие эластичные 
резервуары со сменным вкладышем для 
временного хранения нефти и нефтепро-
дуктов, транспортные эластичные резерву-
ары, гибридные резервуары для нефти, 
нефтепродуктов и других технических 
жидкостей, противофильтрационные по-
лога, резервуары для трансформаторного 
масла, рукавные трубопроводы, резерву-
ары ЛАРН, емкости для воды, противопо-
жарные мобильные комплексы; 

•	 наливные дамбы, судоподъемные понто-
ны, емкости для тестирования грузоподъ-
емной техники, ранцевые канистры и мяг-
кие топливные баки. 
Вся продукция соответствует принятым 

стандартам и разрешена к применению 
Федеральной службой по технологическо-
му, экологическому и атомному надзору. 
По желанию заказчика изделия могут быть 

ПСГ-2500,Тагульское месторождение, Ванкорнефть

Производственная независимость
И.А. Завырылин
технический директор

ООО НПФ «Политехника», Москва, Россия

Несмотря на большой шум, 
поднятый отдельными 
представителями СМИ и 
поддержанный некоторыми 
чиновниками и политиками, 
похвастаться успехами в 
импортозамещении может не 
каждое российское предприятие. 
Заявить же о постоянном 
ежегодном росте объемов 
выпускаемой продукции из 
отечественных комплектующих — 
явление из области фантастики. ПСГ-5000, месторождение Купол, АО «ЧГГК»
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изготовлены как по типовым проектам, так и 
по индивидуальным программам. 

ООО НПФ «Политехника» совместно с 
Управлением ракетного топлива и горючего 
Департамента ресурсного обеспечения МТО 
ВС РФ, «25-ым ГОСНИИ Химмотологии МО РФ» 
ведет разработки новейших образцов поле-
вых складов горючего. В рамках исследова-
ний и дальнейшего анализа отслеживаются 
работоспособность ПСГ и их комплектующих, 
идет оптимизация оборудования, определяют-
ся перспективные направления развития и их 
финансирование. Также производится отбор 
новых поставщиков и подготавливается база 
контрагентов, прогнозируется спрос, выявля-
ются перспективные ниши и так далее. Кроме 
того, большое внимание уделяется и уже «ра-
ботающим» образцам. А именно: ПГС, разме-
щенный в 2012 году на полигоне «Прудбой», 
ПСГ общей вместимостью 600 м3 в Калинин-
градской обл. (2013 г.), ПСГ-600 в Оренбург-
ской обл. (2015), ПСГ- 600 в Вольском военном 
институте (2016 г.), ПСГ-600, развернутый на 
полигоне республики Крым в августе 2016 года. 

Особенностями этого типа ПСГ являются:
•	 экологическая безопасность (защитный 
поддон — противофильтрационный полог), 
хранение нефтепродуктов без потери ка-
чества, снижение в 4,5–5 раз естественной 
убыли нефтепродуктов в весенне-летний 
период эксплуатации, снижение массы 
(материалоемкости) резервуаров;

•	 изготовление полимерных эластичных 
(мягких) резервуаров производится на 
промышленных станках ТВЧ; 

•	 снижение трудозатрат на развертывание 
склада в 3–3,5 раза; 

•	 система активной молниезащиты ФОРЭНД, 
(радиус действия 100 м); 

•	 система наружного освещения склада, в 
том числе маскировочное; 

•	 автоматизированное рабочее место для 
обслуживающего персонала, оборудова-
ние для экспресс-анализа топлива.
Единственный путь достижения резуль-

татов в импортозамещении — целенаправ-
ленная работа наших производителей по 
освоению нового оборудования. К сожале-
нию, несмотря на ценовое преимущество,  
отечественные устройства уступают по ка-
честву производимой на нем продукции, 
поэтому приходится жестко контролировать 
материалы, процесс обработки, соблюдение 
сроков проведения испытаний и т.д. Однако 
опыт доказывает, что российские производи-
тели могут достигать конкурентного уровня 
в сравнении с традиционными импортными 
аналогами, а порой даже превышать его. Не 
это ли путь к импортозамещению? Уже сегод-
ня имеется серьезный задел, позволяющий 
строить позитивные прогнозы развития оте-
чественного производства.

109316, Россия, Москва, 
пр. Волгоградский, д. 47, блок-офис 201

+7 (495) 783-01-67 
info@poli.ru 
www. poli.ru

Преимущества работы с компанией ООО НПФ «Политехника».
1.	Высокопрофессиональный, качественный сервис позволяет «Политехнике» 
занимать авторитетную позицию на отечественном рынке.

2.	Ведущее российское предприятие, специализирующееся на разработке и 
серийном производстве эластичных резервуаров и мягких оболочек.

3.	Выпуск продукции производится на новейшем автоматизированном 
оборудовании ТВЧ, обеспечивающем разработку конструктивных решений 
и изготовление на его основе или по ТЗ заказчика эластичных резервуаров 
различных форм и вместимости.

4.	Стабильность – надёжность компании и эффективность за последние 10 лет, 
обеспечение безопасности предприятия при организации производства. 

5.	Динамичное развитие — ежегодный рост производства и 
производительности по выпускаемой продукции. 

6.	Высокое качество продукции, соответствующее мировым стандартам 
систем менеджмента качества.

ПСГ-600, Тоцкий полигон, Минобороны РФ

Производственный цех НПФ «Политехника», пгт. Редкино

Гибридный резервуар
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совместным влиянием на изгиб трубопрово-
да можно пренебречь. Тогда решение постав-
ленной задачи сводится к решению серии 
задач о взаимодействии трубопровода с еди-
ничным бугром пучения.

Дополнительные продольные напряже-
ния [7] в стенке трубопровода зависят от мно-
жества факторов:
•	 температура перекачиваемого продукта;
•	 расход, температура, теплопроводность, 
вязкость перекачиваемого продукта;

•	 глубина заложения трубопровода;
•	 теплопроводность и теплоемкость талых и 
мерзлых грунтов;

•	 влажность грунтов и теплота фазового 
перехода;

•	 относительное пучение грунтов и макси-
мальное значение нормальных сил мороз-
ного пучения;

•	 механические характеристики грунтов в та-
лом и мерзлом состоянии.
Оценка напряженно-деформированного 

состояния трубопровода опирается на кри-
терии прочности и пластичности. В качестве 
критерия пластичности выбран критерий 
удельной потенциальной энергии изменения 
формы, в основе которого лежит сравнение 
эквивалентного напряжения σэкв с пределом 
текучести σT материала согласно критерию:
	 σэкв  ≤ 0,9 ∙ σт.	 (1)

В случае плоско напряженного состоя-
ния эквивалентное напряжение вычисляется 
согласно:
	 σэкв= √(σкц

2+σпр
2-σкц∙σпр),	 (2)

где σкц  — кольцевые напряжения; σпр — продольные 
напряжения. 

Изменение высотного положения трубо-
провода (изгиб) приводит к появлению до-
полнительных продольных напряжений ∆σпр 
при неизменных кольцевых напряжениях σкц. 
Согласно [8], дополнительное продольное 
напряжение ∆σпр с учетом того, что изгиб тру-
бопровода может быть описан синусоидой с 
одной полуволной:
	 W(x)=hf∙sin(πx/L),	 (3)

определяется как:
∆σпр= (E∙D)/2∙ (d2W)/(dx2)=

	 -hf(π/L)2 E∙r∙sin(πx/L),	 (4)
где hf — высота бугра пучения; r=D/2 — наружный 
радиус сечения трубы; E — модуль упругости метал-
ла трубы.

Дифференциальное уравнение изогнутой 
оси трубопровода на таком участке описыва-
ется зависимостью [9]:
	 EI (d4 W)/(dx4)-N(d2 W)/(dx2)= q,	 (5)
где N — продольное сжимающее усилие; q — рав-
номерно распределенная нагрузка, действующая 
на трубопровод сверху; I — осевой момент инерции 
сечения трубы.

Преобразуем уравнение (5) с учетом вы-
ражений (6):

(6)
EI(π/L)4∙hf∙sin(πx/L)+

Трубопровод УДК 628.146

Силовое взаимодействие морских 
трубопроводов с промерзающими 
многолетнемерзлыми породами  
в прибрежной зоне шельфа
Т.И. Лаптева
к.т.н., зам. начальника лаборатории
T_Lapteva@vniigaz.gazprom.ru

ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Москва, Россия

В прибрежной зоне арктического 
шельфа вблизи берегов возможно 
развитие донных субаквальных 
многолетнемерзлых пород 
(СММП). На подобных 
участках может происходить 
промерзание донных пород 
вокруг морского трубопровода, 
транспортирующего продукт 
даже при слабоотрицательных 
температурах. При промерзании 
грунта происходит его криогенное 
(морозное) пучение, что может 
привести к изменению планово-
высотного положения морского 
трубопровода с появлением 
дополнительных продольных 
(осевых) напряжений, влияющих 
на эксплуатационную надежность 
трубопровода.  

Освоение нефтегазовых месторождений 
Арктического шельфа тесно связано со стро-
ительством трубопроводов, обеспечивающих 
транспорт углеводородов с шельфа на сушу 
[2]. Возможным препятствием для осущест-
вления подобных проектов является развитие 
вблизи берегов донных СММП, что усложня-
ет выбор зон берегового примыкания мор-
ских трубопроводов. Большое значение для 
обеспечения эксплуатационной надежности 
морских трубопроводов имеет анализ их по-
ведения в районах берегового примыкания в 
условиях наличия СММП. Действующие нор-
мативные документы, как российские, так и 
международные [3–6], не содержат конкрет-
ных рекомендаций по анализу термодинами-
ческого состояния грунта в таких условиях, по-
этому в каждом отдельном случае необходимо 
выполнение специализированных расчетов. 

Морской трубопровод в зоне действия 
морозных сил пучения моделируется как 
упругоискривленный участок (рис. 1), рас-
сматриваемый как тонкостенная оболочка 
при определении кольцевых напряжений и 
как балка малой кривизны при определении 
продольных напряжений.

На трубопровод действует следующая 
система нагрузок: 1) гравитационные силы; 
2) внутреннее давление в трубе; 3) тепловое 
расширение; 4) нагрузки, возникающие при 
морозном пучении грунта. Гравитационная 
нагрузка учитывается путем задания ускоре-
ния силы тяжести и соответствующей массо-
вой плотности материала трубы. Кроме того, 
должны быть учтены вес перекачиваемого 
продукта и изоляции, если таковая имеет-
ся. Основными для данной трубопроводной 
системы являются нагрузки, обусловленные 
пучением грунта. В настоящее время оцен-
ка непосредственно сил морозного пучения 
затруднительна, поэтому здесь предпочти-
тельно задавать невозмущенный профиль 
пучения в виде функции вертикального пе-
ремещения грунта при свободном пучении 
от продольной координаты. Пусть на рассма-
триваемом участке трубопровода морозное 
пучение грунта происходит в виде образо-
вания системы одиночных бугров пучения, 
удаленных друг от друга настолько, что их 

Рис. 1 — Расчетная схема для оценки напряженно-деформированного состояния 
трубопровода в зоне пучения грунта
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	 N hf (π/L)2∙sin(πx/L)=q.	 (7)
Откуда продольное сжимающее усилие N 

определяется как:

(8)

Учитывая (4), преобразуем уравнение (5):

	 EI (d2 ∆σпр)/(dx2)-N∙∆σпр= q∙E∙r.	 (9)

Для решения дифференциального урав-
нения (9) должны быть заданы граничные ус-
ловия, которые могут быть определены усло-
виями нулевых дополнительное продольное 
напряжение ∆σпр на границах изгиба:

	 ∆σпр (0)=∆σпр (L)=0.	 (10)
Для решения дифференциального урав-

нения (9) с учетом граничных условий (10) 
будем использовать методы компьютерной 
алгебры с привлечением стандартных опера-
торов и пакетов среды Mathematica 5.2, где в 
силу особенностей применения операторов 
введены новые обозначения: Е1 соответству-
ет модулю упругости металла трубы Е, I1 — 
осевому моменту инерции сечения трубы I.

Символьное решение для определения 
дополнительного продольного напряжения 
∆σпр в произвольном сечении х трубы в ком-
пьютерных кодах представлено ниже

(11)

Длина изгиба L может быть определе-
на, исходя из изгибной жесткости и веса 
трубопровода при укладке согласно [10], по 
формуле

(12)

Учитывая, что рассматривается упру-
гая стадия работы металла (Е = 2,1·1011 Па,  
ν = 0,3, α=1,2·10-4 °С-1) и что ∆t равен 35°С, на-
ходим составляющую продольного напряже-
ния, независящую от изменения высотного 
положения трубопровода:

σ'пр = νσкц - αЕ∆t = –11,828 МПа,
где ν — коэффициент поперечной деформации в 
упругой области; α — коэффициент линейного рас-
ширения; ∆t — перепад температуры, равный раз-
ности температуры транспортируемого газа и темпе-
ратуры замыкания при строительстве трубопровода. 
Знак «–» при σ'пр показывает, что до начала процесса 
морозного пучения морской трубопровод был сжат.

С учетом знака деформаций полные про-
дольные напряжения для трубопровода вы-
числяются как:

(13)

Далее были проведены расчеты для сле-
дующих значений: диаметр трубопровода – 
1219 мм, толщина стенки — 27 мм, внутреннее 
давление в трубопроводе — 11,8 МПа. Расчет 
производился для значений высоты бугра 
пучения hf и соответствующей этому длине 
изгиба L, определенной по (12). Равномерно 
распределенная нагрузка q, действующая 
на трубопровод, составила для газопровода 
58825 Н/м, а для нефтепровода — 66888 Н/м, 
что соответствует перекрывающему слою 
грунта над трубопроводом, равному 2,25 м; 
для 3 м: газопровод — q =76104 Н/м, нефте-
провод — q =84167 Н/м.

В таб. 1 приведены данные по расчету 
максимальных продольных, эквивалентных 
напряжений в стенке трубопровода, что со-
ответствует сечению x=L/2, в зависимости 
от высоты бугра пучения. Положительные 
значения расчетных величин означают для 
напряжений от продольных усилий — растя-
жение, а отрицательные — сжатие.

При отсутствии морозного пучения 
σкц = 254,574 МПа и σпр = σ'пр=–11,828 МПа, 
что дает следующее значение эквивалентно-
го напряжения: σэкв =259,519 МПа.

Учитывая, что предел текучести стали, из 
которой изготовлены трубы, равен 485 МПа, 
соответствующий стали по API X70, можно 
сделать вывод о том, что поскольку увели-
чение эквивалентного напряжения по верх-
ней образующей газопровода с 259,519 МПа 
до 395,814 МПа для перекрывающего слоя 
грунта 2,25 м является значимым, то влияние 
морозного пучения при указанных условиях 
является заметным, что может в конечном 
итоге сказаться на эксплуатационной надеж-
ности трубопровода. Полные продольные 
напряжения, возникающие в газопроводе и 
нефтепроводе, по верхней и нижней образу-
ющим отличаются на 1%.

Оценка точности инженерных методов 
выполняется с помощью относительной 
погрешности:

	 ∆ = |(σэкв
ан-σэкв

чис)/(σэкв
ан)|,	 (13)

где σэкв
ан — эквивалентные напряжения согласно 

(11, 12), σэкв
чис — эквивалентные напряжения, полу-

ченные с использованием метода конечных эле-
ментов, реализованного в стандартной программе 
ANSYS.

В таб. 2 приведены результаты расчетов 
эквивалентных напряжений для газопровода 
с перекрывающим слоем грунта — 2,25 м, 
полученные с использованием формул 
(13) и применением программы Ansys 
Mechanical 14.0.

Анализ результатов расчета эквивалент-
ных напряжений с помощью выражений (13) 
(таб. 2) показал, что относительная погреш-
ность вычислений не превышает 10%, что 
является приемлемым значением для инже-
нерных расчетов [11].

Итоги
Приведены расчетные значения для опреде-
ления изменения полных продольных и эк-
вивалентных напряжений в стенке морского 
трубопровода в зависимости от вида перека-
чиваемого продукта, перекрывающего слоя 
грунта и высоты выпора грунта при мороз-
ном пучении СММП в прибрежной зоне ар-
ктического шельфа.

Предложенные аналитические 
выражения для определения 
напряжений в стенке морского 
трубопровода позволяют с 
достаточной для инженерных 
расчетов точностью и с 
минимальными временными 
затратами оценить напряженно-
деформированное состояние 
морских трубопроводов 
на стадии предпроектных 
разработок при промерзании 
СММП в прибрежной зоне 
арктического шельфа [1].

Материалы и методы
На основе решения дифференциального 
уравнения изогнутой оси трубопровода 
с помощью методов компьютерной 
алгебры с привлечением стандартных 
операторов и пакетов среды 
Mathematica 5.2 были получены 
аналитические выражения для 
определения напряжений в стенке 
морского трубопровода. 
Для оценки точности проведенных 
инженерных расчетов было проведено 
математическое моделирование 
поведения системы трубопровод – грунт 
с использованием метода конечных 
элементов, реализованное в стандартной 
программе Ansys Mechanical 14.0. 

Ключевые слова
субаквальные многолетнемерзлые 
породы, морозное пучение грунта, 
напряженно-деформированное 
состояние трубопровода, эквивалентные 
напряжения, методы компьютерной 
алгебры, перекрывающий слой грунта
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Перекры- 
вающий 
слой  
грунта, м

Высота 
бугра 
пучения hf, м

Перекачивае-
мый продукт

Кольцевое 
напряжение 
σкц, МПа

Продольное 
напряжение 
по нижней 
образующей
σпр, МПа

Эквивалентное 
напряжение 
по нижней 
образующей
σэкв, МПа

Продольное 
напряжение 
по верхней 
образующей
σпр, МПа

Эквивалентное 
напряжение 
по верхней 
образующей
σэкв, МПа

2,25

0,1

газ 254,57

-70.2888 233.279 51.0432 296.044
0,2 -95.3768 226.325 76.1313 313.345
0,3 -114.664 222.759 95.4188 327.332
0,4 -130.954 221.017 111.708 339.55
0,5 -145.252 220.471 126.027 350.563
0,6 -158.183 220.775 138.938 360.693
0,7 -170.131 221.727 150.885 370.221
0,8 -181.198 223.176 161.952 379.169
0,9 -191.581 225.023 172.336 387.663

1 -201.442 227.2030 182.196 395.814

2,25

0,1

нефть 254,57

-69.6376 233.444 50.3921 295.709
0,2 -94.6673 226.486 75.4218 312.841
0,3 -113.795 222.885 94.5494 326.69
0,4 -129.948 221.091 110.703 338.786
0,5 -144.1480 220.481 124.9030 349.69
0,6 -156.953 220.714 137.708 359.72
0,7 -168.801 221.589 149.555 369.153
0,8 -179.776 222.96 160.531 378.013
0,9 -190.074 224.726 170.829 386.425
1 -199.853 226.824 180.6070 394.495

3

0,1

газ 254,57

-69.3005 233.604 50.0549 295.386
0,2 -93.9821 226.644 74.7365 312.356
0,3 -112.955 223.01 93.7096 326.071
0,4 -128.977 221.165 109.732 338.049
0,5 -143.063 220.495 123.817 348.848
0,6 -155.765 220.661 136.52 358.782
0,7 -167.516 221.464 148.27 368.123
0,8 -178.403 222.759 159.158 376.899
0,9 -188.619 224.449 169.373 385.231
1 -198.318 226.468 179.073 393.223

3

0,1

нефть 254,57

-68.9381 233.724 49.6925 295.144
0,2 -93.4705 226.763 74.225 311.993
0,3 -112.328 223.105 93.0827 325.609
0,4 -125.728 221.447 106.483 337.593
0,5 -142.252 220.509 123.007 348.22
0,6 -154.879 220.626 135.633 358.083
0,7 -166.557 221.375 147.311 367.356
0,8 -177.379 222.615 158.133 376.068
0,9 -187.33 224.248 168.287 384.34

1 -197.173 226.209 177.927 392.275

Таб. 1 — Максимальные механические напряжения в стенке трубопровода

Выводы
1.	На основе полученных аналитических 
выражений для морских трубопроводов 
проведено исследование напряженно- 
деформированного состояния морско-
го трубопровода при морозном пучении 
СММП в прибрежной зоне арктического 
шельфа.

2.	Полученные аналитические выражения 
с достаточной для инженерных расчетов 
точностью и с минимальными временными 
затратами могут быть рекомендованы для 
определения напряжений в стенке морско-
го трубопровода на стадии предпроектных 
разработок.

Высота бугра 
пучения hf, м

Значения эквивалентных напряжений, МПа Относительная 
погрешность Dс использованием 

формул (13)
с применением программы 
Ansys Mechanical

0,3 327.332 294.85 0.099

0,4 339.55 318.84 0.061
0,5 350.563 320.44 0.086
0,6 360.693 361.21 0.001
0,7 370.221 379.79 0.026
0,8 379.169 406.61 0.042
0,9 387.663 414.31 0.069
1 395.814 430.79 0.101

Таб. 2 — Сравнение решений по разным программам
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UDC 628.146Force interaction of offshore pipelines with frozen permafrost in the coastal zone of shelf

Abstract
In the coastal zone of the Arctic shelf near 
the coast may development sediment 
subaqueous permfrost surrounding. Such areas 
can occur freezing of sediment surrounding 
around offshore pipeline to transport the 
pumped product, even if not more negative 
temperatures. When freezing of the soil is 
cryogenic (frosty) swelling, which may lead to 
a change in horizontal and vertical position of 
the offshore pipeline with the appearance of 
additional longitudinal (axial) stress, affecting 
operational reliability of the pipeline. The 
proposed analytical expressions to determine 
the stresses in the wall of the offshore 
pipeline allow with sufficient for engineering 
calculations accuracy and with minimum time 
spent to evaluate the stress-strain state of the 
offshore pipelines at the stage of pre-project 
developments in freezing of subaqueous 
permfrost surrounding in the coastal zone of 
the Arctic shelf.

Materials and methods
Based on the solution of a differential 
equation of the bent axis of the pipeline 
using the methods of computer algebra using 
standard operators and packages environment 
Mathematica 5.2 was derived analytical 
expressions for determining the stresses in the 
wall of the offshore pipeline.
To assess the accuracy of engineering 
calculations was the mathematical modeling 
of the system behavior of the pipeline-
soil using the finite element method, as 
implemented in standard program Ansys 
Mechanical 14.0.

Results
The calculated values for determining the 
change of the full longitudinal and equivalent 
stresses in the wall of offshore pipeline 
depending on type of pumped-over product, 
the overlying soil layer and the height of 
the heaving soil in the frosty heaving of 

subaqueous permfrost in the coastal zone of 
the Arctic shelf are given.

Conclusions
1. On the basis of the received analytical 
expressions for offshore pipelines it is 
carried out research stress-strain state of 
the offshore pipeline in the frosty heaving of 
subaqueous permfrost in the coastal zone 
of the Arctic shelf.

2. Analytic expressions are obtained with 
sufficient for engineering calculations 
accuracy and with minimum time spent can 
be recommended to determine the stresses 
in the wall of an offshore pipeline at a stage 
of predesign research.

Keywords
subaqueous permfrost, frost heave of the soil, 
stress-strain state of the pipeline, 
equivalent stress, methods of computer 
algebra, covering the layer of soil
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Прочность и устойчивость морских 
трубопроводов при наличии 
многолетнемерзлых пород на 
участках берегового примыкания
Т.И. Лаптева
к.т.н., зам. начальника лаборатории
T_Lapteva@vniigaz.gazprom.ru

ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Москва, Россия

Оценка устойчивости морских 
трубопроводов на участках 
берегового примыкания 
мелководной зоны арктического 
шельфа, особенно при 
сложении их субаквальными 
многолетнемерзлыми породами 
(СММП), необходима для 
определения недопустимых 
напряжений трубопроводов. 
Полученные аналитические 
выражения для определения 
напряжений в стенке морского 
трубопровода на стадии 
предпроектных разработок 
позволяют оценить запасы его 
прочности при оттаивании СММП 
в зоне берегового примыкания 
с минимальными временными 
затратами, поскольку численное 
моделирование контактного 
взаимодействия труба – грунт 
в программном комплексе, 
например, ANSYS, сопряжено 
с некоторыми трудностями 
по определению и заданию 
входных параметров, уточнению 
начальных условий, выбору 
подходящей модели грунта, 
достоверно описывающей 
поведение материала при 
нагружении и непосредственному 
моделированию контактной 
задачи.

Материалы и методы
На основе численного решения 
дифференциального уравнения локального 
изгиба стенки трубы, содержащего 
геометрические характеристики труб, 
механические свойства их металла и 
значение давления в трубопроводе, были 
получены аналитические выражения для 
определения напряжений в стенке морского 
трубопровода. 

Ключевые слова
субаквальные многолетнемерзлые 
породы, участок берегового примыкания, 
геолого-литологическое строение грунта, 
ореол оттаивания грунта, напряженно-
деформированное состояние трубопровода, 
дополнительные продольные напряжения

Морские трубопроводы после ввода в 
эксплуатацию оказывают заметное тепло-
вое воздействие на окружающие их грунты, 
меняя характер протекания процессов их 
промерзания — оттаивания. Такое тепловое 
воздействие может изменить пространствен-
ное положение трубопровода вследствие 
возникновения его продольных и поперечных 
перемещений. Дополнительным фактором, 
влияющим на динамику этих перемещений, 
является давление продукта, вносящее суще-
ственный вклад в создание продольной схемы 
в стенке трубопровода. Отличие положения 
трубопровода от проектного приводит к изме-
нению его напряженно-деформированного 
состояния (НДС) его стенки. В отдельных слу-
чаях это может привести (на некоторых участ-
ках) к исчерпанию несущей способности тру-
бопровода и в конечном итоге, к его отказу. 

Поскольку возможность выбора грунто-
вых условий при строительстве трубопро-
водов практически полностью исключена, 
очень важно иметь как можно больше ин-
формации о донных грунтах вдоль их трассы, 
так как давление грунта на трубопровод ис-
пользуется для расчета прочности и дефор-
маций трубопроводов, а также для расчета 
их устойчивости и продольных перемещений 
при изменении продольных сил в стенках 
труб. Так как свойства грунтов меняются по 
длине трубопровода, это затрудняет реше-
ние задачи определения его НДС. Особенно 
сложное взаимодействие морских трубопро-
водов с геологической средой наблюдается 
в зонах береговых примыканий [1], наимень-
шая устойчивость которых наблюдается при 
сложении их рыхлыми СММП. Авторами [2] 
на основе проведенных исследований был 
сделан вывод о том, что недостаточная изоля-
ция морского трубопровода может привести 
к таянию СММП около трубопровода в зоне 
берегового примыкания, если поток холода 

из окружающих мерзлых пород будет недо-
статочен для компенсации потоков тепла от 
трубопровода. Знание физико-механиче-
ского свойств поверхностных слоев донных 
грунтов в районах берегового примыкания, 
определяемое совместным влиянием тепло-
вых потоков океана и нижележащих слоев 
СММП, является важной составляющей для 
проведения анализа НДС морских трубопро-
водов для обеспечения их эксплуатационной 
надежности.

При оценке напряженного состояния 
действующих трубопроводов необходимо 
учитывать все нагрузки и воздействия, вызы-
вающие изменения напряженного состояния 
металла труб. Одним из критериев оценки 
НДС стенки трубопровода являются эквива-
лентные напряжения σэкв, именно они позво-
ляют оценить степень влияния грунтового 
фактора на устойчивость трубопровода, так 
как обязательно учитывают характер взаи-
модействия (т.е. силовое взаимодействие) 
трубопроводов с грунтом, т.е. все дополни-
тельные нагрузки на трубопровод:
	 σэкв= √(σкц

2+σпр
2-σкц∙σпр), 	 (1)

где σкц — кольцевые напряжения; σпр — продольные 
напряжения.

При изменении высотного положения 
трубопровода (рис. 1) к основным продоль-
ным напряжениям с учетом возможных тер-
монапряжений в стенке трубы

	 σпр= ν ∙σкц-E∙α∙∆t,	 (2)
добавляются дополнительные продоль-

ные напряжения ∆σпр:
∆σпр= ± (E∙D)/2ρ=

	 ±(E∙D)/2∙ (∂2 W(x;τ))/(∂x2), 	 (3)
где D — наружный диаметр трубы; ν — коэффици-
ент поперечной деформации стали (коэффициент 
Пуассона); Е — модуль упругости металла трубы; 
α — коэффициент температурного расширения 
металла; ∆t — расчетный температурный перепад; 

Рис. 1 — Схема силового взаимодействия трубопровода с грунтом
q1(x;τ) – усредненная распределенная нагрузка, действующая на трубопровод вниз;  
q2(x;τ) — усредненная распределенная нагрузка, действующая на трубопровод вверх 

(учетом симметрии нагрузки q1(x;τ) и q2(x;τ) показаны в левой части рисунка);  
Но — начальное расстояние от оси трубопровода до поверхности земли;  

2L — длина рассматриваемой области залегания грунта



77

ρ — радиус упругого изгиба участка трубопровода; 
W(x;τ) — прогиб трубопровода в сечении х в момент 
времени τ.

Расчетные схемы трубопровода могут 
быть классифицированы следующим обра-
зом: осесимметричная нагруженная тонко-
стенная оболочка, неосесимметрично нагру-
женная оболочка в упругой среде, стержень 
в упругой среде, балка, балка на упругом ос-
новании, балка в жесткопластической среде, 
брус малой кривизны, брус малой кривизны 
в упругой среде, цилиндрическая оболочка с 
криволинейной осью, жесткая нить, жесткая 
нить в упругой среде, сопряженные цилин-
дрические оболочки [3]. При рассмотрении 
силового взаимодействия грунта с трубопро-
водом последний может быть представлен 
упруго-искривленным участком, при этом 
при определении кольцевых напряжений 
σкц участок считается прямолинейной тонко-
стенной оболочкой, а при нахождении до-
полнительных продольных напряжений ∆σпр 
— брусом малой кривизны. В оболочке, кото-
рая может быть представлена тонкостенным 
кольцом, действует только растягивающая 
сила, вызывающая напряжение σкц, (изги-
бающий момент и поперечная сила равны 
нулю), брус или стержень малой кривизны 
считается нагруженным продольной силой и 
внешней нагрузкой с погонной силой {q1(x;τ) 
– q2(x;τ)}.

Согласно [3], дифференциальное уравне-
ние изогнутой оси трубопровода в нестацио-
нарном случае имеет следующий вид:

EI(∂4 W)/(∂x4)+m(∂2W)/(∂x2)=
	 q1(x;τ)-q2(x;τ), 	 (4)
где EI — изгибная жесткость трубопровода; m — по-
гонная масса трубопровода с учетом транспортиру-
емого продукта; I — момент инерции поперечного 
сечения трубы.

Распределенная погонная нагрузка 
q1(x;τ) с учетом того, что высота грунта над 
трубопроводом одинакова в любом сечении 
х, что, очевидно, справедливо для трубопро-
водов малого диаметра и корректируется 
для трубопроводов большого диаметра по-
правкой D/(2H0). Тогда q1(x;τ) состоит из двух 
составляющих: нагрузки от действия грунта 
q1гр(x;τ) и нагрузки от действия самого трубо-
провода q1тр(x;τ). Нагрузка от действия грунта 
определяется как:
	 q1гр (x;τ)=γгр∙H(x;τ)∙D=γгр∙[H0+W(x;τ)]∙D,	(5)
где γгр — удельный вес грунта.

С учетом [4] для слабонесущих глинистых 
грунтов, распространение которых наиболее 
характерно для бассейна Карского моря, 
q2(x;τ) может быть представлена следующим 
выражением:
	 q2 (x;τ)=R(T)∙D+10.53η(T)∙∂W(x;τ)/∂τ, 	 (6)

где R(T) — несущая способность грунта; η(Т) — дина-
мический коэффициент вязкости грунта.

Учитывая выражения (5, 6) и пренебре-
гая силами инерции, уравнение (4) после 
преобразований представим в следующем 
виде:

(∂4 W)/(∂x4)+(10.53η/EI)∙(∂W/∂τ)-(γгрD/EI∙W)=
	 (D(γгр H0-R)+qтр)/EI.	 (7)

Для решения уравнения в частных про-
изводных должны быть заданы граничные 
условия, которые могут быть определены 
условиями нулевых перемещений и нулевого 
изгибающего момента на границах области 
просадки, а начальное условие определяется 
из представления о том, что при τ=0 переме-
щений не происходит.

Решение уравнения (7) с учетом гранич-
ных и начального условий находим разделе-
нием переменных в виде ряда Фурье. После 
соответствующих преобразований прогиб 
трубопровода в сечении x в момент времени 
τ определяется как:

(8)

где значение kn определяется как:

	 kn=π/2L(2n+1)	 (9)

Выражение (8) для функции прогиба тру-
бопровода (как в общем — нестационарном 
случае, так и для предельного его положения) 
позволяют дать прогноз изменения высотно-
го положения трубопровода, оценить допол-
нительные продольные напряжения в его 
стенке, вызванные изменением его положе-
ния в пространстве, рассчитать эквивалент-
ные напряжения по верхней и нижней обра-
зующей и оценить влияние температурного 
фактора на эксплуатационную надежность 
трубопровода. При исследовании сходимости 
решения (8) было найдено, что с достаточной 
(для инженерных расчетов) точностью можно 
ограничиться первым слагаемым ряда и по-
лучить приближенное решение в виде:

(10)

Дополнительные продольные напря-
жения в стенке трубопровода находятся 
согласно (3). С учетом знака напряже-
ний, получаем следующие выражения для 

Грунт Температура 
мерзлого грунта, 
°С

Предельная величина ореола оттаивания 
грунта под трубопроводом, м

перекрывающий 
слой грунта 2,25 м

перекрывающий слой 
грунта 3 м

Пески мелкие 
и пылеватые

-2,0 14,18 14,85
-10,0 4,18 4,4

Суглинок 
-2,0 13,73 14,16
-10,0 4,09 4,27

Глина
-2,0 11,02 14,42
-10,0 3,58 4,31

Таб. 1 — Величина ореола оттаивания грунта под трубопроводом

полных продольных напряжений в стенке 
трубопровода:

σпр
н=σпр± ∆σпр=

	 ν∙σкц-α∙E∙∆t±(E∙D)/2∙(∂2 W(x;τ))/(∂x2). 	 (11)

Для практических расчетов необходимо 
оценить такую характеристику как глубина 
ореола оттаивания грунта под трубой hп, ко-
торый проводился для следующих значений 
(таб. 1): диаметр трубопровода — 1219 мм, 
толщина стенки — 27 мм, внутреннее давле-
ние – 11,8 МПа, температура перекачиваемо-
го продукта — 20°С. В расчетах принимались 
два значения высоты перекрывающего слоя 
грунта: 2,25 и 3 м.

Далее приведем результаты расчетов для 
конкретного трубопровода. Глубина укладки 
трубопровода по верхней образующей со-
ставляет 2,25 и 3 м. Для расчетов была при-
нята наибольшая глубина ореола оттаивания 
для грунта с низкой несущей способностью: 
текучепластичные суглинки (удельный вес — 
1,89 кН/м3). Были произведены расчеты при 
прочих равных условиях для двух перекачи-
ваемых сред: нефти и газа для различных 
значений температуры на их поверхности и 
соответствующих им значений ореола оттаи-
вания грунта под трубопроводами и различ-
ных значениях перекрывающего слоя грунта 
(расчет проводился для времени, максималь-
но соответствующему реальному времени 
осадки). В таб. 2 приведены данные по рас-
чету максимальных напряжений в стенке 
трубопровода.

Согласно таб. 2, эквивалентное напряже-
ние по нижней образующей σпр

н для всех рас-
сматриваемых трубопроводов меняется не-
значительно (в пределах от 220 до 231 МПа). 
В то время как то же напряжение для верхней 
образующей σпр

в трубопроводов достига-
ют уже более высоких значений (примерно 
360 МПа). Состояние, как для газопровода, 
так и нефтепровода при заданных темпера-
турах в их стенках не достигло критического 
уровня (90% предела текучести σт, который 
при расчете был принят равным 485 МПа, 
что соответствует стали по APIX 70), равного 
436,5 МПа. Но при увеличении температуры 
в стенках трубопроводов максимальное эк-
вивалентное напряжение может значительно 
увеличиться и может быть достигнут его опас-
ный уровень.

Итоги
Приведены расчетные значения для опре-
деления изменения высотного положения 
трубопровода, полных продольных и эквива-
лентных напряжений в стенке трубопровода 
при оттаивании СММП на участках берегово-
го примыкания мелководной зоны арктиче-
ского шельфа.

Выводы 
1.	На основе полученных аналитических 
выражений для морских трубопроводов 
проведено исследование напряженно- 
деформированного состояния морского 
трубопровода.

2.	Полученные аналитические выражения мо-
гут быть рекомендованы для определения 
напряжений в стенке морского трубопро-
вода на стадии предпроектных разработок.
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Температура
Т, °С / К

Кольцевое  
напряжение σкц, 
МПа

Перекачиваемый 
продукт/
перекрывающий 
слой грунта, м

Продольное 
напряжение 
по верхней 
образующей
σпр, МПа

Эквивалентное 
напряжение 
по верхней 
образующей
σэкв, МПа

Продольное 
напряжение 
по нижней 
образующей
σпр, МПа

Эквивалентное 
напряжение 
по нижней 
образующей
σэкв, МПа

10 / 283 254,57 газ / 2,25 66,51 275,17 -37,366 228,69

нефть / 2,25 100,00 296,42 -70,86 222,15

газ / 3 138,28 323,27 -109,14 220,74

нефть / 3 171,77 339,03 -130,27 224,91

11 / 284 254,57 газ / 2,25 68,94 276,63 -39,80 228,06

нефть / 2,25 102,43 298,05 -73,29 221,86

газ / 3 140,71 325,05 -111,57 220,88

нефть / 3 174,20 340,88 -132,70 225,40

12 / 285 254,57 газ / 2,25 71,37 278,10 -42,23 227,45

нефть / 2,25 104,86 299,69 -75,72 221,61

газ / 3 143,14 326,84 -114,00 221,04

нефть / 3 176,63 342,74 -135,13 225,92

13 / 286 254,57 газ / 2,25 73,80 279,59 -44,66 226,86

нефть / 2,25 107,29 301,35 -78,15 221,37

газ / 3 145,57 328,64 -116,43 221,22

нефть / 3 179,06 344,60 -137,56 226,47

14 / 287 254,57 газ / 2,25 76,23 281,09 -47,09 226,31

нефть / 2,25 109,72 303,01 -80,58 221,17

газ / 3 148,00 330,44 -118,86 221,44

нефть / 3 181,49 346,47 -139,99 227,03

15 / 288 254,57 газ / 2,25 78,66 282,61 -49,52 225,77

нефть / 2,25 112,15 304,68 -83,01 220,99

газ / 3 150,43 332,26 -121,29 221,68

нефть / 3 183,92 348,35 -142,42 227,63

16 / 289 254,57 газ / 2,25 81,09 284,13 -51,95 225,26

нефть / 2,25 114,58 306,36 -85,44 220,83

газ / 3 152,86 334,08 -123,72 221,95

нефть / 3 186,35 350,23 -144,85 228,24

17 / 290 254,57 газ / 2,25 83,52 285,67 -54,38 224,77

нефть / 2,25 117,01 308,06 -87,87 220,71

газ / 3 155,29 335,91 -126,15 222,24

нефть / 3 188,78 352,13 -147,28 228,88

18 / 291 254,57 газ / 2,25 85,95 287,22 -56,81 224,31

нефть / 2,25 119,44 309,76 -90,30 220,61

газ / 3 157,72 337,75 -128,58 222,56

нефть / 3 191,21 354,02 -149,71 229,55

19 / 292 254,57 газ / 2,25 88,38 288,79 -59,24 223,87

нефть / 2,25 121,87 311,47 -92,73 220,53

газ / 3 160,15 339,59 -131,01 222,91

нефть / 3 193,64 355,93 -152,14 230,24

20 / 293 254,57 газ / 2,25 90,81 290,36 -61,67 223,46

нефть / 2,25 124,30 313,19 -95,16 220,49

газ / 3 162,58 341,44 -133,44 223,26

нефть / 3 196,074 357,84 -154,60 230,95

Таб. 2 — Максимальные механические напряжения в стенке трубопровода в наиболее опасном сечении с координатой х = 0
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UDC 628.146The strength and stability of offshore pipelines 
in the presence of subaqueous permfrost 
on land landfall

Abstract
Estimation of resistance of offshore 
pipelines on land landfall of 
shallow-water zone of the Arctic 
shelf, especially when their add 
subaqueous permfrost surrounding 
require to detect invalid pipe stress. 
Analytic expressions are obtained 
for determining the stresses in the 
wall of the offshore pipeline at the 
stage of pre-project development 
allow us to estimate the reserves 
of his strength during subaqueous 
permfrost surrounding defrosting 
in the area of landfall with minimal 
time cost, since the numerical 
simulation of contact interaction 
between the pipe – the soil in the 
software package, for example, 
ANSYS is associated with certain 
difficulties for defining and setting 
input parameters, the determination 
of the initial conditions, the choice 
of an appropriate model of the soil, 
reliably describing the behavior of 
material under loading and the direct 
simulation of the Hertzian problem.

Materials and methods
On the basis of the numerical 
solution of differential equation of 
local bend of pipe wall containing 
geometrical characteristics of pipes, 
mechanical properties of their metal 

and value of pipeline pressure, have 
been received analytical expressions 
for determination of tension in wall of 
the offshore pipeline.

Results
Calculated values for definition 
of change of high-rise position of 
the pipeline, full longitudinal and 
equivalent stresses in pipeline 
wall are given when subaqueous 
permfrost defrosting on land landfall 
of shallow-water zone of the Arctic 
shelf.

Conclusions
1. On the basis of the received 
analytical expressions for offshore 
pipelines it is carried out  research 
intense the deformed condition of 
the offshore pipeline.

2. The received analytical 
expressions can be recommended 
for determination of stresses in 
wall of the offshore pipeline for 
stages of preproject development.

Keywords
Subaqueous permfrost, 
land landfall, 
geological-lithological structure of the soil, 
the defrosting of soil halo, 
stress-strain state of the pipeline, 
additional longitudinal stresses
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Графо-аналитический метод 
определения взаимосвязи 
характеристик и фракционных 
соотношений сырьевой нефти
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Баку, Азербайджан

Известно, что фракционные 
показатели нефти могут 
быть вычислены в качестве 
функции таких специфических 
показателей как собственный 
вес и средняя температура 
кипения и что между ними 
имеется детерминированная 
зависимость. В статье 
рассматривается возможность 
формирования универсального 
графо-аналитического 
метода вычисления таких 
фракционных составляющих 
как парафин, нафтен, 
ароматические соединения 
при наличии некоторых 
специфических характеристик 
взаимосвязи показателей 
нефти.

Материалы и методы
Предложен универсальный графо-
аналитический для метод вычисления 
фракционных составляющих.

Ключевые слова
сырьевая нефть, парафин, нафтен, 
собственный вес, температура кипения

Хорошо известно, что сырьевая нефть 
и переработанные продукты нефти содер-
жат в основном углеводороды, которые 
являются химическим соединением водо-
рода и углерода в различных молекулярных 
комбинациях. Сырьевая нефть содержит 
сотни различных углеводородов и других 
органических и неорганических веществ, в 
том числе тяжелые металлы [1]. То же самое 
можно сказать о нефтяных фракциях, кото-
рые являются смесью многих углеводоро-
дов из различных семейств. К основным ти-
пам углеводородов, встречающихся в вида 
фракций нефти, относятся парафин, нафтен 
и ароматические соединения. Свойства 
углеводородов взаимосвязаны, и в общем 
регулируются такими показателями, как тип 
семейства, молекулярный вес и углеродное 
число.

Как было показано в работе [2], какой-
либо физический параметр углеводородов 
может быть оценен с помощью как минимум 
двух других параметров. Наиболее подходя-
щими двумя таким параметрами являются: 
температура кипения и собственный вес при 
15,5°С.

Согласно работе [3], существует общая 
формула, с помощью которой какой-либо 
фракционной показатель нефти может быть 
вычислен в виде определенной комбинации 
других двух простых показателей.

	 q=A1·ϴ1
A2·ϴ2

A3, 	 (1)

где: ϴ — показатель, вычисления с помощью пара-
метров ϴ1 и ϴ2; А1, А2, А3= const.

В работе [3] были вычислены молекуляр-
ный вес, критические температура и давление 
для нескольких типов сырьевой нефти Амери-
ки, используя в качестве базовых показателей 
собственный вес и температуру кипения. В 
работе [4] приведены результаты вычислений 
углеводородных фракций, выработанных из 
Киркукской сырьевой нефти (таб. 1), а также 
Шарки – Багдадской нефти (таб. 2), где приня-
ты следующие обозначения:
P — парафин; N — нафтен; A — ароматические 

соединения; T — средняя температура кипения; C и 
S — собственный вес.

Вместе с тем, известно, что между такими 
показателями как собственный вес и сред-
ней температурой кипения имеется детерми-
нированная зависимость. В качестве приме-
ра на рис. 1 приведены кривые взаимосвязи 
между показателями собственный вес (S) и 
средняя температура кипения для вышеука-
занных двух типов нефти [4].

Как видно из кривых, показанных на 
рис. 1, рост собственного веса сопровожда-
ется ростом средней температуры кипения. 
Применительно к конкретной фракции нефти, 
например, к парафину, определяемому как

	 P=A1·T
A2·SA3 	 (2)

где А1=7503,86,  А2=-0,7885,  А3= 2,54 при фиксиро-
ванной величине P можно получить множество точек 
(Ti, Si), которые в принципе будут совпадать с одной 
из кривых, показанных на рис. 1.

Вместе с тем, для такой фракции как 
нафтен, где согласно таб. 1.

	 N=A1·T
A2·SA3 	 (3)

где А1=0,015;  А2=1,368; А3=0,029 к фиксированной 
величине будет соответствовать только одна точка 
(Ti, Si). Указанная точка будет сформирована пере-
сеченном одной из линий, показанных на рис 1. и 
кривой функции

(4)

Отметим, что формула (4) получена из 
формулы (3). На рис. 1. кривая функции (4) 
обозначена цифрой 3, а точка пересечения 
кривых обозначена буквой D, имеющая ко-
ординаты S0 и T0.

Таким образом, взаимосвязанный выбор 
параметров фракций нефти не имеет единую 
закономерность, и здесь полезно было бы 
сформировать единую методологию такого 
выбора. Далее, в настоящей статье рассма-
тривается возможность формирования уни-
версального графо-аналитического метода 

№ Уравнение А1 А2 А3

1 P=A1·T
A2·SA3 7503,86 -0,7885 2,54

2 N=A1·T
A2·SA3 0,015 1,368 0,029

3 A=A1·T
A2·SA3 92Е-6 2,176 -2,508

Таб. 1 — Результаты вычислений углеводородных фракций, 
выработанных из Киркукской сырьевой нефти

№ Уравнение А1 А2 А3

1 P=A1·T
A2·SA3 0,099 0,776 -8,629

2 N=A1·T
A2·SA3 0,258 0,911 0,099

3 A=A1·T
A2·SA3 1Е-7 3,322 -12,312

Таб. 2 — Результаты вычислений углеводородных фракций, 
выработанных из Шарки – Багдадской нефти
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UDC 665.62Graph-analytic method for determination of interrelation of 
characteristics and fractional relations of crude oil

Abstract
It is well-known that the fractional components 
of crude oil can be computed as function of 
such specific parameters as specific gravity 
and average boiling temperature. Also 
between such parameters as special weight 
and the average boiling temperature does 
exist determined relation. The possibility for 
forming of universal grapho-analytical method 
for calculation of such functional components 
as as paraffin, naphyen, aromatic compaunds 
upon presence of some specific characteristics 
of interrelations of oil parameters is 
considered.

Materials and methods 
The universal grapho-analytical method for 
calculation of such functional components is 
proposed.

Results
The unique methodology for computation 
of such main fractional parts of crude oil as 
naften, paraffin and aromatic compounds is 
developed.

Conclusions
The suggested methodic make it possible 
to calculate the concrete values of content 

of P, N, and A in crude oil upon presence 
of function of dependence S1=f(T) for 
concrete type of crude oil and dependence  
N=A1·T

A2·SA3 for same type of crude oil. The 
suggested methodic for computation of 
fractional parts of crude oil can be useful 
for specialists of oil-gas industry.
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crude oil, 
paraffin, 
naphten, 
special weight, 
boiling temperature
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2.	Вычисление точки пересечения D кривых 
(2) и (4). Определение координат точки D, 
T0 и S0.

3.	Вычисление содержания парафина P по 
формуле 

P1=A1P·T0
A2P·S0

A3P.
4.	Вычисление содержания нафтена N по 
формуле

N1=A1H·T0
A2H·S0

A3H.
5.	Вычисление содержания ароматических A 
по формуле

A1=A1A·T0
A2A·S0

A3A.
Таким образом, показано, что предла-

гаемая методика позволяет вычислить кон-
кретные значения содержания P, N и A при 
наличии функции зависимость S1=f(T) для 
конкретного типа нефти и зависимости типа 
(3) для того же типа нефти.

Итоги
Разработана единая методология вычисле-
ния содержания таких основных фракцион-
ных составляющих сырой нефти как нафтен, 
парафин и ароматические соединения.

Выводы
Предлагаемая методика позволяет вычислить 
конкретные значения содержания P, N и A 
при наличии функции зависимость S1=f(T) для 
конкретного типа нефти и зависимости типа 
N=A1·T

A2·SA3 для того же типа нефти. Предлага-
емая методика вычисления фракционных со-
ставляющих нефти может быть полезной для 
специалистов нефтегазовой отрасли.

Рис. 1 — Кривая взаимосвязи между параметрами собственной вес и средняя 
температура кипения для киркукской нефти (1) и нефти типа Шарки — Багдад (2)

вычисления фракционных составляющих P, 
N, A при наличии двух характеристик:
1.	Функциональная зависимость S1=f(T), 
показана на рис. 1 для конкретного типа 
нефти.

2.	Функциональная зависимость N=f2(T,S) 
типа выражения (3) для конкретного типа 
нефти.

3.	Функциональная зависимость типа 
P=f3(T,S); A=f4(T,S), показанных в таб. 1.
Предлагаемый графо-аналитического 

метод предусматривает проведение следую-
щих операции.
1.	Построение графика функции (4) поверх 
графиков показанных на рис. 1. (кривая 3 
на рис. 1, показанная условно).
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В зависимости от содержания в 
нефти смолисто-асфальтеновых 
соединений цвет нефти меняется 
от черного до светло-желтого. 
Так, например, Бакинская нефть 
отличается синеватым свечением, 
а грозненская — зеленоватым. 
Чем больше доля асфальтенов, 
тем темнее нефть. Согласно 
результатам экспериментальных 
исследований, степень 
агрегации асфальтена влияет на 
спектральные характеристики 
сырьевой нефти. Предполагается, 
что изменение концентрации 
асфальтена приводит к 
изменению его агрегированного 
состояния, что неизбежно 
изменяет спектральные 
показатели сырьевой нефти. 
Предлагается новая методика 
оптимальной оценки точности 
определения состояния 
агрегированности асфальтена.

Материалы и методы
Для определения степени агрегированности 
асфальтена с применением n-пентана в 
качестве растворителя учитываем, что в 
некоторых зонах длин волн оптическая 
плотность n-пентана растет, а в некоторых 
уменьшается. Суммарная погрешность 
определяется в качестве взвешенной суммы 
погрешности измерения полистереновых 
частиц, зависящей от радиуса частиц 
и погрешности измерения асфальтена 
растворенного в n-пентане. Ставится задача 
выбора таких оптимальных зон длин волн 
проведения вышеуказанных измерений, где 
погрешности соответствующих измерений 
парафазно в зависимости от длины волны и 
взаимно компенсируются. 

Ключевые слова
асфальтен, сырьевая нефть, оптимизация, 
оптическая плотность, погрешность 
измерения
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Оптимизация определения 
степени агрегирования 
асфальтена в сырьевой нефти

Введение
Как указывается в работе [1], на результа-

ты исследования сырьевой нефти методами 
спектрометрии видимого и ультрафиолето-
вого диапазона значительно влияет агрегат-
ное состояние тяжелых компонентов нефти, 
и в первую очередь, асфальтен. Хорошо из-
вестно, что асфальтен существует в сырьевой 
нефти в различных состояниях агрегации. 

Согласно [1], экспериментальные иссле-
дования достоверно показывают, что явле-
ние агрегации асфальтена значительно вли-
яет на показатели спектров сырьевой нефти, 
разбавленной в толуоле.

В качестве примера на рис. 1 показана 
кривая зависимости отношения E4/E6, вычис-
ленной по абсорбционному спектру сырье-
вой нефти, при E4=465 нм и E6=665 нм. 

Как видно из графика, естественно пред-
положить, что при изменении концентрации 
асфальтена в сырьевой нефти, неизбежно 
приводящего к изменению агрегированного 
состояния асфальтена, возможна неодно-
значность в интерпретации результатов спек-
трального исследования сырьевой нефти.

Вышесказанное подтверждает важность 
и актуальность проведения исследований по 
определению агрегированного состояния ас-
фальтена в сырьевой нефти.

Существующие методы решения задачи
Как отмечено в работе [2], состояние 

агрегированности асфальтена может быть 
определено методом спектроскопии в близ-
ком инфракрасном диапазоне. Оптические 
измерения, проводимые в близком инфра-
красном диапазоне, позволяют определить 
оптическую плотность, зависящую от радиуса 
r-частиц асфальтена и количества этих ча-
стиц N в единичном объеме n0.

(1)
где: λ — длина волны; n — показатель преломления.

Методика определения агрегированного 
состояния асфальтена, использованная в ра-
боте [2], заключается в следующем.
1.	Проведение модельного исследования 
влияния релеевского рассеяния путем 
внесения в разбавитель (пентан) наноча-
стиц определенного радиуса (70,5:115 нм) 
и снятия кривой зависимости оптической 
плотности разбавленного нефтяного рас-
твора от длины волны.

2.	Составление множества абсорбционных 
спектров раствора при разных радиусах 
частиц полистирена, внесенных в разбави-
тель в диапазоне длин волн 1100:1300 нм.

3.	Сравнение абсорбционного спектра раз-
бавленной сырьевой нефти с элементами 
множества смоделированных спектров и 
определение радиуса частиц асфальтена 
по критерию максимального совпадения 
сравниваемых спектров, используя для 
этого формулу (1).

Очевидно, что недостатком вышеуказан-
ной методики является отсутствие каких-либо 
количественных показателей, позволяющих 
определить точность оценки агрегированно-
сти асфальтена в зависимости от выбранной 
длины волны измерений.

Далее, в настоящей статье излагается 
предлагаемая нами новая методика, позво-
ляющая оценить точность количественной 
оценки состояния агрегированности асфаль-
тена и оптимизировать процесс оценки.

Предлагаемая методика 
Предлагаемая методика может быть из-

ложена в виде последовательности следую-
щих пунктов:
1.	Определение погрешности Δ1 определения 
радиуса частиц асфальтена путем взаимно-
го анализа и сравнения двух спектров:

•	 спектра поглощения смоделированного 
раствора без асфальтена, с добавлением 
полистиреновых частиц известного (фик-
сированного) радиуса rp.

•	 спектра поглощения, экспериментально 
полученного для раствора с асфальтеном, 
растворенного в определенном проценте 
пентана.

2.	Определение волновой зависимости по-
грешности Δ1, т.е. функции Δ1= Δ1(λ).

3.	Выяснение волновой зависимости погреш-
ности Δ2 определения состояния агрегиро-
ванности асфальтена, возникающей из-за 
волновой зависимости оптической толщи-
ны n-пентана от длины волны, т.е. функции 
Δ2= Δ2(λ). 

4.	Определение взамен суммарной погреш-
ности взвешенной суммы Δc, в качестве 

	 ∆с(λ)=α1∆1(λ)+α2∆2(λ)	 (2)
где: α1+α2=1

Для пояснения смысла предлагаемой ме-
тодики необходимо отметить следующие два 
обстоятельства:
1.	Предлагаемая методика позволяет опре-
делить степень погрешности определения 
оптической плотности (и, соответственно, 
радиуса частиц асфальтена), используя 
формулу (1) только относительно величины 
фиксированного радиуса используемых 
частиц полистирена.

2.	Осуществлен отказ от классической ме-
тодики алгебраического суммирования 
погрешностей и предлагается оценить сте-
пень суммарной погрешности в виде взве-
шенной сверточной суммы погрешностей в 
виде выражения (2). Это объясняется воз-
можностью оптимального выбора длины 
волны измерений в той зоне длин волн, где 
Δ1(λ) и Δ2(λ) имеют противофазную тенден-
цию изменения по длине волны.
Несколько подробно остановимся на тех-

нических вопросах реализации предлагае-
мой методики.

Для определения Δ1(λ) рассмотрим вы-
численный спектр поглощения раствора с ча-
стицами полистирена с радиусами rp=100 нм, 
а также экспериментально снятый спектр 
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поглощения раствора с асфальтеновыми ча-
стицами при 52,3% пентана [2].

Как видно из графиков, приведенных на 
рис. 2, погрешность Δ1(λ) может быть опреде-
лена как
	 ∆1(λ)=[f1(λ)-f2(λ)]2	 (3)
где: f1(λ) — кривая обозначения цифрой (1), а f2(λ) — 
обозначенная как (2) на рис.  2. Как видно из кривых, 
показанных на рис. 2, при λ ≤ λ1 увеличение λ при-
водит к уменьшению Δ1(λ), а при λ > λ1 увеличение λ 
приводит к увеличению Δ1(λ).

Рассмотрим порядок определения по-
грешности Δ2(λ).

На рис. 3 и 4 приведены спектры погло-
щения n-пентана соответственно в диапазоне 
6400 см-1 – 7400 см-1 и 7900 см-1 – 8900 см-1 [3].

Как видно из графиков, приведенных 
на рис. 3 и 4, в спектре поглощения n-пен-
тана существует некоторое множество зон 
A1, где оптическая толщина пентана при 
увеличении длины волны увеличивается. 
Параллельно этому множеству существует 
другое множество A2, где увеличение длины 
волны приводит к уменьшению оптической 
плотности n-пентана. Из характера кривых 
спектра поглощения n-пентана ясно, что эле-
менты множества A1 и A2 беспорядочным об-
разом распределены в интервале 6400 см-1 
– 8900 см-1.

С учетом вышеизложенных особенностей 
спектра поглощения n-пентана можно заклю-
чить, что отношение сигнал/шум при измере-
ниях оптической плотности асфальтеновых 
частиц в пределах элементов множества A1 
будет уменьшаться, а множества A2 увеличи-
ваться. Соответственно тому, погрешность 
Δ2(λ) в первом случае будет увеличиваться, а 
во втором уменьшаться.

Вышеизложенное позволяет нам сделать 
заключение о том, что в любой некоторой 
зоне изменения длины волны

Δλ = λ1 – λ2
Возможны два случая:

1.	При изменении длины волны в пределах 
некоторых зон Δλi = λ1i – λ2i,   происходит 
противофазное изменение Δ1(λ) и Δ2(λ).

2.	При изменении длины волны во всех 
остальных зонах Δλj = λ1j – λ2j происходит 
синфазное изменение Δ1(λ) и Δ2(λ).
Указанное обстоятельство позволяет нам 

выработать следующий общий порядок выбо-
ра длины волны при исследовании степени 
агрегированности асфальтена с применени-
ем n-пентана в качестве растворителя:
1. Если рабочая область используемых длин 
волн такова, что увеличение длины волны 
приводит к парафазным изменениям Δ1(λ) 
и Δ2(λ), то целесообразно варьирование 
величины длины волны с целью достиже-
ния минимума суммарной погрешности, 
определяемой формулой (2).

2. Если рабочая область используемых длин 
волн такова, что увеличение длины волны 
приводит к синфазным изменениям Δ1(λ) 
и Δ2(λ), то соответствующие погрешности 
суммируются также по формуле (2), однако 
полученная сумма не имеет экстремума. 

Модельные исследования
Для пояснения вышеизложенного про-

ведем некоторое модельное исследование. 
Допустим, что в используемой зоне длин волн 
Δ2(λ) определяется как
	 ∆2(λ)=k1(λ-λ0)

2+k2;λ≥λc	 (4)

Рис. 1 — Зависимость отношения E4/E6, вычисленного по абсорбционному спектру 
сырьевой нефти; E4 – амплитудное значение спектра при длине волны λ=465нм; E6 – при 

λ=665нм [1]

Рис. 2 — Вычисленный спектр поглощения раствора частицами полистирола с радиусом 
100 нм (1) и экспериментально снятый спектр поглощения раствора с асфальтеновыми 

частицами при 52,3% пентана (2) [2]

Рис. 3 — Спектр поглощения n-пентана в диапазоне 6400 см-1 – 7400 см-1

Рис. 4 — Спектр поглощения n-пентана в диапазоне 7900 см-1 – 8900 см-1
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UDC 665.62Optimization of determination of level of aggrigating of asphalten in crude oil

Abstract
Depending on content of asphalten compounds 
in the crude oil the color of the latter changes 
beginning from the black as far as light yellow. 
For example, the Baku crude oil is featured 
by blue illumination and Grozny one by green 
light. The more content of asphalten in the 
crude oil the darker is latter. According to 
the experimental researches the level of 
aggregation effects on spectral characteristics 
of crude oil. It is suggested that the variation of 
concentration of asphalten leads to changing 
of its agrigation condition which inevitably 
changes the spectral characteristics of crude 
oil. It is shown that the existed methodics 
for assessment of aggregation condition of 
crude oil doesn’t contain the quantitative 
parameters for determination of accuracy of 
assessment depending of selected wavelength 
of measurements. The new methodics 
for optimum assessment of accuracy of 
determination of aggregation condition of 
asphalten is suggested.

Materials and methods 
In order to determine the level of aggregation 
of asphalten using n-pentane as a solvent it 
is taken into account that in some zones of 
wavelengths the optical density of n-pentane 
increases and in some others decreases. The 
total error is determined as a weighted sum 
of error of measuring of polystyrene particles 
depending on radius of partyicles and error 
of measurements of asphalten dissolved in 
n-pentane. The research task is selection of 
such optimum zones of wavelengths for above 
measurements where the errors of appropriate 
measurements changes in anti-phase order 
depending on wavelength and compensate 
each other.

Results
Thus it is shown that for optimization of 
process of studying of condition of aggregation 
of asphalten within crude oil the following 
two components of total error should be 
considered:

1. The component of error of determination 
of optical depth of asphaltens particles 
occurred due to divergence of predicted 
value of optical depth at given wavelength.

2. The component of equivalent error occurred 
due to change of optical depth of n-pentane 
upon change of wavelength

Conclusions
It is shown that upon some conditions when 
the wavelength is changing the anti-phase 
variation of total error components is 
observed. Considering these components as 
a partial criteria of optimization the task of 
multi-criteria optimization was formed and 
solved linked with search of minimum of 
weighted linear convolution composed of said 
components.

Keywords
asphalten, crude oil,  
optimization, optical depth,  
error of measurements
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В выражении (3) примем выражение для 
f1(λ) и f2(λ)

	 f1(λ)=k3/(λ-λ0)+k30	 (5)
	 f2(λ)=k4/(λ-λ0)+k40	 (6)
где: k30 > k40 и k4 > k3

С учетом выражений (2)–(6) получаем
	 ∆с(λ)=α1[k3/(λ-λ0)-k4/(λ-λ0)∆k]2+
	 +α2[k1(λ-λ0)

2+k2]	 (7)
где: Δk = k40 - k30

Исследуем выражение (7) на экстремум.
Нетрудно показать, что Δc(λ) при условии 

	 k2
4-k4(k3+1)+k2

3=0	 (8)

(9)

достигает минимума.
Условие превращения экстремума в ми-

нимум, полученное по условию (d2∆c(λ))/dλ2>0 
громоздко и здесь не приводится.

Итоги
Показано, что для оптимизации процес-
са изучения состояния агрегированности 

асфальтена в составе сырьевой нефти необ-
ходимо рассмотреть две составляющие сум-
марной погрешности:
1. Составляющую погрешности определения 
оптической плотности частиц асфальтена, 
возникающую из-за расхождения предска-
занной величины оптической толщины при 
заданной длине волны.

2. Составляющую эквивалентной погрешно-
сти, возникающую из-за изменений опти-
ческой толщины n-пентана при изменении 
длины волны.

Выводы
Показано, что при определенных условиях 
при изменении длины волны измерений на-
блюдается парафазное изменение состав-
ляющих суммарной погрешности. Рассма-
тривая указанные погрешности в качестве 
частных критериев оптимизации, составлена 
и решена многокритериальная оптимизаци-
онная задача поиска минимума взвешенной 
линейной свертки, составленной из вышеу-
казанных погрешностей.
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Основным показателем качества 
закачиваемых пластовых вод, 
который оказывает влияние 
на снижение приемистости 
нагнетательных скважин, является 
концентрация (содержание) 
нефтепродуктов и твердых 
взвешенных частиц (ТВЧ). В 
условиях высокой загрузки 
объектов промысловой подготовки 
скважинной продукции не всегда 
удается достичь указанных 
требований. На Маячном 
месторождении ЦДНГ №5 
(Пермский край) существуют 
обозначенные проблемы. Кроме 
того, на месторождении имеются 
кусты скважин, добывающих 
высокообводненную продукцию, 
что повышает экономические 
затраты на транспортировку 
и подготовку водонефтяной 
эмульсии (ВНЭ) . В этой связи 
актуальным становится вопрос 
повышения качества подготовки 
подтоварной воды для закачки 
в пласт, снижения нагрузки на 
внутрипромысловые объекты 
подготовки и сокращение затрат 
на транспортировку и разрушение 
ВНЭ. В данной работе приведено 
решение — технология кустовой 
подготовки и закачки подтоварной 
воды из добывающих скважин в 
пласт с использованием трубного 
делителя фаз (ТДФ).

Материалы и методы
Технологические данные с месторождения, 
литературные данные, анализ.

Ключевые слова
предварительный сброс воды, система ППД, 
закачка воды

Описание объекта исследований
На примере куста 5014 рассмотрен во-

прос использования и целесообразности 
технологии кустовой закачки подтоварной 
воды из добывающих скважин в пласт с 
использованием трубного делителя фаз. 
Продукция скважин по выкидным линиям 
от 50 до 380 м поступает на АГЗУ 5014 при 
линейном давлении 2,1 МПа, после чего — 
до УПСВ «Рассвет» по полимерному арми-
рованному трубопроводу диаметром 200 и 
длиной 8266 м.

Схема расположения скважин представ-
лена на рис. 1, где красным показаны дей-
ствующие нагнетательные скважины, в кото-
рых осуществляется закачка пресной воды, 
зеленым — скважины, планируемые под 
нагнетание на кусту АГЗУ 5014. Технологиче-
ские режимы работы добывающих и нагне-
тательных скважин представлены в таб. 1, 2.

Основные задачи проектирования
Авторами работы предлагается техноло-

гия кустовой закачки подтоварной воды из 
добывающих скважин в пласт с использо-
ванием ТДФ, которая заключается в монта-
же после АГЗУ-5014 трубного делителя фаз 
для разделения ВНЭ непосредственно на 
кустовой площадке добывающих скважин и 

закачки пластовой подготовленной воды в 
нагнетательные скважины №1н, 2н, 3н, 4н, 
5н, 6н, находящиеся в непосредственной 
близости от установки. На данный момент в 
эти нагнетательные скважины закачивается 
пресная вода, заменив ее на пластовую, мы 
снизим нагрузку на водозаборные пункты. 
Основные требования по качеству выходя-
щей из установки продукции следующие: 
содержание воды в предварительно обезво-
женной нефти не должно превышать 15%, что 
соответствует размеру капель воды в нефти 
менее 0,4 мм. Содержание нефтепродуктов в 
водной фазе составляет 40 мг/л.

Принципиальная схема предлагаемой 
кустовой установки

В состав схемы технологии кустовой за-
качки подтоварной воды из добывающих 
скважин в пласт входит АГЗУ, трубный дели-
тель фаз, нагнетательные скважины, обору-
дованные перевернутыми электроцентро-
бежными насосами, как показано на рис. 2. 
Конструкция трубного делителя фаз, обе-
спечивающего качество подтоварной воды 
согласно требованиям ОСТ и СТП, приведена 
на рис. 3 [1]. ТДФ выполнен в виде трубчато-
го блока, снабженного патрубками для при-
ема газоводонефтяной эмульсии и отбора 

Условный номер 
скважины Qж, м

3/сут W, % Qн, т/сут Pзаб, МПа Рбуф, МПа Рлин, МПа

1д 2,8 76,6 0,6 3,79 2,1 2,1

2д 70,4 95,0 3,2 5,64 2,1 2,1

3д [2018]* 62,0 96,0 2,2 8,27 2,1 2,1

4д 6,1 70,0 1,6 9,36 2,1 2,1

5д 92,2 96,8 2,7 6,15 2,1 2,1

6д [2014]* 5,2 42,2 2,6 4,26 2,1 2,1

7д 6,6 75,2 1,4 2,66 2,1 2,1

8д 22,5 81,6 3,7 6,85 2,1 2,1

9д 16,0 66,0 4,9 5,74 2,1 2,1

10д [2014]* 8,0 43,3 4,1 7,73 2,1 2,1

11д 8,0 75,3 1,8 8,29 2,1 2,1

* — Год перевода на нагнетание

Таб. 1 — Технологический режим работы добывающих 
скважин АГЗУ 5014 по состоянию на 01.06.2015 г.

Условный номер 
скважины

Залежь Dшт, мм Pуст, МПа Vпот, м
3/сут Vтех, м

3/сут Vэфф, м
3/сут

1н Бш 7 40 20 20

2н Т 3 3 540 31 31

3н Бш 2 3 140 17 17

4н Бш 5 55 15 15

5н Т 2 2 50 30 30

6н Т 6 52 37 37

Таб. 2 — Технологический режим работы нагнетательных 
скважин по состоянию на 01.08.2014 г.
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нефти, газа и воды, камерой для частично 
обезвоженной нефти и отсеком для водной 
фазы, формируемым соответствующими 
перегородками.

Разгазированная ВНЭ из желоба 6 по-
ступает на решетку 7, где ее скорость увели-
чивается, так как решетка расположена под 
большим углом, чем сам желоб 2. При этом 
глобулы ВНЭ, контактируя с элементами 
(струнами) решетки 7, разрушаются и капель-
ки воды освобождаются из бронирующих 
оболочек. В результате нефть, обезвожива-
ясь, свободно всплывает к уровню раздела 
фаз «нефть – газ» и перетекает через перего-
родку 8 в секцию Г сбора и вывода ее из ТДФ 
по патрубку 3. 

Движение воды к патрубку 4 ее выво-
да из ТДФ осуществляется переливом через 
перегородки 9 и 10, а также карман 11. При 
этом в зонах между перегородками 8, 9 и 10 
нефтепродукты, находящиеся в водной фазе, 
всплывают до контакта с обезвоживаемой 
нефтью и сливаются с ней в единый поток, по-
ступающей в секцию Г ТДФ. При дальнейшем 
движении воды (переливе через перегородку 
10) вода, также подвергаясь очистке от не-
фтепродуктов, с малой скоростью поступает 
в карман 11 и далее в патрубок ее вывода 4 
из ТДФ.

Для предотвращения уноса поступаю-
щей газоводонефтяной эмульсии в корпусе 
ТДФ предусмотрена поперечная газовая пе-
регородка 16, расположенная между жело-
бом 6 и верхней частью корпуса 1. С целью 
контроля уровней жидкости и раздела фаз 
в корпусе ТДФ предусмотрены их указатели 
12 и 13, а безопасной эксплуатации — патру-
бок 14 подключения к предохранительному 
клапану.

Зависимость эффективности работы ТДФ 
от угла наклона его корпуса к горизонту пред-
ставлена в таб. 3, в которой показаны резуль-
таты пилотных исследований обезвоживания 
высоковязкой нефти Мишкинского место-
рождения [2]. 

Анализ таб. 3 показывает, что наиболь-
шая эффективность обезвоживания нефти 
достигается при угле наклона ТДФ к горизон-
ту, равном 3°. При проектировании использо-
ваны результаты приведенных исследований.

Проектирование трубного делителя фаз 
Исходные данные
Для предварительных расчетов принято:

•	 длина ТДФ — 19,2 м.
•	 диаметр — 1 м.
•	 Расход ВНЭ на входе в ТДФ Q=300 м3/сут.
•	 Обводненность нефти на входе в ТДФ 

Wнач=89,2 % масс.
•	 Плотность нефти при температуре 
процесса равны ρн=882,3 кг/м

3.
•	 Вязкость нефти при температуре процесса 

μн=0,036 Па∙с.
•	 Плотность водной фазы ρв=1120 кг/м

3.
•	 Газовый фактор равен Гф=27,85 м

3/т.
•	 Плотность нефтяного газа ρг=1,23 кг/м

3.
Расчет ТДФ выполняется в 5 этапов. При 

этом выполняются расчеты материального 
баланса, кинетики процессов сепарации 
газа, предварительного обезвоживания неф-
ти и отбора водной фазы. В последующем 
осуществляются расчеты конструктивного 
оформления ТДФ.

Расчет материального баланса представ-
лен в таб. 4

Рис. 1 — Схема расположения скважин

Рис. 2 — Схема установки кустовой закачки подтоварной воды из добывающих 
скважин в пласт с использованием трубного делителя фаз

Рис. 3 — Трубный делитель фаз

Параметр Значения

Угол наклона ТДВ к горизонту, град 0 3 5 10 20 30 40

Остаточное содержание воды в 
обезвоженной нефти, % масс. 23 8 10 15 19 22 23

Таб. 3 — Эффективность работы ТДФ от угла наклона его корпуса к горизонту
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Наименование 
компонента

Приход Расход

Предварительно 
обезвоженная 
нефть

Вода Газ

м3/сут т/сут м3/сут т/сут м3/сут т/сут м3/сут т/сут

ВНЭ 300 328,3 - - - - - -

в том числе:

нефть 32,63 28,79 32,618 28,78 0,012 0,0105 - -

вода 267,63 299,75 6,45 5,76 261,18 292,5 - -

газ 908,75 1,12 - - - - 908,75 1,12

итого 1209 329,66 39,068 34,54 292,51 908,75 1,12

Таб. 4 — Сводная таблица расчета материального баланса

Кинетический расчет  
процесса сепарации газа

Плотности газа и жидкой фазы газоводо-
нефтяной эмульсии составляют ρг=1,23 кг/м

3  
и ρвнэ  = 1094,4 кг/м

3.
Минимальный диаметр пузырьков газа, 

удаляемых с объема ВНЭ, принимается рав-
ным d=0,4 мм, что соответствует допустимой 
дегазации нефти в промысловых условиях. 
Толщина слоя ВНЭ, стекающей по желобу 6 
шириной B=600 мм, принимается равной 
h1=50 мм. Скорость всплытия пузырьков газа 
в желобе 6 из объема ВНЭ, исходя из закона 
Стокса, составит

По результатам материального ба-
ланса расход ВНЭ через ТДФ составляет 
Q=300 м3/сут. Поэтому ВНЭ стекает по жело-
бу 6 со скоростью

Время пребывания ВНЭ в пределах жело-
ба, принятого длиной L1=6,4 м составит

Время всплытия пузырьков газа диаме-
тром d=0,4 мм составляет

Так как τпр>τвспл, процесс сепарации газа в 
ТДФ осуществится в пределах задания.

Кинетический расчет процесса 
предварительного обезвоживания нефти

Скорость осаждения капель воды диаме-
тром dв=0,4 мм, вычисленная по закону Сток-
са, составляет

Время осаждения капель воды в слое 
обезвоживаемой нефти, если ее высоту при-
нять, считая от зеркала, равной h1=0,075 м, 
составляет

Скорость отбора нефти через перелив 
толщиной h2=0,05 м, организованный над 
решеткой 8, равна

Время прохождения нефти пути от решет-
ки 7 до перегородки 8 составит

Должно быть соблюдено условие 
ϑот≤500∙ϑос. 

В данном случае 
500∙ϑос=500∙0,000576=0,288 м/с.

Так как τпр
н>τос и ϑот≤500∙ϑос процесс, 

предварительного обезвоживания нефти от-
вечает заданию.

Рис. 4 — Зависимость концентрации нефти от диаметра капель нефти

Расчет кинетики отбора 
водной фазы

Водная фаза отбирается из ТДФ с макси-
мально низкой скоростью. Это достигается 
отбором ее в карман 11 через пространство 
между торцом ТДФ, включающем указатель 
уровня 13, и крышкой 17, расстояние между 
которыми составляет не менее S=0,05 м. При 
этом ширина отборного пространства состав-
ляет 2/3 D. Поэтому скорость отбора воды 
оказывается равной

Из условия ϑот
в≤500∙ϑвспл найдем скорость 

всплывания наименьших размеров капель 
нефти будет равна 0,01/500=2∙10-5 м/с. Из 
закона Стокса можно определить, что с най-
денной скоростью всплывают капли нефти 
размером

Следовательно, при организации отбора 
воды в ТДФ со скоростью 0,01 м/с в ее потоке 
будут уносится капли нефти диаметром менее 
0,012 мм. Примем зависимость между содер-
жанием нефтепродуктов и диаметром капли 
нефти линейной (рис. 4), опытным путем уста-
новлено, что содержание нефтепродуктов в 
воде при диаметре капли 0,03 мм будет рав-
но 10–20 мг/дм3. 

По рис. 4 при диаметре капель нефти 
меньше 0,012 мм содержание нефтепродук-
тов будет равно 4–9 мг/дм3.

Итоги
По результатам научно-технического анализа 
предлагаемая технология с использованием 
ТДФ технологически обоснована для условий 
добычи высокообводненной нефти. Резуль-
татом внедрения данной технологии явля-
ется снижение затрат на транспортировку и 
подготовку продукции, а также на ремонты 
трубопроводов.

Выводы
1.	Для достижения показателей качества 
воды согласно СТП для закачки в систе-
му ППД (нефтепродукты – 28 мг/л, ТВЧ 
– 19 мг/л) принятые при проектирова-
нии характеристики ТДФ можно считать 
удовлетворительными.

2.	Потенциальная производительность уста-
новки на 74% превышает суммарную при-
емистость нагнетательных скважин Маяч-
ного месторождения, что определяет запас 
производительности для скважин планиру-
емых к переводу в нагнетательный фонд.
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UDC 533.2Cluster technology of preparation and injection of produced water into the 
reservoir using a pipe phase divider

Abstract
The main parameter of the quality of the 
injected reservoir water, which has an impact 
on reducing injectivity of injection wells, is 
the concentration (content) of oil and solid 
particles (SP). In conditions of high load of well 
production preparation objects is not always 
possible to achieve these requirements. On 
Majachnye field of workshop oil and gas №5 
there are certain problems. In addition, in the 
field there are well clusters, producing high 
water cut products. It increases the economic 
costs of transportation and preparation of 
oil emulsion. In this regard, the issues of 
improvement of produced water quality for 
injection, the reducing the load of in-field 
training facilities and the reduction of 
transportation costs and the destruction of oil 

emulsion becomes more urgent. This paper 
presents a solution – Cluster technology of 
preparation and injection of produced water 
from wells into the reservoir using a pipe phase 
divider. 

Materials and methods 
Process data from the field, the published data, 
analysis.

Results
According to the results of scientific and 
technical analysis of the proposed technology 
with the use of pipe phase divider expedient 
and economically feasible. The result of the 
technology is to reduce transport costs and 
product preparation costs, as well as in the 
repair of pipelines.

Conclusions
1.	 In order to achieve water quality according 
to the enterprise standard for injection into 
the reservoir pressure maintenance system 
(oil content — 28 mg / l, solid content —  
19 mg / l) taken in the design characteristics 
of the pipe phase divider can be considered 
satisfactory.

2.	Potential 74% plant capacity exceeds the 
total intake capacity of injection wells of 
the Mayachniy field that determines the 
headroom for wells planned to be converted 
into injector wells.
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preliminary water discharge, reservoir 
pressure maintenance system, water injection
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Датчик загазованности «ОПТИМ-01»: 
передовые технологии, высокая надёжность,  
простота использования 
Межповерочный интервал — 2 года

Выпускаемый нашей компанией оптиче-
ский датчик загазованности взрывоопасных 
газов (метан, пропан) «ОПТИМ-01» разра-
ботан с использованием современных тех-
нических решений, соответствует индустри-
альным стандартам и обладает целым рядом 
конкурентных преимуществ.
•	 Инфракрасный оптический сенсор не 
подвержен эффекту «отравления», не тре-
бует замены на протяжении всего срока 
службы датчика, обеспечивает высокую 
точность и стабильность показаний. Диапа-
зон измерений составляет 0... 100% НКПР, 
основная погрешность не превышает 
±(3+0.02хС)% НКПР (С — текущее значение 
концентрации в % НКПР).

•	 Взрывозащита вида «искробезопасная элек-
трическая цепь» уровня «ia» (0ExiallCT6X) и 
унифицированный выходной токовый сиг-
нал 4–20 мА в сочетании с 2-проводной схе-
мой подключения максимально упрощают 
монтаж во взрывоопасных зонах (не требу-
ется отдельной линии питания и применения 
бронированного кабеля).

•	 Поддержка стандарта обмена цифровы-
ми данными по токовой петле — HART по-
зволяет производить настройку и поверку 
датчика непосредственно на объекте, не 

демонтируя и не отключая его от системы 
сбора данных.

•	 Условия эксплуатации: температура окру-
жающей среды от -40 до +45°С, относитель-
ная влажность от 20 до 98% без конденса-
ции влаги.

•	 Длительный срок службы — 10 лет, межпо-
верочный интервал — 2 года минимизиру-
ют затраты на обслуживание.
Датчик загазованности «ОПТИМ-01» со-

ответствует требованию технического регла-
мента таможенного союза «О безопасности 
оборудования для работы во взрывоопасных 
средах» и внесён в государственный реестр 
средств измерений.

Также на сегодняшний день выпущена 
модификация датчика — «ОПТИМ-01Д».

«ОПТИМ-01 Д» аналогичен датчику «ОП-
ТИМ-01», но дополнительно снабжен ЖКИ 
индикатором, отображающим текущее значе-
ние концентрации определяемого компонен-
та, атак же световой индикацией превыше-
ния пороговых значений, устанавливаемых 
пользователем.

С более подробной информацией вы можете 
ознакомиться на нашем сайте:

www.eltech.tver.ru

Основным направлением деятельности компании «Электронные технологии» является разработка и 
производство промышленного и специального электронного оборудования, в т.ч. оборудования для систем 
газораспределения и газопотребления.

измерительные приборы
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Цифровой манометр МО-05 российского производства относится к эталонным приборам, не имеющий аналогов среди зарубежных. 
Его основное назначение – точное измерение избыточного давления жидкости и газов, а также давления – разряжения.

Манометр МО-05 может измерять давление (разряжение) от -0,1 до 60 МПа и имеет до шести поддиапазонов (согласно стандартно-
го ряда). Пользователь может сам выбрать один из поддиапазонов и единицу измерения (Па, кПа, кгс/см2, МПа, мм рт. ст.).

Манометры МО-05 могут иметь пределы допускаемой основной приведенной погрешности 0,025%, 0,05%, 0,1%, 0,15%, 0,25%, 
0,4%, перекрывая все потребности потребителей по точности и цене.

Показания давления отображаются на светодиодной матрице с различной интен-
сивностью свечения (выбирается пользователем). Единицы измерения и поддиапазоны 
также подсвечиваются светодиодами.

Автономное питание манометра осуществляется от трех литиевых батареек формата 
АА, что позволяет его использовать для выездных работ. Время непрерывной работы 
без смены батареек составляет более 300 часов.

Для работы в стационарных условиях манометр МО-05 можно подключить к 
порту USB персонального компьютера (ПК) для получения информации на экра-
не монитора. Программное обеспечение, автоматизирующее проведение повер-
ки стрелочных манометров с печатью протоколов, находится на сайте gidrogaz.ru в 
свободном доступе. Программа позволяет одновременно поверять до 6 манометров, 
расположенных на одном источнике давления. При подключении ПК к манометру  
МО-05, последний отключает питание от батареек и подключается к питанию от ПК.

Для начала работы с прибором не требуется подготовки. Простое управление: удоб-
ный пользовательский интерфейс включает всего две кнопки, позволяющие выполнять 
полный функционал манометра. Звуковая защита предупреждает о перегрузках, а мер-
цание индикаторов — о разряде батареек.

На лицевой стороне манометра имеется окно с инфракрасным портом, предназна-
ченным для возможной корректировки верхнего предела поддиапазона, тем самым 
можно скомпенсировать неизбежное влияние уходов (долговременная стабильность 
приборов). Проведение корректировки диапазонов проводится квалифицированным 
персоналом с использованием отдельно поставляемого пульта и нарушением пломбы 
производителя.

Предприятие «Гидрогазкомплект» 
выпускает широкую гамму переносных и 
стационарных прессов для поверки и ка-
либровки приборов измерения давления. 
Основная область применения пресса: ис-
пользование в качестве вспомогательно-
го устройства при поверке манометров и 
других измерительных приборов в органах 
государственной метрологической службы, 
промышленных предприятиях, выпускаю-
щих и эксплуатирующих средства измере-
ния давления и т.д.

Прессы пневматической серии могут 
создавать давления (разряжения) от еди-
ниц паскалей (для поверки тягонапороме-
ров (ПС-50) до 2,5 МПа. Пресс ПУМ-6М мо-
жет создавать разряжения — 0,095МПа. 

Прессы гидравлической серии пред-
ставлены моделями 2113М, ПУМ-60,  
ПУМ-40М, ПУМ-100М, которые могут ра-
ботать и в газовых средах, создавая дав-
ление и разряжения. В зависимости от мо-
дели, максимально создаваемое давление 
— 100 МПа. 

Гидравлические прессы серии ПУМ име-
ют две точки подсоединении измерителей 

Прессы проверочные

давления с самоподжимными патронами, не требующими использования ключей для 
закрепления приборов давления.

Стационарный пресс имеет вес 14 кг, максимально создаваемое давление — 120 МПа. 
Все прессы выполнены из нержавеющей стали и могут работать в различных средах: 
вода, масло, керосин, спирт и т.д. Для использования гидравлических прессов при за-
полнении больших объемов предназначена помпа, монтируемая на прессы серии ПУМ. 
Каждый пресс имеет уплотнение стандартными резиновыми кольцами, легко заменяе-
мыми при необходимости. Для исключения попадания грязной жидкости из поверяемых 
приборов имеется фильтр.

Срок службы — 15 лет.

Манометры образцовые
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Для проведения метрологических ра-
бот на выезде создан переносной много-
диапазонный измерительный комплекс 
«ПОИСК-600», обеспечивающий цифровую 

Часто необходимо поверить манометры 
на одинаковое давление. Для решения дан-
ной проблемы выпускается коллектор серии 
КС. Коллектор КС может подключаться к 
любому источнику давления через соеди-
нительный рукав или непосредственно к 
прессу ПУМ-60М или ПУМ-40М. Коллектор 
КС оборудован самоподжимными патрона-
ми. В зависимости от модели, прибор может 
иметь от 3 до 6 штуцеров для одновремен-
но подключаемых манометров. Коллектор 
удобен для выездных работ: конструкцией 
предусмотрено транспортное состояние, 
имеет малый вес и габариты. Коллектор из-
готовлен из нержавеющей стали и может 
использоваться для любых сред, не агрес-
сивных к стали 08Х18Н10Т.

Многодиапазонный измерительный комплекс

Коллектор серии КС

индикацию измеряемого давления в следующих единицах: мм вд. ст., Па, кПа МПа, кгс/см2.   
В его состав входят:

• пресс для создания давления ПУМ-60М, 
• до 5 манометров МО-05, 
• набор переходников, инструмент, 
• инструкция, 
• салфетки. 
Весь набор упакован в герметичный кейс IP67. Каждый манометр МО-05 хранится в 

отдельном защитном футляре IP67. Поверка манометров может осуществляться как в ста-
ционарных условиях, так и непосредственно на объектах.

Вся продукция, выпускаемая нашим предприятием, может 
изготавливаться в кислородном исполнении. 

Среди наших клиентов: предприятия нефтегазового комплекса, 
МЧС, МВД, ВС России, Оборонные предприятия, ЦСМы по всей 

России, а также страны ближнего и дальнего зарубежья.

115280, г. Москва, ул. Ленинская слобода, д. 9
+7 (495) 255-22-96, +7 (495) 781-88-63
info@gidrogaz.ru     www.gidrogaz.ru
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Диагностика УДК 620.1

Преимущества выделения 
профилеметрии 
внутрипромысловых 
нефтепроводов в отдельный 
бизнес-процесс
Н.Б. Козырев
коммерческий директор
kozyrev.nickolay@aprodit.ru

ООО «АПРОДИТ», Коломна, Россия

Проведение внутритрубной 
диагностики трубопровода 
(ВТД) начинается с пропуска 
скребка-калибра с 
деформируемыми мерными 
дисками с диаметрами в размере 
70% и 85% от наружного 
диаметра трубопровода. 
Для внутрипромысловых 
трубопроводов диаметром от 
89 до 325 мм типичной является 
ситуация, когда мерный диск 85% 
на скребке-калибре оказывается 
деформированным после прогона 
скребка по трубопроводу.

Ключевые слова
трубопровод, внутрипромысловый 
трубопровод, профилеметрия, 
диагностика, скребок-калибр, 
импортозамещение

Деформация калибровочных дисков на 
скребке-калибре сигнализирует о том, что в 
трубопроводе имеются сужения (как мини-
мум одно), которые могут повредить датчики 
инспекционного снаряда. В наиболее песси-
мистичном сценарии наличие критических 
сужений может привести к застреванию диа-
гностического снаряда с остановкой работы 
нефтепровода на значительный срок.

Анализ замятий и повреждений калибро-
вочных дисков скребка-калибра редко дает 
полную информацию о характере сужений, 
тем более нет данных о дистанции, на которой 
эти сужения находится в трубопроводе. Чтобы 
определить характер каждого сужения, его 
размеры и дистанцию от камеры запуска или 
от маркерной точки, необходимо пропускать 
внутритрубный профилемер (рис. 1–2).

Часто бывают ситуации, когда после про-
гона профилемера выясняется, что не полу-
чится провести ВТД в запланированные сроки 
из-за необходимости устранения нескольких 
(или многих) сужений, непроходимых диагно-
стическим снарядом. В таких случаях высок 
риск, что сложная и дорогая техника, включая 
внутритрубный инспекционный снаряд, была 
напрасно мобилизована на объект (рис. 3 и 4).

С одной стороны, компания-оператор тру-
бопровода, заказавшая ВТД, может ничего не 
платить подрядчику, который привез внутри-
трубный диагностический снаряд на объект, 
но не смог выполнить диагностику. Но с другой 
стороны, оператор трубопроводов, как конеч-
ный потребитель услуги, в итоге платит за все. 
Подрядчики просто закладывают риски про-
стоя техники в свои цены.

Поэтому логичен сценарий, в котором 
оператор планирует и организует калибров-
ку и профилеметрию участка трубопровода 
раньше сроков проведения плановой внутри-
трубной диагностики. Тогда ремонт несколь-
ких обнаруженных сужений будет выполнен в 
плановом, а не в авральном режиме.

Стоимость профилеметрии существенно 
меньше стоимости магнитной или ультраз-
вуковой диагностики. Кроме того, данные 
профилеметрии гораздо проще, надежнее и 
интуитивно понятнее с точки зрения интер-
претации собранных данных. Технические 

специалисты оператора трубопровода могут 
самостоятельно проводить прогоны профиле-
мера и выполнять экспресс-анализ записан-
ных данных в поставляемой с профилемером 
специализированной компьютерной програм-
ме. И этого достаточно для выявления мест ре-
монтов перед проведением ВТД.

Возможно, читатель возразит, что прове-
дение предварительной профилеметрии не 
исключает ее повторного проведения непо-
средственно перед запуском инспекционного 
снаряда. Фактически профилеметрию каждо-
го трубопровода придется выполнять дважды, 
так как большинство диагностических бригад 
привозят не только инспекционный снаряд, 
но и профилемер. Это необходимо, потому 
что у всех диагностических снарядов есть свои 
особенности. Поэтому только данные профи-
леметрии, собранные своим профилемером и 
проанализированные своими специалистами, 
дадут подрядчику полную уверенность в безо-
пасной эксплуатации оборудования.

Но вместе с тем, в подавляющем большин-
стве случаев при проведении калибровки и 
профилеметрии независимым подрядчиком 
или самостоятельно специалистами операто-
ра трубопровода будут выявлены объективные 
данные о пригодности участка трубопровода 
к ВТД. Например, если при профилеметрии 
впервые обследуемого трубопровода выявля-
ются несколько сужений до 80% от наружного 
диаметра (или серьезнее) из-за плохого каче-
ства кольцевых сварных швов, то эти места в 
любом случае необходимо отремонтировать 
до проведения ВТД магнитным или ультразву-
ковым диагностическим снарядом.

Следует отметить, что предложение разде-
лять профилеметрию и ВТД особенно актуаль-
но для внутрипромысловых трубопроводов 
небольшого диаметра.

Действительно, практически во всех ма-
гистральных трубопроводах ВТД уже проводи-
лась (во многих даже по 3–5 раз). Поэтому вы-
полнять отдельный пропуск профилемера по 
магистральным трубопроводам имеет смысл 
только для получения какой-либо специфиче-
ской информации (подвижки грунта, всплытия 
трубопровода, проведение XYZ-картографи-
рования и т.п.).

Рис. 2 — Профилемер ПВМ-6-159 после прогона по трубопроводу 159х6 мм, 5.5 кмРис. 1 — Вид скребка-калибра после прогона  
по трубопроводу 159х6 мм, 5.5 км
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А во внутрипромысловых и межпромысло-
вых трубопроводах внутритрубная диагности-
ка только начинает внедряться. Имеется очень 
много трубопроводов, в которых еще ни разу 
не выполнялось внутритрубное обследова-
ние. Вместе с тем, в силу объективных причин, 
опасных дефектов коррозии в таких трубо-
проводах накопилось много. Это неизменно 
повышает риск аварий.

Кроме того, хотя абсолютные размеры ти-
пичных дефектов геометрии, таких как провис 
корня сварного шва или нестыковка кромок, 
практически не зависят от диаметра трубы, во 
внутритрубной диагностике значение имеют 
не абсолютные, а относительные размеры де-
фектов. То есть, для проверки проходимости 
трубопровода диагностическим снарядом ва-
жен размер дефекта, поделенный на диаметр 
трубы. Ведь диагностические снаряды проек-
тируются и изготавливаются так, чтобы прохо-
дить сужения, относительный размер которых 
не превосходит 10–15% от внешнего диаметра 
трубы. В технических характеристиках пишут, 
что диагностический снаряд проходит суже-
ния до 85% (или до 90%) от наружного диаме-
тра трубопровода.

Например, если в трубопроводе 530х8 мм 
имеется дефект типа «провис корня сварно-
го шва» с характерным размером 10 мм, то в 
этом месте относительное сужение (с учетом 
номинальной толщины стенки трубопровода) 
составит лишь 95%. 

(530- 2х8-10)/530 = 504/530 = 0,95.
Точно такой же дефект, но в трубопроводе 

114х8, даст относительное сужение уже 77%. 
(114-2х8-10)/114 = 88/114=0,77.

Такое место будет непроходимо для 
большинства магнитных и ультразвуковых 
дефектоскопов. Без устранения этого де-
фекта в трубопроводе назначать ВТД будет 
бессмысленно.

Утверждение, что в трубопроводах мало-
го диаметра и дефекты геометрии меньше, 
в корне неверно. Как показывает практика, 
значительных дефектов сварных швов в ма-
лых трубопроводах даже больше, а размер 
самих дефектов точно не меньше, чем в ма-
гистральных трубопроводах. Вероятно, на 
такое состояние дефектов геометрии влияет 
отношение к качеству сварных работ на тру-
бопроводах малого диаметра. До сих пор 
превалирует мнение, что вполне допустимо 
иметь низкое качество выполнения стро-
ительных работ на малых трубопроводах, 
ведь риски и убытки на малом трубопроводе 
гораздо ниже, чем на любом магистральном 
трубопроводе.

Но проблема заключается в том, что ко-
ротких внутрипромысловых нефтепроводов 
и конденсатопроводов в нашей стране очень 
много. И каждый баррель нефти, проходя-
щий потом по протяженному магистрально-
му нефтепроводу, первоначально проходит 
по одному из коротких внутрипромысловых 
трубопроводов. Причем проходит, как пра-
вило, в неподготовленном, не очищенном 
от воды, солей и кислот виде. Поэтому объ-
ективно состояние стенок внутрипромыс-
ловых трубопроводов гораздо хуже, чем у 
магистральных. 

Получается, что у любой нефтедобыва-
ющей компании имеется множество потен-
циально аварийных трубопроводов. И хотя 
каждая авария на трубопроводе малого ди-
аметра наносит меньший экологический и 
репутационный ущерб, сумма ущерба от этих 
аварий выше, чем от аварий на всех маги-
стральных трубопроводах. Особенно если 
учесть, что аварийность на магистральных 
трубопроводах за последние два десятилетия 
по большей части взята под контроль.

Именно в силу сложившегося подхода к 

прокладке и обслуживанию внутрипромыс-
ловых трубопроводов как второстепенных, 
их качество, к сожалению, было и до сих пор 
остается плохим.

В связи с этим, государство постоянно 
увеличивает давление и ужесточает ответ-
ственность нефтедобывающих компаний 
за аварии на нефтепроводах. Операторам 
приходится внедрять и расширять внутри-
трубную диагностику трубопроводов малого 
диаметра, чтобы уменьшить репутационные 
и экономические потери.

В таких условиях предварительное прове-
дение профилеметрии внутрипромысловых 
трубопроводов отдельно от внутритрубной 
диагностики силами небольших специализи-
рованных компаний или собственных техни-
ческих специалистов оператора трубопрово-
да является оптимальным решением задачи 
минимизации расходов для нефтедобываю-
щих компаний. 

Сегодня профилеметрию могут выпол-
нять не только крупные диагностические 
центры, большая часть которых де-факто до 
сих пор является представительствами ино-
странных компаний, но и небольшие рос-
сийские компании и даже индивидуальные 
предприниматели.

В результате выделения калибровки и 
профилеметрии внутрипромысловых тру-
бопроводов в отдельный бизнес-процесс и 
развития рынка таких услуг выиграют все сто-
роны: государство (создание рабочих мест), 
природа (уменьшение разливов нефти), не-
фтедобывающие компании (снижение общих 
затрат, повышение репутации по экологиче-
ской и социальной ответственности), а также 
научные и производственные предприятия 
(рост продаж, возможность инвестировать 
в развитие сложной внутритрубной техники  
отечественного производства).

Рис. 3 — Профиль сужений трубопровода 219х8 мм, 14 км, 
с несколькими сужениями

Рис. 4 — Профиль сужений трубопровода 168х8 мм, длиной 16 км 
с многочисленными сужениями 
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конференция СТРОИТЕЛЬСТВО И МОДЕРНИЗАЦИЯ 
НПЗ, ГПЗ И НХП
Тюмень, 1–3 марта
OILANDGASREFINING.RU

Дискуссионная площадка, созданная с целью проанализировать 
практические примеры работы НПЗ, ГПЗ и НХП.

выставка ЭНЕРГЕТИКА. РЕСУРСОСБЕРЕЖЕНИЕ 
Казань, 14–16 марта
EXPOENERGO.RU 

Гидро-, тепло-, электроэнергетика. Нетрадиционные 
источники энергии и малая энергетика. Ресурсосберегающие и 
энергоэффективные технологии и оборудование.

конгресс СПГ КОНГРЕСС РОССИЯ 2017
Москва, 15–17 марта 
VOSTOCKCAPITAL.COM

Более 250 представителей органов власти, компаний-операторов 
крупно-, средне- и малотоннажных СПГ-проектов, российских и меж-
дународных потребителей, поставщиков технологий и оборудования.

конференция НЕФТЕГАЗСНАБ
Москва, 16 марта
N-G-K.RU

Ежегодная встреча руководителей служб материально-технического 
обеспечения нефтегазовых компаний со своими подрядчиками.

саммит НЕФТЕХИМИЯ И ГАЗОПЕРЕРАБОТКА
Москва, 17 марта 
PETROSUMMIT.ORG

Поднимаются вопросы развития новейших технологий и 
успешного опыта реализованных проектов в нефтехимической и 
газоперерабатывающей отраслях в текущей экономической ситуации.

конференция КАЗНЕФТЕГАЗСЕРВИС
Атырау, Казахстан,  17 марта
KAZSERVICE.KZ

Обсуждение крупнейших нефтегазовых проектов Казахстана с общим 
бюджетом свыше $45 млрд.

конференция СБОР, ПОДГОТОВКА И 
ТРАНСПОРТИРОВКА НЕФТИ И ГАЗА
Сочи, 20–25 марта
CONF3.OILGASCONFERENCE.RU

Проектирование объектов сбора, подготовки и транспортировки 
нефти и газа. Строительство промысловых и магистральных 
трубопроводов, техника и технология ГНБ.

выставка ГАЗ. НЕФТЬ. НОВЫЕ ТЕХНОЛОГИИ – 
КРАЙНЕМУ СЕВЕРУ
Новый Уренгой, 22–23 марта 
EXPONET.RU

Межрегиональная выставка оборудования для нефтегазового 
комплекса в газовой столице России. Проводится в рамках 
Новоуренгойского газового форума.

конференция МЕТОДЫ БОРЬБЫ СО СКВАЖИННЫМИ 
ОСЛОЖНЕНИЯМИ
Ижевск, 22–23 марта
KONFERENC-NEFT.RU

Цель — обмен опытом, оценка эффективности внедрения существующих 
технологий в различных нефтегазовых компаниях России, а также обзор 
современных решений от предприятий-производителей технологий.

конференция БУДУЩИЙ ОБЛИК МИРОВОЙ ЭНЕРГЕТИКИ: 
НОВЫЕ ВЫЗОВЫ, ПРИОРИТЕТЫ И ВОЗМОЖНОСТИ
Москва, 2 декабря
LUKOIL.TIMEPAD.RU/EVENT/392881/ 

Специальная конференция о будущем мировой энергетики, ключевые 
спикеры которой поделятся своим взглядом на новую энергетическую 
реальность и  развенчают возможные мифы.

выставка OIL AND GAS TURKMENISTAN 
Ашхабад, Туркменистан, 7–9 декабря
MIOGE.RU

Развитие нефтяной, газовой и химической промышленности 
Туркменистана требует масштабных капитальных вложений в 
действующие месторождения и перспективные резервы.

конференция НЕФТЕГАЗШЕЛЬФ
Москва, 8 декабря
N-G-K.RU

Запланировано обсуждение программы импортозамщения и 
локализации технологий и оборудования для шельфовых проектов.

рейтинг ЗДРАВЫЙ СМЫСЛ. ЭКОЛОГИЧЕСКИЙ 
РЕЙТИНГ НЕФТЕГАЗОВЫХ КОМПАНИЙ РОССИИ
Москва, 9 декабря
CREONENERGY.RU

Вторая церемония объявления итогов рейтинга экологической 
ответственности российских нефтегазовых компаний, реализуемого 
группой CREON и WWF Russia.

МЕЖДУНАРОДНАЯ ЭНЕРГЕТИЧЕСКАЯ НЕДЕЛЯ
Москва, 14 декабря
IEWEEK.RU/CONF2011/

В рамках этого бизнес-форума состоятся бизнес-встречи и переговоры 
по поставкам технологий и оборудования для нефтегазовых компаний 
России и зарубежных стран.

конференция ТРУБОПРОВОДНЫЙ ТРАНСПОРТ.  
ТЕОРИЯ И ПРАКТИКА
Москва, 7–8 февраля
PIPELINE-CONF.COM

Обеспечение безопасности, надежности и эффективной эксплуатации 
трубопроводных систем, решение проблем и задач модернизации и 
инновационного развития трубопроводного транспорта.

выставка НЕФТЬ. ГАЗ. ЭНЕРГО
Оренбург, 15–17 февраля
URALEXPO.RU

Крупное деловое мероприятие региона, площадка для обсуждения 
перспектив развития нефтегазовой индустрии Оренбуржья и  
всей России.

конференция АРКТИКА И ШЕЛЬФОВЫЕ ПРОЕКТЫ
Москва, 16-17 февраля
ARCTIC.S-KON.RU

Обсуждение актуальных вопросов и перспектив освоения 
Арктического и Континентального шельфа, роли Арктики в 
удовлетворении спроса на энергоресурсы.

выставка ТЕРРИТОРИЯ NDT 2017
Москва, 28 февраля–2 марта
EXPO.RONKTD.RU

Ежегодный форум средств и технологий неразрушающего контроля. 
Отраслевые круглые столы «НК в промышленности».

Календарь мероприятий ДЕКАбрь 2016–ИЮНЬ 2017

Годовой план — http://runeft.ru/activity/
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выставка METROLEXPO
Москва, 17–19 мая 
METROL.EXPOPROM.RU

Форум в поддержку государственной политики в области 
модернизации и технологического развития экономики России.

конференция СОВРЕМЕННЫЕ ТЕХНОЛОГИИ КРС И 
ПНП. ПЕРСПЕКТИВЫ РАЗВИТИЯ
Анапа, 22–27 мая
CONF1.OILGASCONFERENCE.RU

Ознакомление с новейшими достижениями отраслевых институтов, 
нефтегазодобывающих и сервисных компаний, позволяющими 
успешно решать проблему импортозамещения.

конференция НЕФТЕГАЗСТРОЙ
Москва, 23 мая
N-G-K.RU

Формирование цивилизованного рынка в нефтегазовом 
строительстве, увеличение доли российских компаний на 
нефтегазостроительном рынке.

выставка ГАЗ. НЕФТЬ. НОВЫЕ ТЕХНОЛОГИИ.
Уфа, 23–26 мая
BVKEXPO.RU

Отраслевое событие России и ближнего зарубежья: свыше 400 
ведущих компаний-участников из 40 регионов России и зарубежных 
стран, 14 000 кв.м выставочной площади.

саммит ТРУДНОИЗВЛЕКАЕМЫЕ И  
НЕТРАДИЦИОННЫЕ ЗАПАСЫ
Москва, 25 мая
TRIZSUMMIT.RU

Среди акцентов саммита — проблемы государственного 
стимулирования отрасли и производства импортозамещающей 
продукции.

семинар ОПТИМИЗАЦИЯ ЗАТРАТ  
ПРИ ДОБЫЧЕ НЕФТИ
Пермь, 30 мая
KONFERENC-NEFT.RU

Совершенствование и оптимизация эксплуатации УШГН, УШВН, УЭДН 
и УЭЦН малой производительности. Энергоэффективные технологии 
для скважин, оборудованных УЭЦН и ШГН.

конференция УПРАВЛЕНИЕ НЕФТЯНЫМ ТЕРМИНАЛОМ 
Амстердам-Роттердам, 
Нидерланды, 1–3 июня
OILTERMINALMANAGEMENT.COM

Международная программа по обмену опытом и серия технических 
визитов на терминалы в Нидерландах.

конференция ИННОВАЦИОННЫЕ РЕШЕНИЯ   
В ОБЛАСТИ КРС, ПНП, ГНКТ
Ялта, 5–9 июня
TOGC.INFO

Ловильные работы в ГС, РГС, ЗБС. Телеметрия при КРС, СПО, ОПЗ, РИР, 
глушении, ловильных работах. Физико-химические обработки ГС. Осво-
ение ГС. Геологические исследования ГС.

конференция ЯМАЛ НЕФТЕГАЗ
Салехард, 7–9 июня
YAMALOILANDGAS.COM

Запуск новых СПГ-проектов в ЯНАО, развитие существующих проектов 
по добыче в условиях санкций и импортозамещения, реализация 
проекта Ямал СПГ, новые проекты в шельфовой и пришельфовой зоне.

конференция ТЮМЕНЬ 2017
Тюмень, 27–31 марта
EAGE.RU

Помимо научной программы, состоятся секция по геомеханике, кру-
глые столы, дебаты по построению глубинных сейсмических изобра-
жений и бесплатный курс «Анализ рисков в нефтегазовых проектах».

семинар EAGE/SPE 2017: НАУКА О СЛАНЦАХ
Москва, 10–11 апреля
EAGE.RU

Региональная геология и бассейновое моделирование. Технологии 
разведки. Модель коллектора. Технологии разработки и геомеханика. 
Геологические модели и методы оценки запасов и ресурсов.

конференция НЕФТЕГАЗОВЫЕ РЫНКИ ЦЕНТРАЛЬНОЙ 
И ВОСТОЧНОЙ ЕВРОПЫ
Минск, Беларусь, 10–12 апреля
CCAPITAL.CO.UK 

Задача — подробный анализ нефтегазовых рынков стран 
Центральной и Восточной Европы как на уровне розничного 
потребления, так и на уровне международных проектов.

конференция INTRA-TECH
Санкт-Петербург, 11–12 апреля
INTRA-TECH.RU

Традиционное место встречи профессионалов для обсуждения 
актуальных проблем и поиска решений в области ремонта и 
обслуживания инфраструктуры предприятий ТЭК.

выставка GLOBAL OIL&GAS
Атырау, Казахстан, 11–13 апреля
OIL-GAS.KZ

Событие стало традиционным местом встречи для специалистов 
нефтегазовой отрасли не только Каспийского региона и Казахстана, 
но и всего мирового нефтегазового сообщества в целом.

выставка НЕФТЕГАЗ
Москва, 17–20 апреля
NEFTEGAZ-EXPO.RU

Ключевое отраслевое событие, входящее в десятку лучших мировых 
выставок нефтегазового оборудования. Проходит при поддержке 
Минэнерго России, под патронатом ТПП РФ.

НАЦИОНАЛЬНЫЙ НЕФТЕГАЗОВЫЙ ФОРУМ
Москва, 18–20 апреля
OILANDGASFORUM.RU

Первое в современной истории России мероприятие федерального 
масштаба, организованное Минэнерго России совместно с РСПП, ТПП 
РФ, Союзом нефтегазопромышленников России и РГО.

конференция и выставка  
ИНЖЕНЕРНАЯ ГЕОФИЗИКА 2017
Кисловодск, 24–28 апреля
EAGE.RU

Ориентирована на специалистов, область интересов которых — 
инженерные изыскания, малоглубинная геофизика, экология, рудная 
геофизика, инженерная геология.

конференция ГОРИЗОНТАЛЬНЫЕ СКВАЖИНЫ 2017
Казань, 15–19 мая
EAGE.RU

Конференция по проблемам и перспективам горизонтальных 
скважин совместно с семинаром «Микросейсмический мониторинг 
гидроразрыва пласта».

Календарь для IPAD — http://runeft.ru/activity/ical/

table of events DECEMber 2016–JUNE 2017
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СИСТЕМА УДАЛЕННОГО КОНТРОЛЯ И УПРАВЛЕНИЯ СКВАЖИНОЙ ГЕОСТАР - 111.ДД

Датчики контроля

Устройства связи и питания

АУГПС-112 – Стационарный  автоматический эхолот. Служит для  определения  уровня жидкости в скважине. Позволяет обеспечить 
оптимальную работу насоса в скважине.

ГС-АМТУ – Манометр-термометр устьевой. Предназначен для регистрации избыточного давления и температуры.

ДДС-102 – Датчик динамографа стационарный. Предназначен для регистрации динамограммы работы ШГНУ.

ГС-ДВУ-102 – Датчик расхода вихревой. Предназначен для регистрации расхода однофазной жидкости.

ГС-ДТ-102 – устройство предназначено для регистрации значения тока.

Все датчики имеют степень защиты от внешних воздействий IP67.  
Широкий диапазон рабочих температур гарантирует работу датчика практически в любой климатической зоне.
Датчики внесены в Госреестр средств измерений и сертифицированы и имеют большой опыт использования.

ГС-АМТУ

ДДС-102

АУГПС-112

ГС-ДТ-102
ГС-ПУ-102

ГС-ДВУ-102
ГС-КСА УИК БСИ

УИК – устройство  интеграции и коммутации предназначено для  чтения, записи, передачи данных с датчиков и приема/передачи 
управляющих команд с диспетчерского узла.

ГС-ПУ-102 – переносное устройство для передачи данных предназначено для  просмотра замеров в полевых условиях/ на объекте в случае 
отсутствия радиосвязи на объекте/скважине. 

ГС-КСА – контроллер солнечных АКБ  применяется  в случае отсутствия внешнего источника питания. Служит для зарядки АКБ от солнечной 
энергии. Предназначен для  обеспечения питанием  датчиков.

БСИ – блок сбора информации (ноутбук).

Автоматизированная система контроля процесса закачки жидкостей  предназначена для одновременного 
контроля в режиме реального времени, показаний давления, температуры, расхода (мгновенного и суммарного), 
нагнетаемой по трубопроводу жидкости.

Производитель: ООО «СТК ГЕОСТАР» 
тел./факс: +7 (8552) 53-11-77, 53-11-88, 53-11-99

e-mail: gstar@gstar.ru, web: www.gstar.ru

СИСТЕМА КОНТРОЛЯ РЕМОНТА СКВАЖИН 
ГЕОСТАР – ПКРС-104 

Мобильное исполнение
Полевые условия труда
Сертификация
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